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Este documento es el Informe Final del proyecto “Disefio del mercado para gran participacion de
generacion variable en el sistema eléctrico de Chile”, desarrollado para la Asociacion de Generadoras de
Chile (AG) por un consorcio formado por Synex Ingenieros Consultores, el Instituto de Investigacion

Tecnologica de la Universidad Pontificia Comillas y Estudios Energéticos Consultores.
En el desarrollo del proyecto el Consultor cubrié las siguientes etapas:

«  En la primera etapa se analizé el impacto técnico-econémico a nivel internacional de las energias
renovables variables en los diferentes segmentos del mercado eléctrico, se definieron los debates mds
relevantes a raiz de las elevadas penetraciones de estas tecnologias y se presenté una panordmica

detallada de las experiencias internacionales al respecto.

« En la segunda etapa se estudio el mercado chileno y se identificaron los aspectos criticos que pueden
obstaculizar una integracion eficiente de las tecnologias de energia renovable variable (ERV) en el
sistema eléctrico. También se identificaron en esta etapa las mejores prdcticas de la experiencia

internacional.

« La tercera etapa tuvo el objetivo de presentar una serie de propuestas regulatorias para el contexto
chileno con el objetivo de garantizar la eficiencia del mercado en escenarios de elevada penetracion
de energia renovable variable y analizar los cambios legislativos y regulatorios que se requeririan

para llevar a cabo las propuestas.

El presente informe final se ha organizado en un resumen ejecutivo, en versiones en castellano y en
inglés, 5 capitulos y 2 anexos. El capitulo 1 desarrolla la propuesta integral de ajustes regulatorios
para garantizar la eficiente incorporacion de ERV en el mercado eléctrico. En el capitulo 2 se
presentan los ajustes legales, reglamentarios y normativos requeridos para implementar la propuesta
integral. El capitulo 3 presenta el diagndstico de las fallas del diseiio del mercado eléctrico que
podrian impedir el desarrollo eficiente de las ERV. El capitulo 4 presenta las mejores prdcticas
regulatorias identificadas en la experiencia internacional. Finalmente, el capitulo 5 se presenta
detalladamente el andlisis de la experiencia internacional en mercados eléctricos con alta participacion
de ERV. El Anexo A entrega ejemplos numéricos relacionados con la aplicacion de la propuesta
regulatoria integral; el Anexo B analiza el tema de la co-optimizacion de la operacion y reservas de

generacion contenido en dos proyectos de reglamentacion del mercado eléctrico en actual tramitacion.

Cabe seiialar que las recomendaciones y propuestas contenidas en el presente informe son el resultado
del andlisis desarrollado por el equipo consultor, basado en su experiencia, y no necesariamente reflejan

la opinion o preferencias de la AG o sus empresas asociadas.
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Disefio de Mercado para Gran Participacion de Energia
Renovable Variable en el sistema eléctrico de Chile

Resumen Ejecutivo

1.- Introduccion

Las tecnologfas de Energia Renovable Variable (ERV) se constituyen en un elemento pivotal
de la transicién energética hacia bajas emisiones de carbén que el sector eléctrico debera
sobrellevar en las siguientes pocas décadas; sus costos decrecientes, su bajo impacto ambiental
y su extendida disponibilidad ha resultado en un crecimiento sostenido de la capacidad
instalada de esas tecnologfas en todo el mundo. Sin embargo, la penetracién de ERV puede
alterar el funcionamiento de los mercados de electricidad, los cuales fueron disefiados en
muchos casos para sistemas eléctricos dominados por plantas termoeléctricas e hidroeléctricas.
Las caracteristicas peculiares de las fuentes renovables crean impactos técnico-econémicos en

diferentes horizontes de tiempo, como se resume en la Tabla i.

Tabla i. Impacto Técnico-econémico de tecnologias ERV

Caracteristicas ERV
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Tales preocupaciones no deberfan impedir el desarrollo de esas tecnologfas; sin embargo, se
necesitan reformas del mercado para asimilar de manera eficiente los altos niveles de
penetracién de ERV que se pronostican para el futuro cercano. El objetivo del estudio que se
presenta en este resumen ejecutivo es analizar las experiencias internacionales para extraer

recomendaciones y propuestas de reforma para el sector eléctrico chileno.




2.- Contexto Chileno

El costo decreciente que estdn mostrando las tecnologias de generacién eléctrica en base a
fuentes de energias renovables variables, ya empieza a tener consecuencias en el grado de
penetracién que se observa en Chile para estas energias, con una fuerte contribucién de las
ERV (tecnologfas edlicas y fotovoltaicas principalmente) al desarrollo de las energfas
renovables no convencionales (ERNC). En octubre de 2017 se alcanzé la meta de 20% que para
estas ERNC habifa establecido la ley eléctrica para el afio 2025, y diversos estudios muestran

que la participacién de las ERV hacia el 2030 superara el 30%.

El analisis de una propuesta regulatoria que facilite la incorporacién eficiente de altos grados
de participacién de ERV en la matriz energética chilena ha identificado la necesidad de realizar
una propuesta integral, no solo enfocada a resolver o administrar adecuadamente los impactos

en escalas temporales de corto y mediano plazo, sino que también de largo plazo.

En el plano regulatorio propiamente tal, el mercado eléctrico chileno se encuentra en una
transicién en las normas que regulan la provisién de los denominados servicios
complementarios, los que en sus componentes de reserva rotante y no rotante pronta son parte
esencial para balancear a las ERV. Esta transicién estd determinada por la aprobacién de la ley

20.936 a mediados del 2016, la que se encuentra en etapa de implementacién reglamentaria.

El analisis de las disposiciones de la mencionada ley ha detectado aspectos criticos
principalmente en lo referido a la asignacién de los costos de los servicios complementarios de
balance, sin criterio de causalidad, a los responsables de los mismos, tanto por el lado de la

demanda como por el lado de la generacién de distintas fuentes de energfa.

Por otra parte, se detecta también como critica la regulacién, mantenida desde la creacién del
mercado spot hace mas de 8 décadas, en cuanto a que las transacciones de oportunidad en el
mercado spot se realicen con los costos marginales del post despacho, sin que exista una
vinculacién entre los compromisos de cantidades y costos marginales establecidos en el pre

despacho y posteriores reprogramaciones.

La solucién de los principales aspectos criticos detectados debe también tener en cuenta la
modificacién de las normas reglamentarias en actual elaboracién, en materia de servicios

complementarios y de coordinacién de la operacion.

3.- Revision de la experiencia internacional

A medida que los niveles de penetracién de las ERV crecen, muchos sectores eléctricos en todo
el mundo estdn ya enfrentando nuevos desatios y las reformas estdn teniendo lugar para
mejorar la integracién de esas tecnologias al mercado. Aunque el impacto de las tecnologias
renovables varfa de acuerdo a las caracteristicas del sistema y del ambiente regulatorio, los
problemas principales que surgen son similares y una revisién de las experiencias
internacionales es un paso fundamental a ser dado antes de avanzar en una propuesta para el

contexto chileno. Esas experiencias pueden ser agrupadas en cuatro segmentos diferentes del



mercado: servicios complementarios (ancillary services) y mercados diario, intradiario y de
confiabilidad.

En relacién con los servicios complementarios, las experiencias internacionales apuntan hacia
una reduccién progresiva o eliminacién de excepciones de las responsabilidades de balance
para las tecnologias renovables, de manera de ser ellas expuestas a la sefial eficiente
transmitida por el precio de balancear el desequilibrio. Al mismo tiempo, si a los recursos ERV
se los hace responsables de los desequilibrios, se les deberfa permitir vender servicios
complementarios, cuando es técnicamente factible; muchos reguladores estan modificando el
disefio de productos de servicios complementarios (en términos de separar reservas para subir
y para bajar, por ejemplo) para eliminar barreras a la participacién de las ERV en los mercados
de balance o de tiempo real. El andlisis muestra también que los costos asociados a la energia
de balance (activacién de reservas en tiempo real) son asignados de acuerdo a la
responsabilidad en el desbalance del sistema (y a menudo remuneradas al precio marginal),
mientras que los costos de la reserva de capacidad son ain socializados en muchos paises.
Finalmente, atin si muchos estudios teéricos predicen que el volumen econémico de servicios
complementarios podria crecer con la penetracién de ERV, la evidencia empirica muestra este

no es siempre el caso en mercados reales, como lo resalta el caso aleman.

En cuanto a los mercados diarios, muchos reguladores estdn reformando los mecanismos de
soporte de las ERV para evitar distorsiones en este segmento de mercado. Asi, las “feed-in
tariffs” estan siendo reemplazadas por esquemas més sofisticados, los cuales apuntan a proveer
ayuda econdémica a esas tecnologfas sin afectar su comportamiento en el mercado. Ademis,
experiencias desde ambos lados del Atldntico sugieren que la penetracién de tecnologfias
renovables amplifica las ventajas de mercados diarios basados en ofertas complejas y precios
nodales. Otro elemento afectado por la variabilidad de las plantas de ERV es el ciclaje de las
centrales térmicas, cuyos costos crecientes de partidas y paradas deben ser apropiadamente

remunerados.

La participacién de energfa renovable también incrementa la relevancia de los mecanismos del
mercado intradiario. Errores de prediccién por parte de productores ERV decrecen
significativamente cuando consiguen estar cerca al tiempo real. En este contexto, los
asentamientos intradiarios proveen un ambiente para colocar apropiadamente los costos de
ajustes intradiarios, una herramienta instrumental para proveer a todos los agentes del
mercado (particularmente los productores ERV) con los incentivos que requieren para dar lo
mejor para mejorar sus pronésticos mitigando desbalances, por un lado, y también aquellos
generadores convencionales flexibles quienes pueden proveer tal respaldo. Ademads, mas

mercados intradiarios liquidos pueden también reducir la necesidad de reservas.

Con respecto a los mecanismos de confiabilidad o de adecuacién (como mercados de capacidad),
después de haber sido indicados por muchos afios como unos de los drivers para la
introduccién de esos instrumentos regulatorios, las tecnologfas renovables estan ahora siendo
reconocidas como potenciales proveedores de confiabilidad. En sectores eléctricos dominados
por hidroelectricidad, donde la intermitencia de las ERV puede ser absorbida por la capacidad
de almacenamiento, o en sistemas donde la generacién ERV presenta una correlacién
estadistica relevante con la demanda de punta, las tecnologias renovables pueden contribuir

significativamente a la confiabilidad del sistema. Sin embargo, se levantan controversias



cuando se trata de definir que metodologia deberfa ser usada para calcular la energia o la
capacidad firme de esas unidades o si ellas deberfan ser objeto de las mismas penalidades que se
aplican a las unidades convencionales. En esos temas no existe consenso y las experiencias

internacionales divergen.

4.- Propuesta Integral de Mejoras Regulatorias para lograr
Funcionamiento Eficiente del Mercado Eléctrico en Contexto de
Alta Penetracion ERV

De acuerdo a la revisién de la experiencia internacional y a una evaluacién del disefio actual del
mercado eléctrico en Chile, se efectia una propuesta regulatoria destinada a integrar

eficientemente a las tecnologfas en base a ERV, la que se compone de los siguientes elementos:

Despacho vinculante

e [Establecer un despacho vinculante en la programacién diaria, con un precio calculado
ex-ante al cual es remunerada la energia comprometida en dicho despacho,
independientemente de las reprogramaciones posteriores. El despacho vinculante
provee a los agentes del mercado de una herramienta de cobertura de riesgo en un
contexto en que éste puede verse incrementado al ser mdas frecuentes las
modificaciones al despacho debido a una alta penetracién ERV. Asimismo, un despacho
vinculante es necesario para asignar eficientemente los costos de los sucesivos
redespachos a los agentes que los causan, asi como los costos de la activacién de
reservas.

e Calcular un precio para cada redespacho o reprogramacién efectuada en el horizonte
intradiario, y liquidar a dicho precio las diferencias o desvios que eventualmente se
produzcan respecto al programa previo. Los compromisos vinculantes respecto de los
cuales se calcularan los desbalances o desvios deben ser actualizados de acuerdo al

sefnalado redespacho.

Recuperacion de costos fijos de operacion

e Garantizar la recuperaciéon de costos fijos de operacién (tales como los costos de
arranque y detencién) a través de una de dos alternativas: i) la introduccién de un uplift
en el costo marginal, el cual apunta a la internalizacién de los costos fijos sefialados en
dicho precio, o ii) a través de un pago lateral (side payment) de los costos fijos pagados

discriminadamente a cada generador.

Optimizacion de los costos de reserva

e Co-optimizar energia y reservas, despejando asf simultaneamente y mediante el mismo
algoritmo el uso de ambos recursos considerando los costos declarados. La co-
optimizacién permite aprovechar las ventajas de las sinergias entre estos dos
productos complementarios, evitando ademds la aplicacién de un esquema de subastas

de reservas que no serfa consistente con el resto del disefio de mercado en Chile.



e Diseflar productos de reserva que no presenten barreras implicitas para la
participacién de algunos agentes. Distinguir la adquisicién de reservas para subir

generacién y para reducir generacion.

Causalidad en Ia asignacion de costos de reserva

e LEvitar la socializaciéon de los costos de la reserva, los que deben ser asignados a los
agentes responsables de ocasionarlos.

e Los costos relacionados con la energfa aportada por las reservas pueden ser asignados
de acuerdo a los desvios registrados entre el udltimo despacho vinculante y la
generacion real.

e Los costos relativos a la mantencién de la capacidad de las reservas pueden ser
asignados ya sea mediante una metodologia especifica para el calculo de requerimiento
de reservas (cumpliendo un principio de causalidad de costos), o utilizando promedios
moéviles de los desvios calculados para cada recurso, como proxy de la determinacién

de responsabilidad en el costo.

Confiabilidad de largo plazo

e En orden a introducir una sefal de largo plazo para la atraccién de recursos flexibles,
serfa recomendable incluir tal sefial en un concepto anédlogo al pago por capacidad,
incorporando un pago adicional a este, el que remunerarfa el concepto de capacidad
flexible. Se considera que una solucién de este tipo es mas robusta que una posible
segmentacién del mercado de generacién con licitaciones de unidades generadoras

desarrolladas a estos efectos.

5.- Implementacion legal y regulatoria de la propuesta

Para la implementacién de la propuesta se requerird de algunas modificaciones normativas. Los

ambitos de aplicacién serfan los siguientes:

Modificaciones a Ia LGSE

e Establecer que las transacciones de energifa resultan de una valoracién programada el
dfa anterior a la operacién real de acuerdo a las cantidades programadas y a los costos
marginales previstos; que de existir desvios que originen reprogramaciones antes del
inicio de la operacién real, las transferencias originadas en tales desvios serdn
valorizadas a los costos marginales previstos en la nueva reprogramacién, y que las
desviaciones observadas durante la operacién real seran transadas al costo marginal
que resulta de la operacién real, todo segin especificaciones que se establecerdn
reglamentariamente. Esta modificacién deberfa introducirse en el Articulo 149° de la
LGSE.

e En materia de servicios complementarios, se debe modificar el Articulo 72°-7 de la
LGSE, modificacién que debe considerar los siguientes aspectos:

- Senalar que los recursos cuya activacién como servicio complementario es

necesaria de ejercer, y cuya infraestructura de soporte esté presente en el sistema,



se programaran y valorizaran de acuerdo a un proceso de optimizacién que
resuelva simultdneamente los despachos y la asignacién de recursos para SSCC.

- Establecer que la remuneracién de los servicios complementarios serd cargada a
los generadores o a la demanda en funcién de si su activacién ha sido motivada por
efectos originados respectivamente por estos agentes, por aplicacién de un

principio de causalidad.

Modificaciones Reglamentarias

En Reglamento de Coordinacion de la operacion

Establecer los protocolos diarios mediante los cuales los agentes entregaran
informacién respecto al pronéstico de la disponibilidad de recursos primarios (agua,
viento y sol) e infraestructura de generacién para el dfa siguiente, y mediante los
cuales efectuaran las reprogramaciones.

Establecer que los pronésticos de recursos primarios son elaborados por el
Coordinador, pero que cada operador tendré la facultad de solicitar que se utilice su
propio prondstico.

Sefalar que el monto de las reservas primaria y secundaria se estableceran mediante
consideraciones probabilisticas y econémicas.

Establecer que la asignacién del monto de las reservas a las unidades y/o dispositivos
que puedan aportarlas se efectuara mediante un proceso de optimizacién econémica en
conjunto con la programacién -y reprogramacién- de la operacién de corto plazo, y que
considera los costos declarados para la operacién de todos los recursos sujetos a la
coordinacion.

Establecer la responsabilidad del Coordinador en términos de efectuar la casacién
entre la generacién programada y la demanda, tanto en la primera programacién como
en las reprogramaciones que se establezcan.

Establecer la responsabilidad del Coordinador en términos de registrar y valorar la
energia programada y los correspondientes desvios a sus respectivos costos
marginales.

Establecer que las transferencias econdmicas se efectuaran en cada perfodo de
facturacién a los precios o costos marginales de casacién, y los desvios entre la
operacién real y la tltima programada a costos marginales reales.

Establecer que los costos fijos de arranque y detencién serdn variabilizados en funcién
de la energfa producida en cada ciclo de arranque y parada, y que serdn incorporados al
costo variable de las unidades. Alternativamente remunerar través de un pago lateral

(side payment) los costos fijos, discriminadamente a cada generador.

En Reglamento de Servicios Complementarios

Establecer que el costo de mantencién de las reservas durante la operacién serd

remunerado por los generadores o por la demanda dependiendo de si las reservas



respectivas se han dispuesto para absorber variaciones o errores de pronéstico
producidos por estos agentes.
Establecer que el costo de ejercicio de las reservas distingue los casos de aumento de

generacién y disminucién de generacién.



Market Design for a Large Share of Variable Renewable
Energy
in the Chilean National Electricity System

Executive Sumary

1. Introduction

Variable Renewable Energy (VRE) technologies are a pivotal element of the low-carbon
energy transition that power sectors will have to undergo in the next few decades; their
decreasing cost, their low environmental impact, and their widespread availability resulted in a
sustained growth in the installed capacity of these technologies worldwide. However, VRE
penetration may alter the functioning of electricity markets, which were in many cases
designed for power sectors dominated by thermal and hydropower plants. The peculiar
characteristics of renewable sources create technical-economic impacts in different time

horizons, as summarised in

Tabla 1.

Table ii. Techno-economic impact of VRE technologies
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Increase in system imbalances )
Very short term
Increase in price volatility of markets in this time horizon C- |
Merit-order effect on conventional units ()
Reduction in average prices ()
Short term
Increase in price volatility of markets in this time horizon ()
Increase in cycling of thermal plants o
Increase in the uncertainty over future prices ® @ ¢)
Long term  Increase in the uncertainty over the future generation mix )
Increase in regulatory uncertainty )

Such concerns should not hinder the development of these technologies; however, market
reforms are needed in order to efficiently assimilate the high VRE penetration levels envisaged

for the near future. The objective of the project presented in this executive summary is to



analyse international experiences and draw recommendations and reform proposals for the

Chilean power sector.
2. The Chilean context

The decreasing cost of the VRE technologies is starting to produce consequences in the degree
of penetration of the energy generated from these technologies. In October 2017, the target of
20% that the electricity law established for non-conventional renewable energies (NCRE) for
2025 was reached, with high participation of VRE in these figures. Diverse studies show that
for 2030 the participation of VRE will exceed 30%.

The analysis of a regulatory proposal that facilitate the efficient incorporation of high degree
of participation of VRE in the Chilean energy matrix, has identified the need for making an
integral proposal, not only focused to solve adequately the impacts of VRE in the short or

medium term, but also in the long term time.

About the regulatory aspects, the Chilean power market is currently at a transition stage
regarding the norms that regulate the provision of ancillary services, which in their
components related with spinning and prompt non-spinning reserves are required for
balancing VRE. This transition is determined by the enacted of the transmission law (Law N°

20936 of July 2016), which is being implemented at the level of regulations.

Because of the analysis of the aforementioned law, critical aspects were identified, mainly in
relation to the allocation of the balancing ancillary services costs without a criterion of
causality to the responsible of such costs, either the demand or the different generating

sources.

On the other hand, also is considered critical the regulation of the energy transactions in the
spot market valuated on the basis of the post-dispatch short run marginal cost, without a
linkage between the quantities and prices established in the pre-dispatch and the later dispatch

programs.

The solution of the main critical aspects detected has to take into account the amendment of

the regulations related to ancillary services and the coordination of the operation.
3. Review of international experiences

As VRE penetration levels grow, many power sectors worldwide have already started facing
new challenges and reforms are taking place to improve the integration of these technologies
in the market. Although the impact of renewable technologies varies according to the
characteristics of the system and the regulatory environment, the main problems that arise are
similar and a review of international experiences is a fundamental step to be made before
advancing any proposal for the Chilean context. These experiences can be grouped in four

different market segments: ancillary services, day-ahead, intraday, and reliability markets.

As regards ancillary services, international experiences point towards a progressive reduction
or elimination of exemptions from balancing responsibilities for renewable technologies, for
them to be exposed to the efficient signal conveyed by the imbalance price. At the same time, if

VRE resources are made responsible for their imbalances, they should also be allowed to sell



ancillary services, when technically feasible; many regulators are modifying the design of
ancillary products (in terms of separation of upwards and downwards reserves, for instance) to
eliminate barriers to VRE participation in balancing or real-time markets. The analysis also
shows that costs associated to balancing energy (activation or reserves in real time) are
assigned according to the responsibility in the system imbalance (and often remunerated at the
marginal price), while costs for reserving capacity are still socialised in many countries.
Finally, even if many theoretical studies predict that the economic volume of ancillary services
would grow with VRE penetration, empirical evidence shows that this is not always the case

in real markets, as highlighted by the German case.

In terms of day-ahead markets, many regulators are reforming VRE support mechanisms in
order to avoid distortions in this market segment. Feed-in tariffs are been replaced by more
sophisticated schemes, which aim at providing economic aid to these technologies without
affecting their market behaviour. Furthermore, experiences from both sides of the Atlantic
suggest that the penetration of renewable technologies amplifies the advantages of day-ahead
market designs based on complex bids and nodal prices. Another element affected by the
variability of VRE power plants is the cycling of thermal plants, whose increasing start-up and

shut-down costs must be properly remunerated, possibly including them in the marginal price.

Renewable participation also increases the relevance of intraday mechanisms. Prediction errors
from VRE producers significantly decrease when getting closer to real time. In this context,
intraday settlements provide an environment to properly allocate the costs of intraday
adjustments, an instrumental tool to provide all market agents (particularly VRE producers)
with the needed incentives to do their best to improve their forecasts mitigating imbalances on
one side and also those flexible conventional generators who may provide such a back-up.

Furthermore, more liquid intraday markets can also reduce the need for reserves.

As regards reliability or adequacy mechanisms (as capacity markets), after having been
indicated for many years as one of the drivers for the introduction of these regulatory
instruments, renewable technologies are now also being recognised as potential reliability
providers. In hydro-dominated power sectors, where VRE intermittency can be absorbed by
the storage capability, or in systems where the VRE generation presents a relevant statistical
correlation with peak demand, renewable technologies can contribute significantly to the
reliability of the system. However, controversies arise when defining which methodology
should be used to calculate the firm energy or capacity of these units or whether they should
be subject to the same penalties as conventional units. No consensus can be found on these

issues and international experiences diverge.

4. Integral regulatory proposals for an efficient power market in the context of high

penetration of VRE

Based on the review of international experiences and on the assessment of the current design
of the Chilean electricity market, a set of regulatory proposals for a harmonious integration of

VRE technologies can be advanced:

Binding dispatch
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Introduce a binding dispatch in the day ahead, with a price calculated ex-ante at which the
capacity committed in such dispatch is remunerated, regardless of later modifications in
the unit commitment. The binding dispatch provides market agents with an essential tool
to hedge their risk in a context in which such risk may increase, since dispatch
modifications may become more frequent with high VRE penetrations. Beyond that, a
binding dispatch is necessary for efficiently assigning the cost of successive re-dispatches

(and, ultimately, the cost of reserves activation) to those agents who caused them.

Calculate a price for each re-dispatch or reprogramming of the system carried out in the
intraday time horizon and settle any difference with respect to the previous programme at
such price. Binding positions, on which imbalances will be calculated, must be updated

according to such re-dispatch.
Fixed operation costs recovery

Guarantee the recovery of fixed operation costs (as start-up and shut-down costs) through
the introduction of an uplift on the market price. The uplift aims at internalising such fixed
costs in the marginal price. Uplifts must be considered in the calculation of the price of the

binding dispatch as well as of any successive re-dispatch.
Optimization of reserve costs

Co-optimise energy and reserves, thus clearing at the same time and through the same
algorithm the energy and the reserve market. Such markets can be based on audited costs
as in the current design. Co-optimisation allows to take advantage of the synergies
between these two complementary products and allows to avoid a bid-based reserve

market that would not be coherent with the rest of the Chilean market design.

Design reserve products which do not present implicit barriers for the participation of

some market participants. Separate the procurement of upward and downward reserves.
Cost-causality principle in assigning reserve costs

Avoid as much as possible the socialisation of reserve costs. The latter must be assigned to

the agents responsible for them.

Costs related to balancing energy (reserve activation) can be assigned according to the
imbalances registered between the last binding dispatch and the actual injection of each

resource.

Costs related to balancing capacity can be assigned either through an enhanced
methodology for the calculation of the reserve requirement (fulfilling the cost-causality
principle) or by using a moving average of imbalances, calculated for each resource, as a

proxy of the responsibility for the incurrence in such costs.
Long term reliability

In order to introduce long-term signals for attracting flexible resources, it would be better

to introduce aa cost concept analogous to the capacity payment to remunerate the flexible
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capacity concept. This solution is strongest than segmenting the market with targeted

auctions for generating units developed for these purpose.
5. Legal and regulatory implementation of proposals

Some legal and regulatory changes will be required for the implementation of the proposal.

The scope of application would be as follows:
Legal modifications

+ Establish that energy transactions result from a scheduled operation and valuation the day
before to the actual operation, in accordance with the scheduled quantities and projected
marginal costs, that if there are deviations originating from rescheduling before the start of
the actual operation, the transfers originated in such detours will be valued at the marginal
costs envisaged in the new rescheduling, and that the deviations observed during the real
operation will be valued at the marginal cost resulting from the actual operation, all
according to specifications to be established in the regulations. This amendment should be
introduced in article 149 ° of the LGSE.

+ In the area of complementary services, article 72 °-7 of the LGSE must be amended, which

should consider the following aspects:

- Indicate that the resources whose activation as an ancillary service is necessary to apply,
and whose support infrastructure is present in the system, will be programmed and
valued according to an optimization process that simultaneously solves the dispatch and
the allocation of resources for SSCC.

- Establish that the remuneration of the ancillary services shall be charged to the
generators or to the demand depending on whether their activation has been motivated
by eftects originated respectively by these agents, by application of a causality principle.

Regulatory modifications
In regulation of operation coordination

+ Establish the daily protocols by means of which the agents will provide information
regarding the forecast of the availability of primary resources (water, wind and sun) and
generation infrastructure for the next day, and through which they will perform the

rescheduling.

- Establish that the primary resources forecasts are prepared by the Coordinator, but each

operator will be entitled to request that their own forecast will be used.

- Indicate that the amount of primary and secondary reserves will be established by means of

probabilistic and economic considerations.

- Establish that the allocation of the amount of reserves to the units and/or devices that may
provide them will be carried out through a process of economic optimization in conjunction
with the programming-and rescheduling-of the short-term operation, which considers the

declared costs for the operation of all resources subject to coordination.
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+ Establish the responsibility of the Coordinator in terms of making the cassation between the
programmed generation and the demand, both in the first programming and in the

rescheduling that are established.

- Establish the Coordinator's responsibility in terms of recording and evaluating the

programmed energy and the corresponding deviations from their respective marginal costs.

+ Establish that the economic transfers will be carried out in each billing period at the
marginal prices or costs of cassation, and deviations between the actual operation and the

last one scheduled at real marginal costs.

+ Establish that the fixed costs of starting and stopping will be variabilized according to the
energy produced in each starting and stopping cycle, and that they will be incorporated at
the variable cost of the units. Alternatively, remunerate through a side payment the fixed

costs, discriminately to each generator.
In regulation of ancillary services

- Establish that the maintenance cost of the reserves during the operation will be remunerated
by the generators or by the demand, depending on whether the respective reserves have

been arranged to absorb variations or forecast errors produced by these agents.

Establish that the cost of exercise of the reserves distinguishes the cases of increase of

generation and decrease of generation.
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1. Capitulo 1: Propuesta Regulatoria Integral

1.1 Introduccion

En los términos de referencia se explicitaba que “el objetivo del estudio es el desarrollo de una
propuesta regulatoria en vista del alto nivel de penetracion de generacion basada en energias renovables
variables (ERV) en el SIEN. La propuesta debe considerar soluciones que proporcionen al sistema
sefiales de mercado para conseguir un equilibrio adecuado vinculado con la cuota de mercado éptima de

(ERV) en el sistema eléctrico chileno”.

En esa linea, es importante empezar recordando que para conseguir una integracién eficiente
en el sistema eléctrico de las fuentes de energfa renovable variable (ERV) es necesario realizar
una revision amplia del diseio de mercado, que va mucho mas alld del desarrollo de
mecanismos de mercado para la provisién de los llamados servicios complementarios que

usualmente se asocian al balance de dichas fuentes.

En este documento se describen las propuestas de desarrollo del actual marco regulatorio
chileno para conseguir el objetivo predefinido. Antes de plantear cualquier otra consideracion,
es importante destacar que las propuestas que siguen estan basadas en las buenas practicas que
emanan de la experiencia internacional (descritas en el capitulo 4) y, sobre todo, que toman
como punto de partida los criterios de disefio principales que han regido el mercado chileno
desde su implantacién, de forma que sean compatibles con un mercado de energfa y potencia,

sustentado en un sistema marginalista basado en costos auditados.

A modo de introduccién esquematica, en la tabla que se incluye a continuacién se enumeran las

mencionadas propuestas.

Horizonte

Elemento de disefio Medida o accién regulatoria asociada
temporal

Determinacién de la programacién diaria basada en
declaracién de costos y restricciones técnicas auditadas
que refleje los costos de oportunidad de los agentes

., Establecer como vinculante la programacién diaria
Casacién realizada por el Coordinador de cara a la posterior
aplicacién del principio de causalidad de costo
derivado de las ulteriores reprogramaciones
intradiarias que considere necesarias el coordinador
del sistema

Diario

Calculo precios nodales

. Remuneracién de los costos de arranque y

Precios acoplamiento (no-load cost) y consideracién de su
incorporacién en el cémputo del precio marginal del
mercado o como pagos discriminados

Establecer como vinculantes los redespachos
intradiarios, asignando tras cada uno de ellos los
Precios costos asociados a los responsables de las
modificaciones necesarias con respecto al anterior
programa.

Intradiario
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Compra separada de capacidad de reserva (o
disponibilidad de reserva) y de energfa de reserva (o
uso)

Definicién de productos diferenciados de capacidad de
reserva a subir y a bajar

Reducir la antelacion en la adquisicién de la capacidad
Definicién del producto | de reserva (al menos para una proporcién de los
requerimientos totales)

Considerar productos de corta duracién (permitir la
programacién de SSCC durante intervalos de tiempo
reducidos)

Considerar intervalos de liquidacién de los desvios
reducidos (como 15 o0 30 minutos)

SSCC

Determinacién del Aplicaciéon métodos probabilisticos y/o dindmicos para
requerimiento determinar el volumen de reservas

Co-optimizacién de energfa y reservas

Compra del producto
Remuneracién basada en el precio marginal

Asignar costos en funcién del criterio de causalidad:
estimacion ex ante basada en datos histéricos o ex post
(desacoplada de la sefial de corto, e.g., uso mensual)

Asignacién de costos:
capacidad de reserva

Asignacion de costos: Asignar costos en funcién del criterio de causalidad:
energfa de reserva desvios con respecto al programa vinculante previo

Condicionar ex-ante la potencia firme a la posibilidad
de participar en mercados de SSCC o bien diferenciar
pago por capacidad entre unidades generadoras
Potencia firme flexibles y no flexibles

Condicionar el pago por capacidad a un compromiso a
cumplir durante los periodos escasez

Confiabilidad

Las ERV van a permitir expandir gradualmente el sistema eléctrico de una manera mas
respetuosa con el medio ambiente, e incluso mas barata. Pero su caricter variable afade una
cierta complejidad a la operacién en el corto plazo y en alguna medida puede incrementar la
incertidumbre vinculada a la inversién en el largo plazo. Los mecanismos de mercado deben
por tanto adecuarse también de forma gradual a esta realidad. El actual disefio del mercado
eléctrico chileno esta dotado de una serie de caracteristicas que permiten implantar estos
desarrollos sin necesariamente alterar las lineas fundamentales que lo han regido desde su
tundacién. Como se discute a continuacion, las propuestas regulatorias que se presentan en este
documento, se pueden perfectamente introducir respetando dos de los principios
fundamentales del disefio regulatorio chileno: 1) la gestién centralizada por parte del
Coordinador del Sistema Eléctrico Nacional (SEIN) de la operacién del sistema, y ii) el célculo

de las senales de precio basado en costos auditados.

En cualquier caso, es fundamental dejar claro desde el inicio que el objetivo de todas estas
propuestas no es otro que responder a dos de los criterios bésicos del disefio regulatorio: 1)
todo producto o servicio que un agente provee debe estar adecuadamente definido, y ii)
permitir que el mecanismo de mercado pueda ponerle el precio adecuado, que por un lado no

s6lo lo remunere sino que sirva como sefial para potenciales futuros proveedores, y por otro,
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que permita que aquellos que se benefician del mismo (en la justa medida en que lo hacen) lo

paguen correspondientemente.

Las propuestas que se presentan a continuacién, ademas, se circunscriben alrededor de un
principio fundamental: la causalidad del costo, como herramienta clave para enviar sefiales a
los agentes que les incentiven a contribuir a maximizar la eficiencia global del servicio de
provisién del suministro de electricidad. En ese sentido, el punto clave alrededor del cual se
construye el conjunto del redisefio que gradualmente se propone implantar en el contexto
chileno, consiste en establecer los mecanismos que permitan asignar a todos los agentes los
costos de los desvios y de la provisién de reservas en funcién de su responsabilidad en los

mismos, no sélo aplicable a la generacién convencional sino también a las ERV y a la demanda.

En la primera parte de este capitulo, se presentan en detalle todas las propuestas regulatorias
que los consultores consideran que podrian ser beneficiosas para el mercado eléctrico chileno a
medida que aumente la penetracién renovable. En la segunda parte, se analizan los cambios

legislativos y regulatorios que se requeririan para llevar a cabo las propuestas.

1.2 Programacién y reprogramaciones de corto plazo vinculantes

Establecer como referencia vinculante la programacion diaria realizada por el Coordinador de
cara a la posterior aplicacion del principio de causalidad de costo en el caso de que los desvios

acaecidos planteen la necesidad de una ulterior reprogramacion intradiaria

En el capitulo 4, se subraya la importancia de establecer con una cierta antelacién programas y
compromisos “fisicos” vinculantes. Estos compromisos permiten la coordinaciéon necesaria para
asegurar el balance generacién-demanda, la programacién de las reservas, el cumplimiento de
las distintas restricciones técnicas en el tiempo real y facilitan la eficiencia econémica de los

Iintercambios.

Antecedentes

El desarrollo masivo de medios de generacién que utilizan recursos energéticos renovables
variables (ERV) impone nuevos desatios a la forma en que el proceso de informacién sobre los
medios de generacién disponibles y las diferentes instancias de programacién alcanzan el

objetivo final de la operacién segura y 6ptima del sistema eléctrico.

Las mejores practicas a nivel internacional ponen en evidencia la relevancia de dar las sefales
econémicas adecuadas a los participantes del mercado en las instancias de corto plazo,
entendiendo por tales aquellas que quedan comprendidas entre el célculo del programa diario y
el tiempo real. Sélo sobre esa base se puede optimizar el despacho de corto plazo, maximizando
los incentivos para que todos los agentes optimicen sus estimaciones, maximizando la
previsibilidad, y consiguiendo asi lo mas importante, es decir, la minimizacién de las reservas

necesarias y por tanto sus costos.

Este concepto se fundamenta en el criterio basico de que la optimizacién de la operacién pasa
necesariamente por la asignacién de riesgos a aquellos actores que estén en mejor condicién

para gestionarlos. En particular, nadie estd en mejor disposiciéon de ajustar la previsién de
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disponibilidad de cada medio de generacién para inyectar energia en cada momento futuro que
el propio generador. El propio concepto de coordinador remite a esta idea bésica: los
coordinados informan sobre sus condiciones operativas y econdémicas, y el coordinador
determina la operacién 6ptima de los diferentes medios de generacién que, garantizando las
condiciones de seguridad, y dentro de las restricciones operativas, logra abastecer la demanda

a minimo costo.

En el marco regulatorio vigente en Chile hasta la fecha, los generadores son responsables de
suministrar la informacién requerida para la operacién en la modalidad y plazos que al efecto
establece la normativa. Una vez entregada esa informacién, y validada en los casos que
corresponda, es el coordinador de la operacién del sistema quien asume la responsabilidad de
arbitrar los medios necesarios para garantizar y ejecutar la operacién segura y a minimo costo
del sistema. En este contexto, cuando se producen desajustes relevantes con respecto al
programa de despacho calculado por el coordinador, los costos derivados del redespacho
necesario se socializan entre los generadores que efectian retiros para cumplir sus contratos;
es decir, no existen sefales que acttien en el corto plazo como incentivo para minimizar la
ocurrencia de tales cambios. Por ejemplo, un cambio de tltimo momento en la previsién sobre
la inyeccién esperada de un parque edlico no conlleva un efecto econémico inmediato para el

propietario del parque vinculado con los costos que ese cambio implica.

Todas las sefales econémicas se generan ex-post sobre la base del resultado final de la
operacién, sin reflejar los cambios que pudieron haber ocurrido en el 4dmbito de la
programacién diaria para llegar finalmente a esa operacién. Consecuentemente, las sefiales
econémicas de energifa, potencia y servicios complementarios, resultan similares si a una misma
operacion en tiempo real se arriba con una previsién perfecta en todas las instancias previas de

programacién o con grandes cambios de tiltimo momento.

Si de forma gradual y sistematica se arriba a la operacién real con cambios significativos en las
instancias de programacioén, especialmente las de corto plazo, habra un efecto indirecto sobre
los costos de operacién: el coordinador requerira sistematicamente de un mayor volumen de
reservas de corto plazo respecto de una situacién alternativa en la que no hubiera tales cambios
en las instancias de programacién, o al menos, si ocurrieran, lo hicieran lo mas

anticipadamente posible.

En consecuencia, el esquema de sefiales econémicas implementado en Chile actualmente limita
las sefiales econdmicas al resultado de la operacién (ex-post). Este paradigma ha estado hasta
la fecha bien fundamentado sobre la realidad chilena, puesto que la abundancia de recursos
hidraulicos ha reducido notablemente la importancia de los costos de reprogramacién. Sin
embargo, en un escenario futuro en el que aumente la penetracién de ERV, el disefio vigente
podria redundar en un mayor costo de las reservas, y por consiguiente de los servicios
complementarios, requiriendo mayores esfuerzos del coordinador en los procesos de
programacién ante la ausencia de incentivos a los participantes del mercado de actuar con

anticipaciéon para minimizar la necesidad de tales reservas.

Concepto de desvio, despacho vinculante e incentivo a la eficiencia

La programacién del dia antes y el calculo de los precios asociados al programa es algo que ya

se lleva a cabo en Chile. El diagnéstico de las condiciones técnicas e informacién que dispone el
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Coordinador muestra que la aplicacién de un mecanismo que hace vinculante el despacho
programado de las unidades generadoras no reviste complejidad. La tinica mejora adicional que
debiera desarrollarse es un mecanismo de célculo y asignacién de los costos de cada

redespacho.

De esta manera, el mecanismo que se debiera implantar consiste en que las reprogramaciones
diarias envien también una sefial econémica (vinculante), de forma que todos los incrementos o
decrementos de produccién con respecto al programa vinculante previo se liquiden usando los
nuevos precios calculados en el Gltimo redespacho. Este mecanismo representa el modo mas

eficiente de aplicar el principio de causalidad del costo de la reprogramacién.

Anélogamente al caso de los desvios de generacién, se producirdn eventuales desvios de

demanda, los que deberén ser liquidados de igual forma que los desvios de generacién.

De forma sucesiva, cuando el Coordinador hace una reprogramacién intradiaria se entiende
que se resetea la programacién anterior y la nueva programacién es la referencia para medir
los desvios. En este sentido, el costo queda determinado siempre por desvios respecto de una
programacién vigente, hasta que una reprogramacién la reemplaza. Cuando un generador se
desvia de su programa en el diario e induce una reprogramacién intradiaria, debera sufragar el

costo de la misma de acuerdo con su cuota de responsabilidad.

Establecer como vinculantes los redespachos intradiarios que el Coordinador considere
necesarios para readecuar la programacion a la nueva informacion, asignando tras cada uno
de ellos los costos asociados a los responsables de las modificaciones necesarias con respecto al

anterior programa

Ademas de proporcionar una nueva referencia para el cilculo de los desvios, las
reprogramaciones brindan a los agentes la posibilidad de modificar su compromiso a medida
que se genere nueva informacién sobre su disponibilidad y eso crea un incentivo a comunicar lo

antes posible cualquier tipo de indisponibilidad al operador del sistema.

Las reprogramaciones intradiarias se pueden llevar a cabo cada vez que el operador del sistema
considere necesario un cambio en el despacho o se puede establecer una pauta segtin la cual se
lleva a cabo una reprogramacién cada cierto intervalo de tiempo2. El mismo algoritmo
utilizado para la programacién diaria se puede utilizar para las reprogramaciones intradiarias.
Alternativamente, si la variacién requerida no es de gran entidad, podria redespacharse (y
calcular los nuevos precios) en base a un “orden de mérito” de entrada basado en el resultado

del despacho anterior.

' En el anexo A que se acompana a este informe se presentan algunos ejemplos numéricos ilustrativos.

2 Esta solucién se parecerfa, de alguna manera, a las sesiones de los mercados intradiarios europeos.
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Aplicacion al contexto chileno de gestion centralizada de Ia operacion basada en costos
auditados

El esquema de funcionamiento del mercado de corto plazo chileno se sustenta sobre la base de
una operacion del parque que se efectia conforme a un despacho centralizado basado en costos.
El responsable de la operacién -esto es, de abastecer la demanda en cumplimiento de objetivos
técnicos de seguridad y econémicos- es un ente independiente de los agentes. En un ambiente
sin comportamientos especulativos por parte de los agentes, los mismos no tienen injerencia en
las decisiones econémicas del ente coordinador. Los agentes no tienen control respecto de la

operacién de sus unidades una vez que las mismas son “entregadas al despacho”.

Este aspecto no plantea ningiuin problema particular que complique la implantacién de esta
secuencia de liquidaciones vinculadas a los redespachos. El Coordinador, de la misma manera
que los ISOs en los mercados de los Estados Unidos, una vez calculado el programa factible
tras el mercado diario (que en los US recibe cominmente el nombre de Reliability Unat
Commatment), es el responsable de monitorizar la evolucién de la programacién intradiaria.
Cuando lo considera necesario por cambios en la previsién, basindose en los costos y
restricciones de operacién de corto plazo de los distintos generadores, plantea una
reprogramacién para corregir el desajuste. Esta forma de operar estd perfectamente alineada
con la practica habitual en Chile, en donde se confia al Coordinador el célculo del valor del

agua, y el célculo del despacho sobre la base de los costos auditados.

En cuanto a la previsién de la energfa generable por las ERV el Coordinador puede realizar la
funcién de declarar la mejor previsién en nombre de ellas, trasladdandoles posteriormente los
costos e ingresos asociados con lo programado en el despacho y redespachos ulteriores. Este
procedimiento abre el camino a que los generadores ERV pudieran solicitar la responsabilidad
de declarar sus disponibilidades en el corto plazo, si consideran que pueden mejorar las
predicciones que por defecto hace el Coordinador. Esta misma filosofia se puede aplicar de
forma analoga a la demanda, tutelada ahora por el Coordinador, pero que podria asumir esta

responsabilidad a través de su comercializador en un futuro.

Al tiempo, la metodologfa que se propone no plantea la necesidad de cambiar la actual filosofia
reinante en el mercado chileno, segtn la cual los precios spot no se calculan sobre la base de
precios ofertados libremente por los agentes, sino a partir del calculo centralizado de los costos
marginales horarios a partir de costos debidamente auditados (disponibilidad de las unidades
generadoras, costos variables auditados de unidades térmicas, restricciones técnicas auditadas,
valor del agua en los embalses segiin modelo de optimizacién hidro-térmico, pronésticos de

caudales, viento y sol en las energfas renovables).

Concluyendo, la metodologfa propuesta, como se indicé inicialmente, no requerirfa cambios
sustanciales en el fondo ni en la forma actual de operar el sistema eléctrico chileno. Lo que si
cambia, de alguna manera, es el paradigma que ha guiado el mercado chileno en las dltimas
décadas, en el que los precios horarios se han calculado hasta la fecha ex-post, después de que
se realizara el despacho real. No obstante, el mecanismo propuesto no sélo incrementa la
eficiencia econémica de la operacién del mercado de corto plazo (mejorando la asignacién de
los costos tanto de los redespachos intradiarios como de la provisién de servicios

complementarios), sino que beneficia a los agentes del mercado, proporcionandoles las
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herramientas adecuadas para gestionar su riesgo (como se ilustra en la caja abajo), en un
contexto en el que este riesgo podria aumentar significativamente con un parque de generacién

en el que es mas dificil prever con antelacién la disponibilidad de los recursos.

Los despachos vinculantes no incrementan el riesgo, sino que lo mitigan

Cabe destacar que un mercado diario vinculante redunda no sélo en beneficios para el conjunto del
sistema (representado por el operador del sistema, que busca proveer el servicio al minimo costo),
puesto que envia incentivos para optimizar la previsién de los insumos de energfa primaria (e.g.,
viento) y minimizar la probabilidad de sufrir indisponibilidades inesperadas (mejorando la O&M de
las plantas). También supone beneficios para los agentes, tanto generadores como demanda, ya que

permite gestionar el riesgo asociado al despacho de corto plazo bajo incertidumbre de forma eficaz.
Centrales convencionales

A medida que la incertidumbre del sistema se incrementa por la mayor presencia de fuentes de
energfa no gestionable, se vuelve mas complejo no cometer errores en la programacién de las
unidades en el horizonte diario. Esta incertidumbre puede llevar a que, por ejemplo, una central que
se programd bajo ciertas expectativas de produccién renovable en el sistema, termine produciendo de

forma no econémica cuando se analiza el despacho ex-post con la produccién renovable real.
Centrales renovables

A priori, uno podria pensar que un despacho vinculante afiade riesgo al generador no gestionable,
pero no es asi. Un generador renovable siempre tiene la opcién de ofrecer su producciéon al
Coordinador més cerca del tiempo real y recibir asi los precios més cercanos al tiempo real. Sin
embargo, la alta volatilidad de estos precios en un contexto de alta penetracién renovable incentiva en
la practica al generador a ir comprometiendo la mejor estimacién de su produccién en el horizonte del
dfa antes. Liquidar esa produccién esperada a los precios del dia antes ofrece al generador una
herramienta de gestién de riesgo que es apreciada (y que es ampliamente usada en la practica en los

mercados, valga como ejemplo el caso europeo).

20



1.2.1 Remuneracion de los costos fijos de operacion

Remuneracion de los costos de arranque y acoplamiento (no-load cost) y consideracion de su

tcorporacion en el computo del precio marginal del mercado

El actual disefio del mercado de corto plazo chileno estd basado en costos auditados, con un
formato parecido a las ofertas complejass que se usan en los sistemas eléctricos de Estados
Unidos. Las pérdidas y las posibles congestiones de la red de transporte estan consideradas por
el algoritmo de casacién del mercado, que calcula precios nodales. Por lo tanto, el mercado
chileno estd alineado con las buenas précticas de la experiencia internacional. Los precios
nodales son una herramienta muy importante para dar sefiales de localizacién a los
generadores renovables, para los cuales la ubicaciéon es mas relevante que para otros agentes.
Ademds, en el largo plazo, los precios nodales también proporcionan un indicador que permite

optimizar la expansién de la red de transporte.

En cambio, el mercado chileno parece no contar de momento con un sistema eficiente de
remuneraciéon de los costos fijos de operacién, como los costos de arranque y parada. Estos
costos, que aumentan inevitablemente con la penetracién de tecnologias ERV, tienen que ser
reconocidos a aquellos agentes que incurren en ellos. Como se muestra en el capitulo 5,
considerando la experiencia internacional, hay dos maneras de remunerar estos costos a la
generacién: 1) incluirlos en el precio marginal de la energia a través de un uplift que aumenta la
remuneraciéon de todos los agentes, o 1i) reconocer estos costos aparte, sin afectar el costo
marginal, a través de unos pagos discriminatorios (conocidos como side-payments o make-whole
payments en los mercados de Estados Unidos). Estos pagos se definen como discriminatorios
porque analizan de manera aislada la situacién de cada generador y, aunque estén basados en la
misma regla, varfan entre agentes, rompiendo el paradigma fundamental del marginalismo
consistente en remunerar sobre la base de los mismos precios a todos los proveedores del

mismo serviclo.

En aquellos sistemas en los que la casacién del mercado se construye sobre la base de ofertas
simples (sin representacién explicita de los llamados costos no convexos, e.g., costos de
arranque), como es el caso de la gran mayoria de mercados eléctricos europeos (con la
excepciéon de Irlanda y Polonia), no cabe optar entre una alternativa o la otra, ya que de forma
automdtica el precio del mercado resultante es tnico y no discriminatorio para todos los
agentes del sistema. De esta forma, se envia la sefial de inversién correcta sin necesidad de

célculo de uplift, ya que los agentes internalizan estos costos en sus ofertas.

En el caso chileno, como en el resto de sistemas eléctricos avanzados en los que estos costos se
declaran de forma explicita mediante ofertas complejas, se pueden contemplar ambas
alternativas, el uplift y el side-payment. E1 uso de pagos discriminatorios es la alternativa mas
simple de implementar, pero plantea una serie de problemas que es importante considerar. En

efecto, si bien tiene la ventaja de resultar menos gravoso para la demanda, que en el corto plazo

3 El formato complejo se denomina con frecuencia multi-part bids en los mercados de Estados Unidos.

21



minimiza los pagos a la generacién, debe tenerse en cuenta que esta metodologia tiene
implicaciones negativas de cara al largo plazo, ya que el precio no funciona de forma correcta
como sefial de inversién a largo plazo, porque no incluye estos costos de arranque, lo que
puede resultar en un mix futuro sub-6ptimo. También es necesario definir una metodologia
para asignar esos costos a la demanda, lo que no es obvio*. Lo habitual en este caso es que este
costo lo pague la demanda que consume energia durante las horas en las que producen las

centrales con derecho al pago discriminatorio.

El uso de un uplift uniforme (no discriminatorio) solventa el problema anterior (los costos fijos
de operacién se incluyen en el precio marginal, entonces la demanda los paga en el precio de la
energia y la generacién en su conjunto los recibe en el mismo precio). Ademds, una regla de
precio lineal, como el uplifl, proporciona la sefial marginal 6ptima, lo que no sélo mejora la
eficiencia en la operacién de corto plazo, sino que también la sefial de inversién en el largo
plazo®. Para implantar esta alternativa, se requiere la definicién de una regla de calculo de
precios algo mdas compleja, ademas de una voluntad firme del regulador de entender que
podrian darse eventuales puntas de precio cuando una central arranque para producir durante
unas pocas horas (lo que precisamente constituye la sefial necesaria para incentivar futuras

inversiones que contribuyan a proveer al sistema de esta necesaria flexibilidad).

La tendencia internacional apunta a una hibridacién de ambas opciones. En los sistemas que
han optado histéricamente por un pago complementario, como en Estados Unidos (e.g.,
NYISO), se estd empezando a trasladar algunos elementos de costo del side-payment al precio
marginal. Es decir, se estd optando por permitir que la sefial marginal incluya mas conceptos
que el simple costo variable, pero que a su vez haya costos de operacién que se recuperen

mediante pagos discriminatorios.

Resumiendo, la penetracién de recursos intermitentes que pueden hacer mds variable la
produccién de las centrales convencionales requiere una metodologfa robusta para la
remuneraciéon de los costos fijos de operacién. En esta seccién, se han presentado las dos
soluciones que se utilizan a nivel internacional, el uplift y el side-payment (y posibles formas
hibridas), indicando ventajas y desventajas de cada una, sin avanzar propuestas especificas para
Chile, porque una eleccién entre estos dos métodos requerirfa un analisis mucho mas detallado

de como este problema afecta al mercado eléctrico chileno. En todo caso, conviene enfatizar

* La penetracién de tecnologfas ERV puede aumentar los costos de arranque y parada, pero éstos serdn
compensados por los menores costos variables de estas tecnologfas, de otro modo no habrian sido
despachadas. Los mayores costos de arranque y parada, tanto en el caso de un uplift como en el caso de
un side-payment, se suelen asignar a la demanda. Si en el caso del uplifi, esta asignacién es directa, porque
los costos de arranque y parada entran en el precio marginal, en el caso del side-payment, hay que

establecer un criterio de asignacién dentro del conjunto de la demanda.

5 Como se analiza en Herrero, 1., Rodilla, P., Batlle, C., 2015, “Electricity Market-Clearing Prices and
Investment Incentives: The Role of Pricing Rules”, publicado en Energy Economics, el uso del uplifi fomenta la
instalacién de un mix de generacién mas eficiente y, en el largo plazo, no produce precios marginales
mas elevado que reglas de precio no lineales como los side-payments. Los mismos resultados estdn
reflejados en el informe de IRENA titulado “Adapting Market Design to High Shares of Variable Renewable
Energy”, publicado en 2017.
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que la metodologfa de célculo de precios elegida debe aplicarse tanto a la programacién diaria

como a las reprogramaciones intradiarias.

A continuacién, se muestra un cuadro comparativo con las caracteristicas de cada alternativa:

Resumen comparativo Uplift versus Side-payments

Item

Uplifi

Side-payment

Dificultad de determinacién y/o
aplicacién

Media a alta. Requiere estudios o
analisis especificos

Baja. Puede implementarse sin
mayores estudios

Cobertura de costos

Cubre todos los costos otorgando
maérgenes adicionales a unidades
inframarginales

Cubre todos los costos sin
otorgar margenes adicionales

Efecto a corto plazo en precio

Incrementa los precios

No afecta los precios marginales

marginales a partir de su en el corto plazo, sélo aumenta el

introduccién precio para los agentes que los
pagan
Efecto a largo plazo Otorga y/o complementa sefiales | Puede atenuar la sefial 6ptima de
de inversién inversién

Requiere analisis especificos si se
quiere identificar segmento de la
demanda que debe solventar los
costos y/o pagos
correspondientes

Asignacién del costo Automaticamente asignado a la

demanda

1.3 Servicios complementarios y gestion de los desvios

A partir de la dltima programacién de referencia con compromisos vinculantes antes del
tiempo real®, cualquier desvio de la generacién o de la demanda sera corregido por el operador

del sistema recurriendo a los servicios complementarios que haya adquirido anteriormente.

En esta seccién se presentan las propuestas, sustentadas en las buenas précticas que se
describen en el capitulo 4, en lo que concierne al requerimiento de reservas, la adquisicién de

las mismas y la liquidacién de los desvios.

1.3.1 Requerimiento de reservas

Aplicacion métodos probabilisticos y/o dindmicos para determinar el volumen de reservas

Los métodos probabilisticos, dindmicos y con demanda eldstica son mas eficientes, a nivel
tedrico, que los métodos deterministas, estdticos y con demanda ineldstica. De estas tres
caracteristicas, la que mds impacto tiene sobre la eficiencia del proceso de determinacién del
volumen de reservas requerido es la aplicacién de una metodologia probabilistica. E1 operador
del sistema chileno ya aplica un método de este tipo. Se sugiere que se vaya perfeccionando este

método (que ademds puede permitir una asignacién eficiente de los costos de estas reservas) y

6 Segtn lo propuesto en la seccién anterior, esta programacién deberfa ser la que sale de la dltima

reprogramacion intradiaria.
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que se dejen reformas de mayor calado (método dindmico o con demanda elastica) para el
mediano plazo, cuando serd mas claro el impacto que la penetracién renovable va a tener sobre

el requerimiento de dichos voliimenes de reservas.

1.3.2 Adquisicion de reservas

La primera recomendacién en lo que concierne al mecanismo de provisién de reservas es que el
sistema chileno se dote de un mecanismo que, de forma transparente, permita al Coordinador
recurrir en todo momento a las soluciones més econémicas. Este mecanismo, en linea con lo
argumentado con anterioridad, y en linea con la filosofia regulatoria que ha regido el mercado
chileno desde sus origenes, puede perfectamente estar basado en la declaracién de costos

auditados. En las siguientes subsecciones se presentan los detalles.

Co-optimizar la adquisicion de energia y reservas utilizando un proceso andlogo al

considerado para la programacion diaria, basado en costos y restricciones auditadas

En el capitulo 4, se subraya la mayor eficiencia de la co-optimizacién de energia y reservas

frente a la adquisicién secuencial.

En una adquisicién secuencial, la energia y los diferentes productos de reserva se adquieren en
mercados separados. Tal y como se discute en el capitulo 5, la experiencia ha mostrado que
este enfoque no es eficiente, dada la fuerte interacciéon que existe entre los productos de energia
y reserva y la necesidad de estimar el costo de oportunidad de proveer un producto cuando se
decide el despacho del otro (e.g., hay que tomar en consideracién el lucro cesante de no vender

energfa a la hora de determinar el precio de las reservas).

La co-optimizacién de energfa y reservas implica una compra conjunta de todos los productos.
Esta compra conjunta requiere simplemente afadir restricciones adicionales (los
requerimientos de reserva que hay que cumplir) a la formulacién de la minimizacién del costo

del despacho. Este esquema se caracteriza por lo siguiente:

« Los generadores declaran sus costos, pero no sus costos de oportunidad entre los

productos de energia y reserva.

- El despacho calcula los precios de las reservas como los precios sombra de las restricciones
de cantidad de reserva impuestas. Estos precios sombra reflejaran precisamente el costo de

oportunidad de no estar vendiendo energfa.

Chile tiene una configuracién institucional que permitirfa optar por la co-optimizacién de
energia y reserva (como en el caso estadounidense, el operador del sistema y del mercado son
la misma entidad). El sistema eléctrico chileno, ademas, se caracteriza por un mercado de corto
plazo basado en costos auditados en el que por el momento sélo participan los generadores. En
este contexto, la co-optimizacién permitiria usar dichos costos auditados para programar
energia y reservas. Un célculo secuencial resultaria, por definicién, en un despacho menos
eficiente que el 6ptimo, puesto que despacharia energia ignorando el costo de proporcionar
reservas. Por otro lado, no serfa coherente permitir ofertas de precio en el mercado de servicios

complementarios cuando el mercado diario estd basado en costos auditados. Por estas razones,

24



la solucién més eficiente para el sistema chileno serfa co-optimizar energia y reserva, sobre la
base de costos declarados y auditados. En todo caso cabe que los agentes, sobre todo los
térmicos, declaren una estructura de costos més detallada, incluyendo por ejemplo costos de
arranque en frio y en caliente (como es el caso en todos los mercados de Estados Unidos), o
mayores costos de O&M por mayor desgaste cuando aumenta la frecuencia de arranques o,
dentro de un mismo arranque, cuando aumentan los ciclos entre minimo técnico y potencias

superiores.

El principal inconveniente de la co-optimizacién de energia y reservas es su mayor complejidad
computacional. Aunque este problema es cada vez menos relevante (debido a los avances en el
campo de la computacién), esta implementacién deberfa estar condicionada a que el operador
del sistema pueda garantizar la viabilidad técnica de esta alternativa. Esta es, por tanto, una

decisién que debiera tomarse en base a criterios puramente técnicos.

En el siguiente recuadro se desarrollan argumentos especificos por los cuales es preferible
optar, en el caso chileno, por un mecanismo de co-optimizacién por sobre uno de optimizacién

secuencial basado en subastas para la asignacién de reservas.

1. El esquema de declaracién de costos vigente en el pafs tiene mas de treinta afos en aplicacion,
por lo que el esquema administrativo de declaracién y validaciéon de los costos variables de las
unidades, asi como las herramientas de modelacién, optimizacién y programaciéon de la
operacién, han tenido tiempo de evolucionar hacia estados maduros y sofisticados de aplicacién.

2. El esquema de costos declarados y auditados se ha privilegiado en Chile por sobre uno de
declaracién de precios para evitar la actuacién eventual de agentes con poder de controlar los
precios en el mercado de corto plazo, no existiendo por el momento razones para migrar hacia
un esquema de ofertas liberalizado.

3. En el contexto de lo sefialado debe evaluarse el mérito de la implementacién del esquema de
subastas versus uno de co-optimizacién para asignar los servicios complementarios? que se
presten con los recursos instalados en el sistema, particularmente, la potencia de reserva
destinada a apoyar acciones de control de frecuencia del sistema.

4. Asi, una primera consideracién a efectuar es que, al tener implementado en Chile un esquema de
costos declarados para el mercado principal -aquél que provee la energia y potencia a
comercializar en el mercado final-, el asignar el monto de las reservas operativas requeridas por
la via de una subasta basada en ofertas supone una adquisiciéon secuencial de energfa y reservas,
en la que los recursos involucrados estarfan compartidos y en competencia entre el mercado
principal y de SSCC. Lo anterior conduce necesariamente a eficiencias globales menores que las
logradas en un proceso integrado de optimizacién y asignaciéon®.

5. En términos de costo de la regulaciéon, avanzar hacia uno u otro esquema presenta esfuerzos de

aplicacién disimiles. En efecto, el costo de supervisién en presencia de un esquema de co-

7 El elemento de contexto es, eventualmente, el principal motivador de la recomendacién de usar la co-
optimizacién por sobre las subastas para asignar recursos de corto plazo para la prestacién de SSCC en
el sistema chileno. En efecto, el contraste entre ambas alternativas no corresponde a un analisis
estrictamente tedrico, que prescinde de aquello que en la préctica ya ha sido implementado y validado. El
balance de las ventajas de implantar una u otra alternativa toma en cuenta los beneficios y costos -

regulatorios y de eficiencia del mercado- que emergen a partir de lo existente.

$ Incluso si la subasta resultara en una asignacion eficiente dentro de su propio marco de restricciones.
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optimizacién es despreciable -si no nulo- bastando con el esfuerzo regulatorio actualmente en
aplicacién para monitorear el mercado principal. En el caso del esquema de subastas, este costo
necesariamente aumenta al tener que desarrollarse las normas y fortalecimiento institucional
para vigilar que los sucesivos procesos de subastas se desarrollen sin distorsiones
competitivas®.

6. La necesidad de mantener un esfuerzo de seguimiento y vigilancia importante de las
condiciones competitivas de las subastas a desarrollarse en el mercado de SSCC, no sélo tiene
relacién con eventuales distorsiones a producirse en ese mercado, sino que también con el
impacto que determinadas actuaciones de los agentes que participan en dichas subastas puedan

tener en el mercado principal.

Definicion de productos diferenciados de capacidad de reserva a subir y a bajar y compra
separada de capacidad de reserva (o disponibilidad de reserva) y de energia de balance (o

uso)

En cuanto al disefio del producto, la teorfa sobre disefio de mercado que se presenta en el

capitulo 5 y las buenas practicas de las experiencias internacionales que se presentan en el

9 Con todo, en un esquema de co-optimizacién deberan desarrollarse e implementarse procedimientos
técnicos para materializar la programacién integrada de los recursos, pero los mismos deberfan ser de
impacto marginal en los costos respectivos, y en donde el esfuerzo principal se materializa al inicio de la
implementacién. Los costos de supervisién en el esquema de subastas son recurrentes. Lo anterior queda
de manifiesto en el Reglamento de SSCC actualmente en tramitacién en la Contralorfa General de la
Reptblica - CGR (DS N°113/2017), el que, al regular el esquema de subastas y licitaciones introducido
en este segmento por la Ley N°20.936, instruye al Coordinador monitorear permanentemente las
condiciones de mercado de los SSCC (Art. 25°), para lo cual, entre otras acciones, debera contar con una
plataforma informatica que registre antecedentes como la modalidad de las subastas, periodo de
prestacién del servicio, requisitos y exigencias técnicas, econémicas y administrativas, los plazos a que
se sujetardn las mismas y condiciones para evaluacion de las ofertas previo a su realizaciéon (Art. 31), y
que permita apoyar la operatividad de los procesos de subasta (Art.33). Los costos del proceso de
subastas de SSCC serdn de cargo del Coordinador (Art.32). El Articulo 37° se refiere ademas a los
valores maximos o precios techo de las subastas, los cuales son determinados por la Comisién Nacional
de Energfa quien -de ejercer tal facultad- debe comunicar estos valores maximos a més tardar el dfa
anterior al inicio de cada subasta. Tanto el Reglamento de SSCC como el Reglamento de Coordinacién
de la Operacién, también en tramite en la CGR, consideran que la programacién del mercado principal
se efectie en base a una co-optimizacién con el mercado de reservas, operando sus resultados como
referencia para monitorear los procesos de subastas en este tGltimo. Lo anterior confirma a la co-
optimizacién como un mecanismo rector para lograr mayores eficiencias en el mercado de corto plazo de
generaciéon. Sin embargo, el problema sigue radicando en las disposiciones legales, las que, al ser
sopesadas con las disposiciones reglamentarias en proyecto, muestra que la incorporacién de los
procesos de subasta, no s6lo no aseguran el alcanzar eficiencias globales, sino que evidencia un costo de
implementacién y supervisién que se aprecia elevado y prescindible. E1 Anexo B analiza los referidos
reglamentos de coordinacién de la operacién y de servicios complementarios, en los temas relacionados

con la optimizacién de la operacién y de las reservas.
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capitulo 4 han evidenciado la mayor eficiencia de diferenciar entre reservas a bajar y a subir.
Esta diferenciacién se puede introducir en el algoritmo de co-optimizacién facilmente!©.
Asimismo, serfa importante, en el tiempo real, despachar aquellos recursos que puedan
proporcionar energfa de balance al menor costo, independientemente de si la capacidad de
estos recursos habfa sido seleccionada por el algoritmo de co-optimizacién o no. Ambas
medidas podrian fomentar la participacién en el mercado de SSCC tanto de recursos

intermitentes como de unidades de almacenamiento.

1.3.3 Liquidacién de los desvios y asignacion de los costos de las reservas

El célculo de los desvios entre la (re)programacién vinculante y el despacho final en tiempo
real permite asignar de manera eficiente los costos de las reservas (lo que a su vez constituye
un incentivo clave para los agentes para minimizar sus desvios). No obstante, estos costos se
dividen entre costos de reservar capacidad a través del algoritmo de co-optimizacién en la fase
de programacién y costos de activacién en el tiempo real. Para simplificar los términos, al
primero (e.g., el costo de mantener una planta térmica arrancada a minimo técnico para poder
dar una rampa a subir) en adelante lo denominaremos costo de capacidad de reserva, mientras
que al segundo (e.g., el costo de la energia cuando se requiere que la planta provea la rampa a

subir) lo denominaremos costo de energifa de reserva.

Asignacion de costos de energia de reserva

El criterio de asignacién de los segundos (costos de activacién) es relativamente sencillo de
definir, dado que se puede realizar una aplicacién del principio de causalidad directa, cargando
directamente el costo marginal de las reservas que han proporcionado energia de balance a los

responsables de dichos desvios de corto plazo.

De nuevo, un cambio fundamental y prioritario para poder asignar correctamente los costos de
la energfa de reserva, es establecer como vinculante (en precios y cantidades) la dltima
programacién antes del tiempo real. La utilizacién de las reservas a remunerar se calcula como
diferencia en la produccién de las unidades programadas para suministrar dicha reserva entre
la energia programada en el citado despacho y la finalmente producida. Los desvios de energia
de los diferentes agentes, generadores no proporcionando reserva y demanda, se calcula
también de la misma forma como diferencia entre la energfa programada en el Gltimo despacho
antes del tiempo real y la finalmente producida o consumida. Finalmente, el precio para
remunerar la energfa de reserva y liquidar los desvios a los responsables de la misma se
obtiene como el precio marginal del despacho ex-post una vez cerrado el balance de tiempo

real.

10 Simplemente implica introducir dos restricciones por tipo de reserva (una para el requerimiento a
subir y otra para el requerimiento a bajar). De este modo habra dos precios sombra, y, por lo tanto, un
precio diferenciado para producto del requerimiento a subir y otro para el producto del requerimiento a

bajar.
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Asignar los costos de activacion de las reservas (energia de balance) en funcion de los desvios

con respecto al programa vinculante ])r(fw'o

Asignacion de costos de capacidad de reserva

Desafortunadamente, definir un criterio eficiente de asignacién de los costos de capacidad de
reserva no es tan directo. Como se ha mencionado con anterioridad, las reservas se programan
con antelacién y con incertidumbre. Aplicar el criterio de causalidad nos lleva en principio a
asignar los costos de acuerdo con la responsabilidad de cada agente en la cantidad programada
por el Coordinador, y esto es independiente de que con posterioridad a la adquisicién un agente

se desvie mucho o poco.

Desde ese punto de vista, es importante dejar claro, mas alld de cualquier otra consideracién,
que en este caso se trata de un costo que se basa en la estimacién estadistica que el
Coordinador hace a la vista de los desvios que se pueden esperar en el sistema. No es posible
definir por tanto una relacién directa entre lo que en un momento dado una planta haya podido
desviarse y el costo incurrido para que la reserva estuviera lista para responder a ese desvio en
particular. EI criterio de asignacién debe por tanto estar basado en una aplicacién del principio
de causalidad que toma como “causa” la probabilidad de que cada planta (o tecnologia) se

desvie, lo que plantea la necesidad de prever una cierta cantidad de capacidad de reserva.

Asignar los costos de reserva de capacidad segiin la probabilidad de que cada agente (o grupo

de agentes) se desvie

Al mismo tiempo, es importante considerar ademas de eso, que un criterio importante que debe
ser tenido en cuenta es evitar asignar el costo de reserva de capacidad mediante el precio del
desvio en el corto plazo (incrementando el mismo), porque eso distorsiona la sefial eficiente

proporcionada por el costo marginal de activacién de las reservas.

Asignar la responsabilidad (“histérica”) que cada agente tiene con respecto a esa reserva total
es un problema complejo. En todo caso, la dificultad de tal asignaciéon depende de la
metodologia empleada en dicho calculo del requerimiento de reserva. Por tanto, dado que este
costo depende de los criterios considerados por el Coordinador, es importante primero recalcar
que estos debieran ser claros y transparentes. Es una buena practica, por tanto, que el
Coordinador publique y explique con claridad cémo se definen las necesidades de reserva, para
que de esta manera los agentes puedan al tiempo contribuir de la mejor manera posible a

mitigarlas.

Dicho esto, en lo que se refiere a la metodologfa de célculo de la capacidad de reserva necesaria,
se pueden diferenciar dos casos, aquel en el que la metodologia se basa en calcular la reserva
total de forma aditiva y aquel en el que la metodologia no es aditiva. Por metodologfa aditiva
nos referimos a que la metodologia asigna a cada generador o tecnologfa un requerimiento de
reserva que es aditivo, esto es, que se suma directamente en el requerimiento total. En este

caso, el reparto coherente con tal metodologia es trivial: esa cantidad de reserva, y su
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proporcién en el volumen total de reservas, se podrian utilizar como proxy para asignar los

costos de reserva de capacidad.

En el caso de que la metodologia fuese no aditiva, el problema de asignar la responsabilidad es
mas complejo. Hay diferentes alternativas para estimar el volumen de reserva imputable a los
distintos recursos, pero por el momento estan basadas en estudios académicos que no han sido
implementados en la préctica (por ejemplo, se podria aplicar el método de convolucién
estadistica'! junto con criterios “con y sin” el recurso en cuestién). De momento ningtin sistema

eléctrico estd aplicando una asignacién de costos parecida.

Antes de proceder con el andlisis, se presenta, en el recuadro abajo, la metodologia para la

fijacion del volumen de reserva actualmente aplicada en Chile.

Determinacion de reservas para control primario y secundario de frecuencia en el SIC

Se presenta a continuacién un resumen de los criterios y metodologias en uso en Chile para la
determinacién de las reservas requeridas para ejercitar el control primario de frecuencia (CPF) y
control secundario de frecuencia (CSF), tomando como referencia el informe que a este efecto elaboré
el CDEC-SIC (actualmente el Coordinador) en mayo de 2016. El estudio para la determinacién de
reservas para control de frecuencia aparece como una instruccién normativa, especificamente en el
Articulo 6-48 de la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTS&CS). El concepto y

tipos de reserva quedan definidos en esta normativa de la siguiente manera:

Reserva primaria: reserva programada en las unidades generadoras destinada a corregir las

desviaciones instantédneas entre generacién y demanda del sistema eléctrico.

Reserva secundaria: reserva programada en unidades generadoras que no participan del CPF,

destinada a compensar, durante periodos de actuacién menores a 15 minutos, las desviaciones
sostenidas de la demanda y la generacién respecto de los valores previstos en la programacién de la

operacién del sistema eléctrico.

De acuerdo a las exigencias y definiciones normativas, y a la configuracién actual del sistema, se
identifican tres tipos de efectos a regular con la reserva primaria y secundaria, a saber, i) variaciéon
instantdnea de la demanda, ii) pérdida de generacién y iii) error de pronéstico de la demanda. Los dos
primeros efectos requieren de la definicién de una determinada capacidad de reserva primaria. El

tercero es regulado con una determinada magnitud de reserva secundaria.
Reserva primaria para variacion instantdnea de la demanda

Para la determinacién de la parte de la reserva primaria destinada a absorber la variacién instanténea
de la demanda, el CDEC utiliza un criterio probabilistico orientado a la elaboracién de un histograma
que registra la variacion instantdnea de la demanda en torno a una tendencia central, utilizando un
muestreo cada 10 segundos de los registros de demanda de un mes. Como aproximacién al registro de
los consumos, el CDEC utiliza el registro de generacién de potencia total del sistema. De esta forma,
considerando el registro de produccién total del mes de diciembre de 2016, se determin6 que la

reserva para CPF relacionada con variaciones de la frecuencia producidas por fluctuaciones

1" Ahondar més en este argumento queda fuera del alcance de este informe. Mds detalles sobre las
metodologias para estimar el impacto de las renovables en el volumen de reserva se pueden encontrar en
publicaciones académicas, como Holttinen et al. (2012), Methodologies to Determine Operating Reserves Due

to Increased Wind Power, publicado en IEEE Transactions on Sustainable Energy, vol. 3, no. 4.
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instantdneas de la demanda es de 259 MW.
Reserva primaria para absorber pérdida de generacion

El modelo que se utiliza para determinar la reserva para el CPF simula, para escenarios de demanda
alta y de demanda baja, el costo de operar el sistema con determinados margenes de reserva y el costo
de falla asociado a desprendimiento de carga, para fallas de unidades generadoras. El costo de operar
el sistema es creciente con el margen de reserva; el costo de falla asociado a desprendimiento de carga
ante fallas de unidades generadoras es decreciente con el margen de reserva. La suma de ambas
funciones de costo es una curva que tiene un minimo, para el cual se verifica el nivel de reserva en
giro 6ptimo para CPF para contingencia de unidades generadoras. En el estudio publicado en el afio
2016, el Coordinador determiné que la cantidad de reserva en giro para CPF para contingencia de

unidades generadoras es de 228 MW.
Reserva secundaria para error de prondstico de la demanda

La determinacién de la reserva secundaria para absorber errores en la proyeccién de demanda se
determina de forma similar a la utilizada para determinar la reserva primaria para hacer frente a la
variacién instantdnea de la misma. En este caso se utilizan registros horarios de los aportes de
potencia de generacién para un afio calendario, determinandose el error de pronéstico horario como
la diferencia entre el valor proyectado, y el efectivamente producido. Con la serie de 8760 valores se
construye el correspondiente histograma para determinar el intervalo que concentra el 95% de las

observaciones.

El CDEC observé que, segiin el andlisis horario, los errores de previsién horaria son mayores en
aquellas horas donde existi6 un mayor incremento o decremento de la demanda. Conforme lo
anterior, se emplean dos montos de reserva de potencia en el CSF, £109 MW en el intervalo de

operacién entre las 1 y las 18 horas, y £208 MW en el intervalo de operacién de 18 a 1 horas.

Como se ha descrito en el cuadro anterior, por el momento la metodologia vigente en el
contexto chileno sélo considera potenciales contingencias causadas por la generacién
convencional para el caso del cdlculo de la reserva primaria, y por el momento no considera un
requerimiento de reserva relativo (e imputable) a las renovables (cuya penetracién hasta el
momento ha sido escasa)'2. De momento, el método utilizado en Chile estd enfocado a los
posibles desvios de la demanda eléctrica, que cubren una parte muy relevante del volumen
total de reserva. No obstante, a medida que aumente la componente renovable en el mix de
generacién, esta metodologia tendra que evolucionar para incluir también los posibles fallos de
las unidades generadoras y los posibles errores en los prondsticos de disponibilidad de las
fuentes renovables. Y consecuentemente, cuando eso ocurra, se deberd asignar la parte

correspondiente del costo a estas nuevas tecnologfas.

En la literatura académica, se pueden encontrar algunos estudios que han intentado formular

algoritmos estocdsticos que permiten calcular el volumen de reserva y asignar el costo

2 Como se menciona brevemente en el capitulo 5 de este informe, las tecnologias ERV tienen un
impacto reducido en los requerimientos de reserva primaria, mientras pueden afectar més la reserva
secundaria y sobre todo a lo que se suele identificar como la reserva terciaria, que incluye unidades de

arranque rapido (non-spinning reserves).
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correspondiente entre los agentes's. Estos estudios podrfan ser la base para reformar la
metodologia de célculo del volumen de reserva en Chile, cuya definicién detallada excede el

alcance de este estudio.

Si estas reformas no fueran posibles, o si su realizacién tuviera que ser postergada, la
recomendacién serfa basarse en la metodologia de asignacién de los costos de reserva de
capacidad implementada, por ejemplo, en PJM, donde estos costos se asignan segiun el
promedio de los desvios entre el dia antes y el tiempo real. El criterio de PJM, si se emplea con
una ventana movil lo suficientemente amplia (e.g., 1 o 2 meses), puede proporcionar una
referencia fidedigna del comportamiento de cada recurso y de su responsabilidad en la
necesidad de reservar capacidad, a la vez que se minimiza la interferencia con la sefial de muy

corto plazo (precio del desvio).

1.4 Mecanismo de confiabilidad

El pago por capacidad chileno complementa, a través de un componente administrativo, la
remuneraciéon que cada generador puede obtener con la venta de energfa. Este mecanismo, en
aplicacién desde hace décadas, ha ayudado el sistema a garantizar la suficiencia'¥, atrayendo
nuevas inversiones. No obstante, la sefial de confiabilidad podrfa mejorarse siguiendo las
buenas practicas de la experiencia internacional. Hay que subrayar que la propuesta que se
presenta en esta seccién podria suponer una reforma de mayor calado y se puede condicionar a
la necesidad de atraer recursos flexibles en el largo plazo por lo que no se requiere abordar su

implementacién junto con las otras propuestas.

1.4.1 Seiiales de flexibilidad de largo plazo

Integrar las sefiales de largo plazo a la flexibilidad en la remuneracion de la confiabilidad

Como se menciona en el capitulo 3, la reforma legal efectuada a los servicios complementarios
en Chile podria, en opinién del consultor, considerar la posibilidad de lanzar una licitacién para
nuevo equipamiento de generacién cuando el operador del sistema prevea una insuficiencia de
capacidad de regulacién en el largo plazo. Esta solucién segmentarfa el mercado,

proporcionando una remuneracién adicional sélo a algunos recursos.

13 Soler, D., 2001, “Modelos regulatorios de los servicios complementarios de generacién y red en
sistemas de energfa eléctrica”, tesis doctoral; Soler, D., Frias, P, Gémez, T., Platero, C. A., 2010,
“Calculation of the Elastic Demand Curve for a Day-Ahead Secondary Reserve Market’, IEEE Transactions on
Power Systems, vol. 25, iss. 2, pp. 615-623; Gazafroudi et al., 2017, “4 novel stochastic reserve cost
allocation approach of electricity market agents in the restructured power systems’, Electric Power Systems
Research, vol. 152, pp. 223-236; or Gazafroudi et al., 2015, “Assessing the operating reserves and costs with
considering customer choice and wind power uncertainty in pool-based power market”, International Journal of

Electrical Power & Energy Systems, vol. 67, pp. 202-215.

* Hay que subrayar que otro elemento que ha mejorado la suficiencia del sistema es la obligatoriedad de

la demanda de tener suministro, con antelacién, a través de contratos de largo plazo.



Una solucién mas robusta para este problema, y que mantiene la esencia del mercado
competitivo de generacién, es la de integrar una sefial de largo plazo adicional (a la
flexibilidad) en el esquema de remuneracién de la confiabilidad, y que operarfa en forma

complementaria a la actual sefial de suficiencia.

De esta forma, la propuesta serfa establecer dos productos diferentes para remunerar la
confiabilidad, cada uno con su respectivo pago por capacidad: un producto de suficiencia, tal
cual se define y remunera actualmente, y un producto que valore la flexibilidad (e.g., potencia
flexible, producto que s6lo pueden proveer los generadores capaces de proporcionar reservas

en el corto plazo).

Los dos productos son complementarios, de forma que un generador puede recibir
simultdneamente una remuneracién por su potencia de suficiencia y por su potencia flexible. La
definicién de estos dos productos obliga a definir dos requerimientos, uno para cada producto,
y dos precios. Como ya ocurre para la potencia de suficiencia, también en el caso de la potencia
flexible, la metodologia de célculo de dicho pardmetro para los diferentes agentes reducirfa
automaticamente la remuneracién a la que cada agente tiene acceso para este servicio si hay

una abundancia de potencia flexible en el sistema.

1.4.2 Incentivos al cumplimiento

Condicionar los pagos por confiabilidad a un compromiso a cumplir durante los periodos

escasex

Un elemento comdn en muchos de los nuevos mercados de confiabilidad que se han
implementado o reformado en los ultimos afios (PJM, ISO New England, Reino Unido,
Francia o Irlanda) es la presencia de penalizaciones elevadas que se aplican en caso de
incumplimiento. En general, en estos disefios, los proveedores de confiabilidad se
comprometen a proporcionar su contribucién durante los periodos de escasez (hay diferentes
indicadores para identificar estos periodos). De no hacerlo, se enfrentan a penalizaciones que en
algunos sistemas llegan al valor de la energfa no suministrada. De esta manera, se vincula la
remuneracién por confiabilidad a la contribucién real de cada agente durante las condiciones de
escasez, evitando as{ lo que el Prof. Peter Cramton ha definido como el money-for-nothing
problem. En todo caso, debe tenerse presente que en Chile la definicién de potencia de
suficiencia ya incorpora elementos de penalizacién por las indisponibilidades registradas y por

la escasez de recursos primarios.
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2. Capitulo 2: Implementacion de las propuestas a nivel

legal, reglamentario y normativo

2.1 Introduccion

Se presentan a continuacién las modificaciones que, a juicio del consultor, serfa necesario
introducir a la normativa del sector para una adecuada implementacién de la propuesta. Se
analiza la necesidad de cambios en los niveles legal y reglamentario, y también a nivel de
Normas Técnicas. En todos los casos se propone una modificacién a nivel conceptual general,
estando fuera del alcance la formulacién de los textos de las disposiciones legales y
reglamentarias y de normas técnicas, de responsabilidad del Ministerio de Energia y de la
CNE, asi como la elaboracion de procedimientos especificos que pudieran ser de

responsabilidad del Coordinador.

En lo que se refiere a la oportunidad de implementacién de estas propuestas, la sugerencia del
consultor es que ellas sean abordadas de manera completa desde un comienzo. Aunque los
plazos de formulacién, tramitacién administrativa y legal pueden tomar algtn tiempo, la sola
formulacién proporcionarfa desde el principio sefiales al mercado en cuanto éste tendrd
informacién respecto de las normas que se van a aplicar en el largo plazo, independientemente

que el impacto econémico en los agentes sea inicialmente menor.

Cabe resaltar que, al proponerse la implementacién en bloque de las medidas presentadas en
este documento, no tiene sentido hablar de etapas de implementacién. El tinico elemento que se
podria separar del resto de medidas es la integracién de una sefial de largo plazo a la
flexibilidad dentro del mecanismo de confiabilidad, propuesta que podria implementarse
conjuntamente o separadamente al resto de medidas, o no implementarse de no requerirlo el

desarrollo del sistema.

2.2 Modificaciones en el ambito legal

Desde un punto de vista general, la idea de establecer un esquema de programaciéon de
despachos de cardcter vinculante deberia quedar explicitamente plasmada como un concepto de
rango legal. Si bien la normativa legal en vigencia no requerirfa en principio ser modificada en
este sentido, pues no se refiere a si las transferencias de energfa son valoradas al costo
marginal real -producto ex post de la operacién real- o a un valor programado ex ante”’, parece
necesario aclarar el concepto a nivel de la ley en tanto en el marco de la propuesta, la
transaccién de energfa queda valorada a precios distintos, a saber, la parte programada a costo

marginal proyectado, y los sucesivos desvios a los sucesivos costos marginales resultantes de

15 E] Articulo 149° de la LGSE sefiala que “Las transferencias de energia entre empresas eléctricas, que posean
medios de generacion operados en sincronismo con un sistema eléctrico y que resulten de la aplicacion de la
coordinacion de la operacion a que se refiere el articulo 72°-1, serdn valorizadas de acuerdo a los costos
marginales instantdneos del sistema eléctrico”. Si bien el concepto de costo marginal instantdneo pudiere
inducir a pensar que se refiere al que se produce en un instante determinado, también pudiere entenderse

al valor proyectado para ese instante.
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las reprogramaciones o bien al costo marginal real. En efecto, aunque la ley no se refiere a este
aspecto, los textos legales estan disefiados bajo el supuesto de que la transaccién lo es a un

precio Gnico, aun cuando esto no se indique explicitamente.

Asimismo, y como modificacién legal ineludible, debe reformularse el articulado que regula el
funcionamiento del sistema de servicios complementarios!s. Vista la forma en que hoy dfa esta
escrito el articulado legal, que asigna a priori los costos de los SSCC a la demanda'?, sin dejar
espacio a la aplicacién de algin concepto de causalidad, una modificacién a la norma puede
efectuarse con dos alcances distintos, a saber, establecer que los costos de los SSCC seran
remunerados en la forma que se indique reglamentariamente, sin otras aclaraciones, o dejar
establecido en la ley que los costos seran asignados a los agentes que han ocasionado los
costos, criterio que en principio deberfa ser el escogido’s. En el mismo ambito de los servicios
complementarios, debe quedar establecido ademds que los mismos, en la medida en que puedan
prestarse con recursos instalados, se asignen y valoricen como resultado de un proceso de

optimizacién integrada, con costos declarados por los agentes, y no producto de una subasta.
Asi, los cambios que habrfa que introducir en la ley serfan en principio los siguientes:

1. Establecer que las transacciones de energia resultan de una valoraciéon programada el
dfa anterior a la operacién real de acuerdo a las cantidades programadas y a los costos
marginales previstos; que de existir desvios que originen reprogramaciones antes del
inicio de la operaciéon real, las transferencias originadas en tales desvios serdn
valorizadas a los costos marginales previstos en la nueva reprogramacioén, y que las
desviaciones observadas durante la operacién real seran transadas al costo marginal
que resulta de la operacién real, todo seglin especificaciones que se establecerdn
reglamentariamente. Esta modificacién deberfa introducirse en el Articulo 149° de la
LGSE".

2. En materia de servicios complementarios, se debe modificar el Articulo 72°-7 de la

LGSE, modificacién que debe considerar los siguientes aspectos:

16 Artfculo 72°-7 de la LGSE.

17 Asignados a los generadores que efectian retiros en el caso de los costos de los recursos técnicos
requeridos en la operacién del sistema, y asignados directamente a la demanda en el caso de los costos de

inversién asociada a nueva infraestructura licitada por el Coordinador para la prestacién de los servicios.

18 Si bien el criterio de causalidad deberfa prevalecer en la ley, debe tenerse presente que puede haber
determinados efectos dificiles de asignar a agentes determinados, y que por simpleza resulta razonable

asignar a la demanda. Un tratamiento demasiado taxativo en la ley puede generar conflictos posteriores.

19 Consistentemente, debe eventualmente efectuarse un ajuste en los textos legales que hacen referencia
a la existencia y efectos de los ingresos tarifarios de los tramos del sistema de transmisién. En el
esquema propuesto, la diferencia entre el pago total efectuado por el retiro, y lo que debe recaudar la
inyeccién, no coincidird con la definicién de ingreso tarifario real. El ajuste deberfa apuntar a que la
diferencia entre lo recaudado por retiros de energia y lo que debe pagarse a la inyeccién sea entendido
como el ingreso tarifario a considerar a todos los efectos que la ley sefala -independiente de los costos
marginales utilizados para su determinacién. Este ajuste debe practicarse en el Articulo 114° y

siguientes articulos vinculados.



a) Precisar que las licitaciones referidas a nueva infraestructura no incluyen la licitacién
de unidades generadoras, manteniendo en la ley que los recursos que no estén
presentes en el sistema, y cuya disponibilidad el Coordinador verifique necesaria,

podran instalarse mediante una licitacién.

b) Senalar que los recursos cuya activacién como servicio complementario es necesaria de
ejercer, y cuya infraestructura de soporte esté presente en el sistema, se programaran y
valorizardn de acuerdo a un proceso de optimizacién que resuelva simultdneamente los

despachos y la asignacién de recursos para SSCC.

c) Establecer que la remuneracién de los servicios complementarios serd cargada a los
generadores o a la demanda en funcién de si su activacién ha sido motivada por efectos
originados respectivamente por estos agentes, por aplicacién de un principio de

causalidad.

2.3 Modificaciones en el 4mbito reglamentario

En relacién a modificaciones a practicar en el ambito reglamentario, debe tenerse presente que,
a la fecha de la elaboracién de este informe, la Comisién Nacional de Energfa se encuentra en
proceso de elaboracién de los reglamentos necesarios para implementar los cambios
introducidos por la Ley N° 20.936, en particular, el reglamento de la coordinacién de la
operacién, y el reglamento de servicios complementarios. Por lo anterior, en lugar de proponer
cambios a una reglamentaciéon que todavia no ha sido puesta en vigencia, es mas adecuado
referirse a las materias reglamentarias que deberfan ser introducidas, y en qué cuerpo

normativo.

Con todo, un criterio importante a tener presente para la implementacién normativa de la
propuesta dice relacién con la eleccién de los conceptos que quedardn regulados a nivel del
reglamento y los que quedaran establecidos en el nivel de las normas técnicas. En efecto, s6lo
los elementos estrictamente esenciales de la propuesta deberfan quedar plasmados a nivel
reglamentario, mientras que aquellos que sean susceptibles de ser revisados en el futuro a
efectos de su perfeccionamiento sostenido, deberfan, por este mismo hecho, quedar establecidos

en el nivel de las normas técnicas.

Por otra parte, parece adecuado sefialar que los perfeccionamientos a futuro resultardn de un
monitoreo tanto del regulador como del coordinador, vista en particular la funcién que a este

ultimo la ley le asigna en términos de monitorear la competencia.

Asf se tiene:
1. Reglamentacién de programacion de la operacién y operacion en tiempo real

a) Establecer los protocolos diarios mediante los cuales los agentes entregardn informacién
respecto al pronéstico de la disponibilidad de recursos primarios (agua, viento y sol) e

infraestructura de generacién para el dia siguiente, y mediante los cuales efectuaran las
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reprogramaciones®. E] reglamento deberia sefialar ademas que los plazos especificos y la
cantidad de oportunidades que tendrdn los agentes para modificar la informacién de sus
disponibilidades, y que dan lugar a reprogramaciones, deberfan quedar establecidos en la

norma técnica.

b) Establecer que los prondsticos de recursos primarios son elaborados por el Coordinador,
pero que cada operador tendra la facultad de solicitar que se utilice su propio prondstico.

De cualquier forma, el despacho que resulte es vinculante.

c) Senalar que el monto de las reservas primaria y secundaria se estableceran mediante

consideraciones probabilisticas y econdémicas.

d) Establecer que la asignacién del monto de las reservas a las unidades y/o dispositivos que
puedan aportarlas se efectuard mediante un proceso de optimizacién econdémica en
conjunto con la programacién -y reprogramacion- de la operacién de corto plazo, y que
considera los costos declarados para la operacién de todos los recursos sujetos a la

coordinacién.

e) Establecer la responsabilidad del Coordinador en términos de efectuar la casacién entre la
generacién programada y la demanda, tanto en la primera programacién como en las

reprogramaciones que se establezcan.

f) Establecer la responsabilidad del Coordinador en términos de registrar y valorar la

energfa programada y los correspondientes desvios a sus respectivos costos marginales.

g) En caso de optarse por la determinaciéon de un wuplift para remunerar costos del tipo
arranque y detencién, establecer que éstos se determinardn incorporandolos al costo

marginal en la forma que debera especificar el mismo reglamento.
2. Reglamentacion de transferencias econémicas

Establecer que las transferencias econémicas se efectuardn en cada perfodo de facturacién a
los precios o costos marginales de casacion, y los desvios entre la operacién real y la tltima

programada a costos marginales reales?!.
3. Reglamentacion de Servicios Complementarios

a) Establecer que el costo de mantencién de las reservas durante la operacién serd
remunerado por los generadores o por la demanda dependiendo de si las reservas
respectivas se han dispuesto para absorber variaciones o errores de prondstico producidos

por estos agentes.

20 Es importante notar que el concepto de entregar informacién respecto al prondstico de la
disponibilidad de una unidad en ningiin caso debe interpretarse como otorgando libertad a su operador
para declarar libremente -sin justificacién en fallas o limitaciones técnicas efectivas y acreditables- si
estard o no disponible para el despacho. Los agentes cuyas maquinas estdn en condiciones técnicas de

operar deben, como siempre, acatar las instrucciones de despacho del Coordinador.

21 Ademads, establecer que los transmisores recaudaran los ingresos tarifarios determinados como la

diferencia entre lo recaudado por retiros de energfa y lo que debe pagarse a la inyeccion.



b) Establecer que el costo de ejercicio de las reservas distingue los casos de aumento de

generacién y disminucién de generacién.
4. Otras disposiciones en reglamentacion de la coordinacién

En caso de optarse por la determinacién de side-payments para remunerar costos del tipo
arranque y detencién, establecer el reconocimiento de estos costos en la misma categoria
administrativa que regula la remuneracién de operaciones especiales, como es por ejemplo
el caso de la operacién forzada a minimo técnico de centrales?? (efectos reconocidos y

remunerados que no pertenecen al ambito de los servicios complementarios).

2.4 Modificaciones en el ambito de las Normas Técnicas

El ambito de las normas técnicas constituye un espacio muy especifico de definiciones. Es en el
ambito de la Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTS&CS) en donde deberia

quedar registrado:

a) Los criterios generales de asignacién de reserva primaria y secundaria, en términos de
dimensionarse para absorber contingencias, variaciones instantineas de generacién,

variaciones instantdneas de demanda, y errores de pronéstico de generacién y demanda.

b) Los criterios y consideraciones estadistico-probabilisticas y econémicas con los cuales se
dimensionard el monto de cada tipo de reserva, y la frecuencia con que esta determinacién
deberd actualizarse. La norma deberfa sefialar, entre otros, que el dimensionamiento de
reservas debe apuntar a absorber un determinado porcentaje de las desviaciones
estadisticamente observadas en la variable a compensar -variaciones de demanda,

variaciones de insumos primarios de generacién-.

c) Los criterios con los cuales debera efectuarse la co-optimizacién en la asignacién de
recursos de produccién de energfa y asignacién de reservas en la programacién de la

operacion de corto plazo.

2.5 Modificacién Legal Asociada a Introduccién de Cargo por
Flexibilidad

Finalmente, si conforme al desarrollo futuro del mix de generacién se determinara la necesidad
de complementar la sefial de confiabilidad incorporando el precio de flexibilidad a que se refiere
el punto 1.4.1 de este informe, esto debe plantearse primeramente como una modificacién legal,
pues un cargo o sefial de este tipo no esta, en lo especifico, prevista en la actual normativa en
vigencia. La especificacién y/o concepto técnico a preceptuar en la ley debe hacer referencia a
que la sefial apunta a remunerar capacidad de generacién gestionable y flexible, y que permite
compensar los efectos de energfa no gestionable o variable presente o prevista en el sistema, de
modo de cumplir con el abastecimiento de la demanda en cumplimiento con las exigencias de

calidad y seguridad de servicio.

22 En la linea de lo regulado en el Articulo 46° del DS N° 291.
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Una vez establecido el mecanismo para premiar a las maquinas flexibles, éste debe mantenerse
para no afectar la estabilidad financiera de ellas, lo que es basico que dicho mecanismo funcione

como senal para atraer inversién en ese tipo de unidades generadoras.
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3. Capitulo 3: Fallas de disefio del mercado

3.1 Introduccion

La favorable evolucién a la baja que ha venido experimentando el costo de desarrollo de las
tecnologias de generacién de energifa renovable variable (ERV) augura una matriz de
generacién futura con alta presencia de dichas energfas, complementadas por otras formas
energias y mecanismos de almacenamiento, convencionales o no, que permitan gestionar su
variabilidad, de modo que estas formas puedan desarrollarse en competencia con las ERV. Es
deseable, entonces, que las regulaciones del mercado eléctrico posibiliten dicho desarrollo de
manera eficiente, a través de decisiones descentralizadas en un mercado competitivo, de modo
de cumplir el objetivo de tener una matriz de generacién econémica, confiable y amigable con

el medio ambiente.

Con el objeto de tener una referencia sobre el alcance de los aspectos regulatorios que deben
ser revisados en este estudio, se presenta en primer lugar una prospecciéon del grado de
penetracién de ERV que se espera a largo plazo, de acuerdo a un estudio realizado por el
CDEC-SIC en 2016.

En la segunda parte del capitulo se establece el marco conceptual en que se basa el disefio del
mercado de generaciéon en Chile, que sirve de referencia para el anélisis de los aspectos criticos
que se visualizan en el marco regulatorio y que pudieran afectar el objetivo deseado de
evolucién de la matriz de generacién a través de un mercado competitivo. Este andlisis se

realiza en la tercera parte del capitulo.

3.2 Evolucion del mercado de generacion

3.2.1 Evolucién de los precios de generacion

Luego de un periodo de desajuste entre oferta y demanda, caracterizado por altos precios de la
energfa tanto en el mercado spot como en el de contratos, el mercado de generacién en Chile
ha venido mostrando una evolucién favorable en los tltimos afios, con precios fuertemente
decrecientes. Ello se ha debido principalmente a la baja en el precio de los combustibles, al bajo
crecimiento de la demanda, a la flexibilizacion de las condiciones para las licitaciones de
suministro a las empresas distribuidoras y, sobre todo, a la baja sustancial de costos de
desarrollo de energias renovables variables solar 'V y e6lica, asi como a disposiciones
regulatorias que han facilitado la competencia de tales energifas en las licitaciones de

suministro.

En la figura 1 se aprecia la evolucién a la baja en los tltimos 10 afios del precio spot en
Quillota 220 kV, barra de referencia del sistema interconectado central SIC. Por su parte, la
figura 2 presenta la evolucién a la baja del precio medio de mercado separadamente para

clientes no regulados y distribuidoras.
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Figura 1, Precio Spot de Energia en Quillota 220Kv
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Figura 2, Precio Medio de Mercado para Clientes no Regulados y Distribuidores
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3.2.2 Grado de penetracion de ERV a futuro

Las expectativas actuales respecto a la evolucién de los costos de desarrollo de tecnologias

ERYV en relacién al de resto de las tecnologias, dan cuenta de una participacién creciente y

relevante para los préximos anos.
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En Junio de 2016 el CDEC-SIC publicé un estudio de planificacién de la expansién del
mercado de generacién en el Sistema Interconectado Nacional, SIC+SING, para el periodo
2017-20352%. Dicho estudio, que analiz6 diversos escenarios de expansién del sistema, arrojé
como resultado que hacia el afio 2035, el grado o porcentaje de participacién de ERV solar FV
y edlica se situarfa entre el 53% y el 65% de la demanda méxima del sistema a esa fecha,

dependiendo del escenario analizado?*.

Cabe senalar que el estudio sefalado se elaboré considerando costos de desarrollo que se
estimaban antes de conocerse los resultados de la licitacién efectuada 2016 para el suministro
de empresas distribuidoras, lo que ocurrié en agosto de ese afio, y que mostré ofertas de precio
de generacién en base a ERV, principalmente edlica, que indicaban costos de desarrollo
menores que el estudio del CDEC-SIC. Si se mantiene la tendencia a la baja de dichos costos,
en el futuro podria darse un grado de penetracién de ERV mucho mayor que el resultante en el
estudio de planificacién efectuado por el CDEC-SIC. De hecho, estudios recientes efectuados
por Synex con posterioridad a conocerse los resultados de la licitacién del 2016 llevan a una

penetracién solar I'V y eélica superior a la mostrada en el estudio del CDEC-SIC

3.3 Bases conceptuales del disefio del mercado de generacion

El mercado competitivo de generacién en Chile, que se inici6 hace 35 afios, es un mercado a
riesgo del inversionista. Su principal caracterfstica es la de ser un mercado que se desarrolla en
ausencia de planificacién central, en el cual existe libertad de entrada y salida, y en el que el
inversionista decide con qué tecnologfa, con qué tamafio, en qué localizacién y cuidndo
incorporar al sistema eléctrico la infraestructura de generacién que desarrolla. Sin perjuicio de
lo anterior, el inversionista debe respetar la normativa técnica y la normativa ambiental, entre
otras, siendo de su responsabilidad su debido cumplimiento. Los desarrolladores de
infraestructura de generacién no requieren una autorizacién especial, ni concesién, ni licencia

para entrar al mercado.

El mercado de generacién estd conformado por un mercado de corto plazo y por uno de largo
plazo, en permanente interaccién. El mercado de corto plazo estd constituido por el conjunto
de transacciones no programadas de potencia y energfa entre empresas generadoras, las que
resultan de las diferencias horarias entre el suministro efectivo a sus clientes y su generacién
despachada por un ente coordinador centralizado. Tales transacciones son valoradas al costo
marginal de corto plazo de la energfa del sistema, en el caso de la energfa, y al precio que

regula la Comisién Nacional de Energfa (CNE) en el caso de las transferencias de potencia.

23 Ver estudio ESCENARIOS DE EXPANSION DEL PARQUE GENERADOR SIC - SING, de la Direccién de
Planificacién y Desarrollo del CDEC-SIC de junio de 2016 (https://sic.coordinadorelectrico.cl/wp-

content/uploads/2015/06/Estudio-Escenarios-de-Expansién-Parque-Generador.pdf).

2+ Andlisis cuantitativos mas especificos debieran ser aportados por el estudio que al efecto esta
realizando la AG. Sin embargo, los resultados de dicho estudio se obtendran recién una vez que el

presente estudio esté concluido.
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Las cantidades transadas en este mercado dan cuenta de condiciones de corto plazo, al quedar
determinadas para cada agente, en principio hora a hora, por lo inyectado al sistema con sus
centrales conforme a las instrucciones de despacho, y por lo retirado simultdneamente por ellos
para cumplir sus respectivos compromisos comerciales con los clientes finales con quienes
éstos mantienen contratos de suministro. De esta forma, las cantidades transadas resultan para
cada agente al efectuar la diferencia entre la valoracién de lo producido y la valoracién de lo
retirado, debiendo los agentes con un déficit comercial remunerar a los productores con

excedente.

El mercado de largo plazo, o mercado de contratos, por su parte, refleja condiciones de precio a
plazos mayores -segun las necesidades y expectativas de la demanda- dando cuenta por tanto
de precios acordados entre las partes, mas estables que los costos marginales, y que se pactan
ex ante. Ello es deseable desde el punto de vista de los clientes y de los generadores en
términos de la certidumbre financiera y comercial que estos contratos otorgan, sobre todo en el
contexto de operacién de un sistema hidro-térmico o bien con elevada generacién renovable
variable, esto es, con precios de corto plazo volatiles y dificiles de predecir. En efecto, la
posibilidad que un generador tiene de comercializar lo producido con un cliente determinado,
mediante condiciones pactadas ex ante -particularmente a un precio firme- y apoydndose en el
mercado de corto plazo sélo para transar las diferencias entre lo generado con las centrales
propias y lo consumido por el cliente, corresponde al concepto econémico que soporta la

operacién y desarrollo del segmento generaciéon desde una perspectiva financiera y comercial.

A los efectos de tener la mayor competencia en el mercado, el sistema de transmisién nacional
y los sistemas zonales se planifican centralizadamente y con holgura, teniendo como referencia
diversos escenarios de desarrollo de la generacién, los cuales son definidos por el Ministerio de
Energifa. La definicién de escenarios tiene el tnico y exclusivo objeto de servir de orientacién
para las opciones que se evallian en la planificacién de la transmisién, pero el objetivo de la
transmisién no se plantea como el desarrollo de la expansién éptima de generacién, sino como
aquel desarrollo de la transmisién que permite el desarrollo de un mercado competitivo de

generacion.

El marco conceptual del mercado de generacién se completa con el disefio de un esquema de
precios spot nodales de energfa y potencia -en cada barra del sistema de transmisién- que
permiten reflejar la abundancia o escasez de capacidad de transmisién para orientar, al menos

parcialmente, la localizacién de nueva generacién por parte de los inversionistas.

Cabe senalar que las principales modificaciones que ha tenido el marco regulatorio del mercado
eléctrico en los Gltimos 10 anos han tenido por objeto incrementar la competencia en el
mercado de generacién. En efecto, se promulgé la ley que introdujo las licitaciones
competitivas para el suministro a clientes regulados de las empresas distribuidoras en 200523,
la ley que perfecciond a esta ultima permitiendo mayores niveles de competencia en dichas

licitaciones en 20152, y la ley que en el afio 2016 modificé la regulacién de la transmisién para

25 Ley N°20.018 de 2005.

26 Ley N°20.805 de 2015.
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desarrollar sistemas de transmisién mas robustos y con un esquema de tarificacién diferente

que permite incrementar la competencia de generadores y nuevos entrantes en el mercado?”.

Con las caracteristicas indicadas, el mercado de generacién chileno es un mercado en el cual se
compite “en el mercado”, a diferencia de aquellos mercados de generacién que requieren ser

planificados centralizadamente, en los que se compite “por el mercado”.

El andlisis de los aspectos criticos del marco regulatorio chileno que se realiza en los puntos
siguientes considera la mantencién de los elementos esenciales que caracterizan el mercado de
generacién descritos anteriormente. De hecho, el requisito de mantencién de los conceptos
fundamentales del mercado de generacién vigente en la formulacién de las regulaciones que se
propongan para sustentar grados de fuerte penetracién de ERV en el mercado, estd puesto

como requisito en los términos de referencia definidos por la AG para el presente estudio.

3.4 Aspectos criticos del marco regulatorio para alta penetracion de
ERV

3.4.1 Consideraciones y ambito de analisis

Se analiza a continuacién aquellos aspectos del marco regulatorio en vigencia en el sector
eléctrico en Chile que, por su actual disefio conceptual, podrian afectar criticamente la

operacién y desarrollo del segmento generaciéon en un ambiente de alta penetracién de ERV.

A estos efectos se entenderad que la aplicacién de determinadas regulaciones podria afectar en
forma critica el desempefio del segmento a futuro si la misma, en un contexto de penetracién
sostenida y creciente de tecnologfas de generacién de alta variabilidad, arriesgara el
cumplimiento de los siguientes objetivos importantes relativos al funcionamiento del mercado

eléctrico nacional?s:

= El desarrollo suficiente y la operacién segura del parque generador;

* El desarrollo de las tecnologias mas eficientes, mediante decisiones descentralizadas de
mercado, que recojan la totalidad de los costos directos e indirectos que implica su
incorporacién al sistema eléctrico, en adelante “costo econémico”;

27 Ley N°20.936 de 2016.

28 Entre los objetivos sefialados a continuacién se debe incorporar ciertamente el desarrollo y operacién
de un parque generador que debe ser sustentable desde el punto de vista ambiental. Sin embargo, las
regulaciones vigentes en el sector eléctrico no estdn disefiadas para cumplir objetivos ambientales
explicitos, correspondiendo precisamente a la normativa ambiental la regulacién de este aspecto del
funcionamiento del sector. Ademas, la normativa legal que rige al sector eléctrico, en la parte en que
promueve el desarrollo general de las ERNC, parece superada con la expectativa de penetracién que este
tipo de energfa exhibe actualmente, la que se presenta elevada sin la concurrencia de esfuerzos
subsidiarios explicitos. Por la misma razén, tampoco se incluye como objetivo explicito el de alcanzar
determinados niveles de seguridad o independencia energética, pues las ERNC-ERV utilizan recursos

primarios autéctonos.
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= El desarrollo de una matriz o mix de generacién que pondera las ventajas competitivas
de las tecnologias que la componen de acuerdo a sus respectivos costos econémicos;

= La operacién eficiente del parque generador;

= El correcto reflejo de los costos econémicos de desarrollo de la generacién en los
precios transados en el mercado competitivo de largo plazo;

La consideracién de estos objetivos conduce entonces al examen de los incentivos (ingresos y
costos), y restricciones que las actuales regulaciones imponen al desarrollo y operacién del

parque generador, asi como a la comercializacién de la energia producida.

Planteado en estos términos generales, corresponde examinar los conceptos regulatorios en
aplicacion en el sector -explicitos o implicitos en la normativa- avanzando desde aquellos mas
generales hasta los mas especificos. Por conceptos regulatorios se entenderd a los que,
independientemente de la férmula administrativa con la cual se aplican, constituyen elementos
sustantivos y esenciales de la regulacién que gobierna al sector. Asimismo, y teniendo presente
el hecho de que los cuerpos regulatorios especificos se organizan de acuerdo a una jerarquia
administrativa -normas técnicas supeditadas a reglamentos y a la ley, y reglamentos
supeditados a su vez a las disposiciones legales- el examen debe focalizarse en primer lugar en
las regulaciones de rango legal, visto el debido correlato que existe entre el rango

administrativo de las normativas, y la jerarquia conceptual de las regulaciones que contienen.

Ademads, y vista la definicién del problema, el analisis debe centrarse en las regulaciones
aplicables a la operacién de los mercados de corto y largo plazo, y particularmente en el
primero, en tanto condiciona la operacién del segundo. La normativa que regulara la operacién
del mercado de corto plazo corresponde, en esencia, a la normativa legal y reglamentaria que

rige la funcién de coordinacién y operacién del sistema2?.

Delimitado el problema segtn lo establecido en los pérrafos precedentes, los dmbitos

regulatorios de andlisis son los siguientes:

a) El sistema de precios y/o mecanismo de asignacién de ingresos de los operadores de la

infraestructura de generacién, en el mercado de corto y largo plazo.

b) El esquema general de coordinacién de la operaciéon del sistema, que sustenta el
tuncionamiento del mercado de corto plazo, en tanto el mismo asigna ingresos, costos,

e impone restricciones.

29 La normativa reglamentaria se encuentra actualmente en revisién, discusion y elaboracién en diversas

mesas de trabajo organizadas por la Comisién Nacional de Energfa.
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3.4.2 Sistema de precios

3.4.2.a Concepto general de precios de energia y potencia

Como se ha adelantado, el sistema general de precios en el segmento generacién distingue dos
productos a remunerar, a saber, la energfa y la potencia de punta suministrada, estableciéndose

para ellos los respectivos precios de transferencia, los cuales son de tipo marginalista:

e Precio de Energfa: Corresponde al costo marginal de energia de corto plazo (CMgCP),
es decir, al costo en que incurre el sistema para abastecer una unidad adicional de
demanda de energfa a capacidad fija del parque generador, y en una configuracién

6ptima de despacho®°.

e Precio de Potencia de Punta: Corresponde al costo marginal de la potencia, es decir al
costo de instalacién de la tecnologia mas econémica en el cual deberfa incurrirse para
abastecer el aumento de un #kilowatt en las horas de mayor demanda, bajo una

configuracién 6ptima de suministro de corto y largo plazo?!.

Puede demostrarse que, en el contexto de una instalacién y operacién éptima, remunerar cada
kilowatt-hora producido al costo marginal de energfa de operacién del sistema, y cada kilowatt
de capacidad instalada al costo unitario de ampliar la capacidad del sistema con unidades de
punta, se cubren los costos de inversién y operacién de cada unidad instalada. Se verifica
entonces que el sistema de precios asi definido opera conceptualmente como un esquema
compacto, dando cuenta de que la valoracién de lo producido por el segmento generacién se

efectiia a través de un precio binémico.

3.4.2.b Sistema de precios del mercado de corto plazo

a) Precios e Ingresos de Energia y Potencia de Punta

El mercado de corto plazo recoge directamente el concepto de precios sefialado, estableciendo
la normativa que las transferencias de energifa y potencia de punta derivadas de la coordinacién
centralizada de la operacién serdn valoradas a los costos marginales instantaneos -precio spot

de la energfa- y al precio de la potencia de punta respectivamentes.

Los costos marginales instantdneos de energfa son calculados por el Coordinador, en funcién
de los costos variables y costos de oportunidad de la energfa en embalses. El despacho
econémico de las unidades de los agentes, sumado a la existencia de contratos financieros

suscritos por éstos con clientes con niveles y/o perfiles de consumo distintos al de sus

30 Se establece en $/kWh, US$/MWHh, etc.
31 Se establece en $/kW/mes, US$/kW /mes, etc.

32 Articulo 149° de la Ley.
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unidades de generacién, motiva la aparicién de transferencias de energia entre los generadores,

las que son valoradas al costo marginal instantdneo o precio spot.

Por su parte, el precio de la potencia de punta, determinado como el costo unitario de
instalacién de una turbina a gas de referencia -valor regulado por la Comisién Nacional de
Energfa-, no remunera la capacidad instalada, sino que busca reconocer y remunerar el aporte
que las unidades de generacién hacen, con una alta probabilidad?®s, al abastecimiento del
sistema en las horas de mayor demanda. Para ello se considera sus tasas de falla y la
incertidumbre asociada a la disponibilidad de los insumos primarios respectivos (caudales
afluentes, disponibilidad de combustible, etc.) Asi, la normativa reglamentaria distingue los
casos de las centrales hidraulicas del resto, efectuando un reconocimiento a priori de
determinadas caracteristicas de su aporte de generacién®*. Con las potencias de suficiencia
obtenidas y los retiros de los clientes en horas de maxima demanda, se efecttia los balances de
potencia que dan lugar a las transferencias correspondientes, las que se valoran al precio de la

potencia de punta.
b) Ingresos y Costos en Esquema de Servicios Complementarios (SSCC)

Ademas de los ingresos y costos por transferencias de energia y potencia que un generador
enfrenta por su participacién en el mercado de corto plazo, la regulacién prevé la existencia de
un esquema de servicios complementarios (SSCC) que los agentes coordinados deben poner a
disposicién del Coordinador para asistirlo en el cumplimiento del objetivo de operar el sistema
segun los estdndares de seguridad establecidos en las normas técnicas?5, como por ejemplo, el
servicio de regulacién primaria de frecuencia. La prestacién de estos servicios, que pueden

apuntar al cumplimiento de objetivos muy diversos, y por lo mismo, ser de naturaleza técnica

33 Se usa acd el término “seguridad” en el sentido de la “certeza” que puede asignarse a la disponibilidad
de la generacién de las distintas instalaciones, es decir, no en términos de la respuesta que el sistema
puede exhibir ante la ocurrencia de determinadas contingencias que amenazan su estabilidad. Esta
interpretacion del concepto de potencia a ser ofrecida por las centrales de generacién, se establece como
una derivacién de rango reglamentario, pues en la ley sélo se explicita que las transferencias de potencia
deberan realizarse en funcién de la capacidad de generacién compatible con la suficiencia y los
compromisos de demanda de punta existentes. El reglamento correspondiente -DS N° 62/2006 de
MINECON- vincula el concepto de suficiencia con una aplicacién probabilistica o estadistica por
entenderse que, efectivamente, la magnitud de la potencia que cada unidad de generacién esta en

condiciones de ofrecer no puede considerarse cierta.

3% A las centrales hidrdulicas se les determina inicialmente el aporte de potencia considerando el
promedio de caudales afluentes de los dos afios mis secos de la estadistica. Para el resto de las
tecnologias el célculo se efectiia en base a la menor disponibilidad media anual observada para el insumo
primario en una ventana mévil de 5 afios. Considerando las potencias asf obtenidas, mas las respectivas
tasas de salida forzada, se determina el aporte a la suficiencia del sistema considerando un modelo
probabilistico. Finalmente, las potencias obtenidas son ajustadas proporcionalmente hasta igualarse con
la demanda maxima, evitando asi dar incentivar una sobre instalacién excesiva. En todo caso, el precio

de la potencia de punta considera un margen de sobre instalacion eficiente.

35 Articulo72°-6 y 72°-7 de la Ley.
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muy disimil, puede involucrar la operacién especial de unidades existentes, por ejemplo,
mediante la modificacién de la operacién que les corresponderia segin un despacho econémico
que sélo atiende a su costo variable, pero también podria llevar al Coordinador a requerir la

habilitacién de infraestructura nueva destinada a estos efectos de ser necesario.

3.4.2.c Sistema de precios de mercado de largo plazo

El mercado de contratos refleja condiciones de precio a plazos mayores -segtin las necesidades
y expectativas de la demanda- dando cuenta por tanto de precios acordados entre las partes,
més estables que los CMgCP, y que se pactan ex ante. Ello es deseable desde el punto de vista
de los clientes y de los generadores en términos de la certidumbre financiera y comercial que
estos contratos otorgan, sobre todo en el contexto de operacién de un sistema hidro-térmico o
bien con generacién renovable altamente variable, esto es, con precios de corto plazo volatiles
y dificiles de predecir. En efecto, la posibilidad que un generador tiene de comercializar lo
producido con un cliente determinado, mediante condiciones pactadas ex ante -particularmente
a un precio firme- y apoyandose en el mercado de corto plazo sélo para transar las diferencias
entre lo generado con las centrales propias y lo consumido por el cliente, corresponde al
concepto econdémico que soporta la operacién y desarrollo del segmento generacién desde una

perspectiva financiera y comercial.

Los precios en el mercado de largo plazo, que es la instancia en que se da la competencia
comercial entre los agentes del segmento generacién, estan vinculados a los precios observados
en el mercado de corto plazo, que siempre es la alternativa a contratar que tiene un generador,

y a los precios de contrato que los competidores mas eficientes pueden obtener en el mercado.

e En contratos a plazos cortos, los precios competitivos tienden a reflejar las condiciones
del mercado de corto plazo -internalizadas en sus precios- al ser este mercado el

mercado de oportunidad que enfrenta el mercado de contratos.

e En contratos a plazos largos, y en un contexto de crecimiento, los precios competitivos
deberdn dar cuenta del costo de desarrollo eficiente de la generacién -particularmente,
los costos de la tecnologia més conveniente a desarrollar si ésta fuera autosuficiente?®s-.
En dichas condiciones de crecimiento y eficiencia, ademas, los precios del mercado de

contratos y los precios spot tienden a converger a largo plazo®™.

3.4.3 Coordinaciéon de la Operacién

En el punto anterior se han presentado las caracteristicas esenciales técnicas y regulatorias

que, en el marco de andlisis del problema, presenta el sistema de precios que rige en el

% Entendemos por tecnologia autosuficiente a aquella que por sus caracteristicas tecnolégicas y
gestionabilidad, puede abastecer la demanda con una minima asistencia de otras tecnologias de

produccion.

37 En el sentido de una esperanza estadistica.

47



segmento generaciéon. A continuacién, se presenta los aspectos esenciales del otro dmbito de

andlisis observado, que es el &mbito de la coordinacién de corto plazo.

3.4.3.a Operacién del mercado de corto plazo y coordinacién del sistema

Desde su implantacién, la regulacién del segmento generacién consideré la existencia de un
despacho centralizado en base a los costos de operacién del parque. De esta forma, y mas alla
de la sucesién de reformas legales y reglamentarias que han definido las caracteristicas
institucionales del ente coordinador de la operacién, el mismo mantiene las siguientes

funciones:

a) Operar el sistema para abastecer la demanda en resguardo de los estandares de

seguridad de servicio establecidos en las normas;

b) Operar el sistema para abastecer la demanda de modo que el costo total de operacién

resulte el minimo;

Para el logro de lo anterior los operadores de las centrales de generacién -y operadores de los
sistemas de transmisién- estdan obligados a suministrar al ente coordinador informacién
fidedigna respecto a sus costos y posibilidades técnicas de operacién, y acatar sus instrucciones

de despacho?s.

Corresponde ademds al ente coordinador la determinacion de las transferencias econémicas por
transferencias de energfa y potencia de punta, y las transferencias por prestaciones de servicios

complementarios®.

Asi, al no tener los propietarios de las unidades de generacién la posibilidad de adoptar
decisiones econémicas respecto de su modalidad de operacion en el corto plazo, todos los flujos
de ingresos y costos que se derivan de ellas resultan de la operacién centralizada, y mas
precisamente, asignados de acuerdo a disposiciones regulatorias. Lo anterior, no obsta para que
se puedan establecer compromisos sobre la disponibilidad de unidades generadoras, declarada
por cada agente generador propietario, como sobre el prondstico de generacién en el caso de
unidades generadoras de recursos renovables, de ser ello necesario para las regulaciones que se

establezcan para la asignacién de costos de SSCC a los agentes generadores.

3.4.3.b Operacion Actual en el Sistema Eléctrico Nacional

La operaciéon del mercado de corto plazo y su interaccién con el ente Coordinador, estd

regulada por un conjunto de normas que estd en un proceso de reformulacién relevante,

38 Los conflictos que eventualmente surjan respecto a la aplicacién de la normativa correspondiente son

resueltos por el Panel de Expertos del Sector Eléctrico.

39 También corresponde al ente coordinador determinar los pagos al transmisor por concepto de

ingresos tarifarios derivados de la operacién real.
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encontrandose actualmente el marco reglamentario y normativo en fase de transicién entre la
normativa derogada por la Ley N° 20.936 en el afio 2016, y las disposiciones permanentes que
esta Ultima introdujo respecto de las funciones de coordinacién y operacién del sistema. Con
todo, es importante analizar las caracteristicas actuales del proceso de planificacién y despacho,
asf como las consideraciones efectuadas actualmente por el ente Coordinador para administrar

la operacién del parque en cumplimiento de las condiciones de seguridad de servicio.

3.4.3.b.1 Programacion de la Operacion
Programacion semanal

Cada semana el Coordinador realiza un estudio de programacién de la operacién segura y
econémica del sistema para cada una de las 168 horas (7 dfas) que se inician a las 00:00 horas
de cada viernes. El estudio se realiza mediante modelos de optimizacién estocésticos (modelo
PLP) y considera todas las variables que inciden en la operacién, tales como proyeccién de
demanda horaria, disponibilidad de unidades, costos de combustibles, restricciones operativas,
caudales afluentes a partir de una estadistica que cubre hasta 56 afios, niveles de embalses, etc.
La recopilacién de antecedentes, cuyas fuentes son el propio Coordinador, los generadores y
los transmisores, se inicia los dias miércoles y la programacién resultante se entrega el dia
jueves a las 14:00 horas, pudiéndose recibir observaciones de los agentes en las horas
posteriores. En todo caso, el programa queda cerrado el dia jueves y rige desde las 00:00 horas
del dfa viernes. El programa contempla el calculo del valor del agua en los diferentes embalses,
de los costos marginales horarios esperados y define el despacho tentativo de todas las

unidades generadoras del sistema, para cada una de las siguientes 168 horas.

La programacién semanal puede ser revisada (“recalculo”) a solicitud de cualquier generador o
del propio Coordinador si ocurre alguna condicién que altere significativamente las
condiciones de seguridad o econémicas de la programacién realizada anteriormente. Por
ejemplo, ocurrencia de afluentes muy distintos a los esperados, variaciones en la disponibilidad
de grandes unidades generadoras, o cambios significativos de precios de combustibles. El
recélculo debe ser solicitado antes de las 13:30 horas del dia y los resultados se entregan a las

14:00 horas del dia siguiente, para ser aplicado a las 00:00 horas del dia subsiguiente.
Programacion diaria

Cada dfa, a las 08:00 horas se inicia una revisién de la informacién atingente a la programacion
horaria para las 24 horas del dia siguiente, de modo de considerar la realidad de corto plazo
respecto de la programacién semanal anterior. Se consideran para estos efectos todos los
cambios que resultan pertinentes como por ejemplo cambios en la demanda (en el SING y en el
SIC las grandes empresas mineras informan cambios relevantes de su demanda programada
para el dfa siguiente), indisponibilidad de unidades generadoras, caudales afluentes y

prondésticos de generacién de las ERV.

49



La revisién de la programacién para el dfa siguiente se comunica a las 15:00 horas del dia,
anterior, recibiéndose observaciones de los generadores y cerrandose en principio el programa
a las 17:00 del dfa; en la préctica se pueden hacer modificaciones hasta las 20:00 horas de ese
dia. De acuerdo a la Norma Técnica las ERV deben actualizar permanentemente sus
prondsticos®®. Cabe hacer notar que el Coordinador esta actualmente realizando estudios para
la eventual elaboracién futura de prondsticos propios de generaciéon de la ERV, pero el

regulador no ha tomado ninguna decisién sobre si existird tal delegacién de pronésticos.

Despacho en tiempo real

A lo largo del dfa el Coordinador sigue recibiendo informacién continua sobre evolucién de la
demanda, disponibilidad de unidades y generacién esperada ERV, y adapta el despacho
considerando los érdenes de mérito de despacho determinados en la programacién diaria. En
general se habla de redespacho si hay un cambio de cierta significacién en el programa diario
como por ejemplo puede ser la salida intempestiva de una gran unidad generadora del sistema
que determina la necesidad de recalcular costos. El horizonte de un re-despacho es siempre las

24 horas del dia en curso.

3.4.3.b.2 Seguridad de Servicio, Administracién de Reservas y SSCC

Las normas vigentes de provisién de los denominados servicios complementarios (SSCC) se
establecieron en el Reglamento de SSCC -DS N° 130- promulgado en diciembre de 2011 y
publicado el 31 de diciembre de 2012, asi como en los procedimientos desarrollados por los
centros de despacho econémico de carga, CDEC-SIC y CDEC-SING dictados para

implementarlo. Las disposiciones del DS N°130 entraron en vigencia en marzo de 2016.

Si bien esta normativa sefiala que los SSCC seran definidos por el ente coordinador del sistema,
establece las categorias de servicios que serdn considerados a efectos de su tratamiento

regulatorio. De esta forma identifica los siguientes:

- Los servicios relacionados con el control primario y secundario de frecuencia.

- Los servicios relacionados con el control de tensién.

- Los servicios cuya prestacién supone la operacién de unidades de generaciéon durante
la operacién del sistema a un costo variable de operacién superior al costo marginal del
sistema.

- Los servicios vinculados a la instalaciéon y operacién de instalaciones, componentes o
equipos destinados exclusivamente para apoyar planes de recuperacién de servicio.

- Los servicios de desprendimiento de carga automdtico o manual.

0 La NTC&CS exige a los operadores de parques eélicos prondsticos para una ventana inmediata de 12
horas con actualizacién horaria, y a operadores de centrales fotovoltaicas pronésticos para la ventana
inmediata de 48 horas con actualizacién cada 12 horas, en ambos casos, sin perjuicio de los prondsticos

solicitados a plazos mayores (Articulo 7-13)
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Noétese que en la regulacién chilena el despacho de unidades a minimo técnico y su eventual
compensacién (costo variable superior al costo marginal) no forma parte de los SSCC y es
cargado a los generadores a prorrata de sus retiros*’. El minimo técnico es una limitante
intrinseca en determinaros tipos de unidades generadoras, y el despacho en estas condiciones
siempre corresponde al despacho econémico para el sistema; en opinién del consultor, la
existencia de este costo no constituye una falla del mercado, aunque su criterio de asignacién

actual pudiera discutirse.

La Norma Técnica de Seguridad y Calidad de Servicio (NTSyCS), en el articulo 6-43 del
Titulo 6-8, establece que la Direccién de Operacién (DO) del CDEC-SIC (actualmente el
Coordinador) debera realizar anualmente un estudio denominado “Control de Irecuencia y

Determinacién de Reservas”, cuyo objetivo principal es:

a) La definicién de los requerimientos de las reservas para el control primario de
frecuencia (CPF) y el control secundario de frecuencia (CSF).

b) La asignacién de las reservas entre las diferentes unidades generadoras participantes
del CPF y del CSF.

El dltimo estudio realizado por el CDEC-SIC fue en mayo 2016, a partir de estadisticas de

operacion del afio 2015.

A continuacién, se analiza la forma de administracién de las reservas para CPI y CSF.
Reserva para CPF

Se identifican dos tipos de reserva primaria:

a) Aquella destinada a atender las variaciones naturales instantdneas de la demanda,
provocadas por ejemplo por variaciones bruscas de carga en plantas de laminacién,
conexiéon de motores eléctricos de gran potencia en instalaciones mineras o
industriales, y desconexién/reconexién de alimentadores de distribucién. El anélisis
estadistico efectuado en el estudio para el afio 2015 muestra que las variaciones bruscas
de demanda en perfodos cortos (10 segundos) tienen un rango de variabilidad a 95% de
probabilidad igual a 59 MW para el SIC. En el caso del SING se llegé a un valor
préximo a los 40 MW.

b) Aquella destinada a restablecer el equilibrio generacién-demanda provocada por la

desconexién intempestiva de generaciéon. Su magnitud debe resultar del equilibrio

#1 La normativa correspondiente al tratamiento de las centrales operando a minimo técnico quedé en
definitiva establecida en el Articulo 46° del DS N° 291 (Reglamento de los CDEC), la cual debera ser
substituida por una reglamentacién nueva a la luz de las disposiciones legales introducidas por la Ley N°

20.936.
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econémico (minimo costo) entre el costo de la reserva y el costo de energfa no
suministrada por efecto de desconexién de carga mediante EDAC o manual (costo de
energfa no suministrada de 11,1 US$/kWh). EI horizonte de operacién a considerar es
de 12 meses. Para estos efectos se considera la operacién esperada del sistema en el
afio, las tasas de fallas de las unidades generadoras, el costo de la energfa no
suministrada, la energfa desprendida por los EDAC, y otras variables que inciden en el
equilibrio econémico buscado, a lo que se agrega un andlisis del comportamiento
dindmico del sistema. Considerando un escenario de asignacién de la reserva para un
conjunto restringido de unidades de generacién, segun la operacién més econémica, se
obtuvo una reserva econémicamente 6ptima de aproximadamente 220 MW para el
SIC. Se hace notar que el monto de las reservas para CPF supone la contribucién de
desprendimiento de carga via EDAC por valores que fueron determinados en el
proceso de optimizacién indicado més arriba, y que en la actualidad para el SIC son del
orden de 100 MW. Se hace notar asimismo que la determinacién de la reserva para
CPF considera el aporte estadistico que aporta la reserva para CSF, que como se verd a
continuaciéon estd dimensionada para absorber las desviaciones de prevision de
demanda. En el caso del SING la reserva para CPF se calculé en 80 MW.

La asignacién “fisica” de la reserva para CPF a las diversas unidades generadoras es efectuada
por el Coordinador sobre la base de criterios econémicos, vale decir se asigna en prioridad a
aquellas unidades que tienen menor costo en proveer tales reservas, como es el caso de
centrales hidroeléctricas con capacidad de embalse, y luego a unidades termoeléctricas cuyo
costo variable es proximo al costo marginal del sistema, y que no resultan despachadas a plena

capacidad.
Reserva para CSF

La reserva de potencia secundaria radica en aquellas unidades de generacién con reguladores
de velocidad con accién manual o automatica, y su objetivo es hacer que el error de frecuencia
del sistema sea igual a cero, equivalente a reponer las reservas para CPF. Para este tipo de
reserva de potencia, segin lo establecido por la NT en el articulo 6-50, se requiere cubrir el

mayor error estadistico que se tiene en la previsién de la demanda total del sistema.

En el estudio mencionado, el error estadistico de la previsién horaria de la demanda se
determiné considerando un intervalo de tolerancia del 95%, detectandose que los errores de
previsién horaria son mayores en las horas de rapido crecimiento o decrecimiento de la
demanda, y menores en las horas de mayor estabilidad de esta.

Asi, se propuso usar los siguientes montos de reserva de potencia para el CSI en el SIC:

- 109 MW entre las 01:00 y las 18:00 horas
- 203 MW entre las 18:00 y las 01:00 horas

Para el SING, los montos de reserva para CSF son del orden de:
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- 100 MW entre las 01:00 y las 18:00 horas
- 130 MW entre las 18:00 y las 01:00 horas.

El Coordinador estima que en la primera etapa de operaciéon de la interconexién SIC-SING,
que dara origen al Sistema Eléctrico Nacional (SEN), y en tanto se realizan los estudios para el

sistema conjunto, las reservas para CSF y CSF de ambos sistemas se adicionarén, llegandose a:

- Reserva para CPF: 400 MW aproximadamente
- Reserva para CSF: 210 MW a 830 MW aproximadamente, segtin periodo del dia

La asignacién de la reserva para CSF a las diversas unidades generadoras es efectuada por el

Coordinador sobre la base de criterios técnicos y econémicos, mediante modelos de operacién.

3.4.4 Analisis de Aspectos Criticos

3.4.4.a Sistema de Precios y SSCC en el mercado de Corto Plazo

El sistema general de precios descrito, constituido por un precio de energia -igual al costo
marginal horario de generacién de corto plazo**- y un precio de potencia de punta -
determinado como el costo de inversién por A/ instalado de la unidad mas conveniente para
abastecer la demanda de punta- otorga sefiales para el desarrollo eficiente y suficiente*s de la
infraestructura de generacién. Este sistema de precios constituye entonces la principal sefial de

desarrollo en el largo plazo.

Sin embargo, al constituir un esquema que valora los atributos de eficiencia y suficiencia, el
mismo no recoge los costos y correspondiente asignacion de otros aspectos de la operacién de
corto plazo, en principio de cuantia relativamente menor, y que deben acompanar el adecuado
funcionamiento del sistema eléctrico. En efecto, el sistema de precios de suficiencia no considera
la valoracién -y asignaciéon econémica- de los recursos y criterios operacionales destinados a
absorber -anular o minimizar- los efectos provocados por, por ejemplo, las contingencias de
naturaleza intempestiva que amenazan la estabilidad eléctrica del sistema, asi como las
variaciones bruscas de demanda y las desviaciones de la generaciéon real de las centrales

respecto de la generacién programada. La existencia de tales recursos, y su adecuada dotacién

2 Actualmente el célculo de costos marginales horarios no es percibido por la mayoria de los agentes y
por el Coordinador como una falla de cado. A futuro, con una alta penetracién de ERV, se podria

evolucionar a perfodos periodos intrahorarios para el calculo del costo marginal de energfa.

3 Suficiencia, en el sentido en que la Ley define actualmente este concepto, a saber, “atributo de un sistema
eléctrico cuyas instalaciones son adecuadas para abastecer su demanda” (Articulo 225°). Asi, se espera del
sistema de precios el que otorgue las sefales adecuadas para desarrollar un mzr de generacién
econémicamente eficiente en términos de sus respectivos costos de inversién y operacién, suficiente para
proveer las necesidades de energfa y capacidad que la demanda requiere, todo bajo una éptica de largo

plazo.
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y operacién, permite que la ocurrencia de determinadas contingencias** presente sélo efectos o

impactos transitorios, permitiendo al sistema exhibir un desempefio confiable y seguro.

Si bien el establecimiento de criterios operacionales para absorber contingencias conduce
normalmente a la imposicién de limitaciones a la capacidad despachada de algunas centrales,
operando econdmicamente como restricciones que se reflejaran en el precio de corto plazo de la
energia, los costos que estas decisiones provocan no quedan correctamente asignados entre los
agentes al quedar radicados sélo en las centrales que debieron limitarse por instrucciones del
ente coordinador. De igual modo, la imposicién de operaciones forzadas -fuera del orden
econémico- para, por ejemplo, mantener el perfil de tensiones, produce pérdidas directas al
generador que debié acatar tal instruccién de despacho. Por otra parte, y en una perspectiva de
largo plazo, la aplicacién del sistema de precios de suficiencia no otorga los incentivos para la
instalacién de infraestructura adicional para, por ejemplo, permitir la partida de auténoma de

unidades en casos de blackout.

En particular, respecto de las transacciones de potencia, y especificamente en relacién a la
determinacién de la potencia remunerable de las centrales, si bien se discutié su utilizacién
como vehiculo de reconocimiento econémico de determinados atributos que aportan a la
seguridad de operacién, y que estin efectivamente presentes en algunas tecnologias, se
entendié que la sefial de potencia debfa apuntar a una dotacién del parque generador que fuera
eficiente bajo una éptica de largo plazo. En este sentido, el reconocimiento de potencia de
suficiencia no apunta al reconocimiento de costos contingentes derivados de efectos
transitorios o de muy corto plazo. Por otra parte, el ingreso por potencia no puede cubrir
costos variables -directos o por lucro cesante- vinculados a la operacién de determinados

recursos despachados con objeto de aportar a la seguridad de corto plazo.

Asi, la constatacién de que la sola aplicacién del sistema general de precios de energfa y
potencia -incluidos los criterios para la determinacién de la potencia remunerable a las
centrales- no asignaba correctamente entre los agentes los costos derivados de una operacién
segura, y tampoco generaba los incentivos para la habilitacién de la infraestructura requerida,
motivé la instalacion del esquema de servicios complementarios que introdujo la Ley N°19.940
de 2004 (Ley Corta I).

Dicho cuerpo legal apunté basicamente a dos objetivos i) abrir un espacio de valoracién y
transaccién de SSCC -a definir por el regulador- permitiendo la remuneracién especifica de los
recursos aplicados, y ii) facultar a la autoridad a exigir determinadas caracteristicas técnicas a

las centrales que se conecten al sistemats.

* Contingencias frecuentemente observadas, o no tan frecuentes, pero de envergadura relativamente
menor. El sistema no puede dotarse de recursos ni aplicar criterios operacionales para absorber el 100%

de las contingencias posibles.

5 A través de la NTS&CS.
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Esta normativa no delimité -como tampoco lo hace la normativa recientemente promulgada a
través de la Ley N° 20.936- los tipos de servicio o de recursos que motivaran las prestaciones
correspondientes, pudiendo entonces hacerse cargo de diversos aspectos de la operaciéon del

sistema.

En resumen, el sistema general de precios de energia y potencia otorga sefiales a la instalacién
y operacién econémica del parque, todo en una visién de largo plazo. Para hacerse cargo de la
operacién y efectos econémicos de situaciones contingentes o de muy corto plazo, el sistema se
complementa actualmente con la operacién de un esquema de servicios complementarios, el

cual otorga un margen de definicién amplio.

Se trata entonces de analizar si ambos grupos de sefiales econémicas, actuando conjuntamente,
permiten la operacién eficiente del parque en un ambiente de alta participacién de ERV. Lo

anterior se analiza en el punto 1.4.4.2 siguiente.

3.4.4.b Variabilidad ERV y Costo de Manejo

3.4.4.b.1 Predictibilidad y Variabilidad

La problematica asociada a una progresiva y elevada participacién de ERV en un sistema
eléctrico determinado, y prescindiendo por ahora del andlisis del mzx de tecnologias y recursos
que éste exhibe inicialmente*s, dice relacién con la caracterizacién especifica de la variabilidad
que presenta el aporte de generacién de estas tecnologias, y como la misma puede impactar

técnica y econémicamente en la operacion del sistema eléctrico.

Si bien el problema de la variabilidad se ha presentado en el pafs como una cuestién a analizar a
partir de la entrada de ERV en el sistema, el fendmeno es comparable con la variabilidad de
otras fuentes de generacién y de la demanda, debiendo en principio tener tratamientos

similares.

3.4.4.b.2. Apreciacion del Coordinador sobre Impacto Actual de las ERV

En la apreciacién del Coordinador+7, el actual nivel de penetracién de las ERV en los sistemas
SIC (2400 MW para una demanda méaxima de 7600 MW, aproximadamente) y SING (600
MW para una demanda méaxima de 2500 MW, aproximadamente) no ha implicado problemas
especiales en la programacién o en el despacho real en términos de absorber la intermitencia y
variabilidad de estas fuentes, salvo las situaciones de congestién de transmisién que se han
producido en la zona norte del SIC, pero que obedecen a otras causas. Por otra parte, tales

condiciones de congestién han contribuido a limitar parte la generacién solar I'V en el drea

#6 Un analisis especifico podra efectuarse una vez finalizado el estudio técnico actualmente en desarrollo

por parte de la AG en relacién al impacto de ERV en el Sistema Eléctrico Nacional.

#7 Kl Consultor ha tomado contacto con profesionales del Coordinador para conocer los criterios

actualmente en aplicacién para la administracién de la ERV y sus correspondientes impactos.
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“encapsulando” por esta via cualquier potencial problema. La disponibilidad de embalses
hidroeléctricos y la capacidad de variacién de carga de las centrales termoeléctricas a carbén y
ciclos combinados (rampas de 1,5 a 2 MW/minuto en unidades a carb6n, por ejemplo), dan
cuenta que el problema de variaciones de generacién de las ERV a lo largo del dia no ha
planteado problemas criticos. Por otra parte, las reservas determinadas para CPF y CSF han
permitido absorber sin dificultad variaciones de generacién de las fuentes de ERV, sin que haya

sido necesario, hasta la fecha, incluir una componente especial en ellas.

Finalmente, desde el punto de vista del costo de las reservas, los criterios vigentes se reducen a
la determinacién del costo directo. Los valores asi obtenidos no son muy relevantes en el SIC y
en SING, y ascienden a unos 0,09 US$/MWh y 0,51 US$/MWh respectivamente, que
representan un costo total anual de 4,6 millones de US$ en el SIC y 8,5 millones de US$ en el

SING, en una ventana de 12 meses entre julio de 2016 y junio de 20174,

3.4.4.b.3 Asignacion del Costo de las Reservas para CPF y CSF

El Articulo 19° del DS N° 1380 indica que el Coordinador debe determinar la remuneracién de
cada empresa generadora por concepto de inversiéon en dispositivos que contribuyen al CPF y
CSF, y por concepto de operacién -bdsicamente uso de combustible adicional o costo de
oportunidad- por proveer tales SSCC (exceso de costo variable que supera el costo marginal a
centrales despachadas fuera de orden de mérito con propésito de regulacién, y lucro cesante o
pérdida de margen, medido como diferencia entre el costo marginal y el costo variable a

centrales infra marginales despachadas con propésito de regulacién).

Los costos de inversién se remuneran a través de la anualidad del costo de capital involucrado
en tanto que los costos de operacién son registrados por el Coordinador en funcién del
despacho. El Articulo 20° establece que el costo total de proveer este servicio debe ser pagado
por todas las empresas generadoras, incluidas las que prestaron el servicio, a prorrata de sus
inyecciones fisicas de energia. Cabe desde ya anticipar que esta forma de asignar el costo de
proveer el servicio es arbitrario e ineficiente pues no radica el costo en aquellos generadores

que provocan la necesidad de proveerlo.

En el caso en que para minimizar el costo total de operacién el Coordinador no distribuya la
reserva en giro (para CPI" y CSF) en forma homogénea entre los generadores despachados, el
mecanismo que se aplica es basicamente el siguiente: a) se identifican las unidades que si
proveyeron este servicio, por tener el menor costo econémico. Se descarta por consiguiente las
unidades marginales y las que operen a costo superior al costo marginal o a minimo técnico; b)
para cada hora se determina la cuota de reserva en giro que cada unidad generadora debe en
principio proveer. Dicha cuota se establece asignando a cada unidad la reserva total que el
sistema debe disponer, a prorrata de la potencia despachada mds el margen de reserva efectivo
que proveyd; ¢) a las unidades que proveyeron el servicio se les descuenta su alicuota tedrica (la

que habrifan tenido si la reparticién hubiese sido homogénea) en funcién de la potencia

s Balances de transferencias CDEC-SIC y CDEC SING.
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inyectada mas su provisién de reserva resultando asf un excedente de provisién de este servicio
por parte de estas unidades; d) las unidades que no proveyeron el servicio de reserva deben
pagar su alicuota, determinada a partir de sus propias inyecciones, a la reserva excedente de las
unidades que tuvieron tales excedentes. La valorizacién del costo a pagar se efectda a partir de
la diferencia entre el costo variable de cada unidad que proveyé el servicio y el costo marginal

del sistema. Los balances indicados se efecttian a nivel horario.

3.4.4.c Asignacion del Costo de la Variabilidad e Impacto en Desarrollo y
Competitividad

De acuerdo las caracteristicas estructurales de disefio de los mercados de corto y largo plazo
descritas en el punto 1.4.2 -mercado spot y mercado de contratos respectivamente- el desarrollo
de la generacién basado en tecnologias convencionales conducirfa a que ambos presenten
niveles de precio de energia que se esperan convergentes bajo una perspectiva de largo plazo®.
Lo anterior se produce en la medida de existir una tecnologia de desarrollo competitiva que
permite el abastecimiento de la demanda que enfrenta con una concurrencia o asistencia

minima de recursos complementarios anexos vista la estabilidad de su aporte de generacién.

En efecto, y bajo la expectativa de un ingreso sostenido de esta tecnologfa eficiente -en un
ambiente de crecimiento- se espera que el costo marginal de la energfa, en términos de su
esperanza estadistica, se equilibre en valores que permitan sostener proyectos de desarrollo
basados en dicha tecnologfa, por ejemplo, bajo una operacién tipo merchant plant. De igual
modo, en el mercado de contratos, lo precios de energia pactados a largo plazo debieran, y en
condiciones de competencia, establecerse en el nivel del costo de oportunidad de largo plazo de
la energfa dado por el costo de desarrollo de esta tecnologfa, verificindose la convergencia de

largo plazo de ambos mercados.

Si bien, como se ha sefialado, el costo unitario de los servicios complementarios de regulaciéon
de frecuencia resulta en el escenario actual poco significativo en relacién con el precio de la
energfa en el mercado, dado el bajo porcentaje que representan todavia las ERV, su asignacién
actual que no grava a los generadores de acuerdo con el uso de tales servicios no reviste un
problema serio. Sin embargo, en la medida que se incremente la participaciéon de las ERV en la
matriz de generacién, reviste importancia que toda forma de generacién soporte el costo de
estabilizacién que requiere, en cuyo caso el costo de desarrollo de cada tecnologia reflejara los
costos totales propios més los costos que induce en el sistema eléctrico para la estabilizacién de

sus aportes.

3.4.5 Laley 20936 en materia de servicios complementarios

La ley 20936, publicada en Julio de 2016, que reformé el marco normativo de la transmisién y
establecié el Coordinador Independiente del Sistema Eléctrico Nacional, introdujo cambios en

las normas que regulan la provisiéon de servicios complementarios. IEstos cambios deben ser

49 El precio de potencia se considera estable a estos efectos.
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reglamentados para posibilitar su aplicacién, y estd previsto en la ley que los mismos entren en
aplicacién en enero de 2020. Actualmente la CNE lleva adelante un proceso participativo para

la elaboracién de los reglamentos de dicha ley.

Cabe sefialar que la ley 20936 tiene un cambio positivo en tanto permite definir nuevos

servicios complementarios requeridos para hacer frente a gran penetracién de ERV.

No obstante, la ley presenta aspectos que pueden constituirse en criticos para el desarrollo de

una matriz de generacién con gran participacién de ERV. Estos aspectos son los siguientes:

e La ley establece que anualmente el Coordinador determinard los recursos técnicos
necesarios para la prestaciéon de los servicios complementarios y la infraestructura que
debera instalarse para su prestacién. Asimismo, establece que el Coordinador definira
el mecanismo mediante el cual se materializaran la instalaciéon de dicha infraestructura
la que podra ser una licitacion en la que oferentes ofertan por el suministro del
equipamiento que se licita, a cambio de recibir como remuneracién garantizada la
anualidad del costo de inversién y de los costos fijos de operacién y mantenimiento del
equipo que se licita.

e La anualidad de inversién y de costos fijos de operacién y mantenimiento, referida
anteriormente, se estampilla a la demanda.

e Por otra parte, la ley sefiala que la remuneracién por la prestacién de los recursos
técnicos requeridos en la operacién del sistema eléctrico, la cual resulta de subastas de
corto plazo, serd de cargo de las empresas generadoras que efecttien retiros desde el
sistema eléctrico o subsistema, en atencién a la naturaleza del servicio y sus efectos
sistémicos o locales. Aun cuando la ley no lo dice, estos costos son también
eventualmente susceptibles de ser estampillados, en cuyo caso son traspasables de la

misma forma a la demanda.

Los servicios complementarios fueron establecidos, tal como su nombre lo indica para
perfeccionar el funcionamiento de un mercado eléctrico con un complemento menor de corto
plazo que incentiva el mejor uso de los recursos para satisfacer las necesidades técnicas del
servicio. Es critico, entonces, que en el ejercicio de las facultades que la ley otorga al
Coordinador del SEN se mantenga el espiritu que ha inspirado la practica que ha existido con

las regulaciones vigentes para la determinacién de dicho complemento de equipamientos.

Paralelamente, el estampillado a la demanda de los costos de regulacién o balance de la
variabilidad que requieren los ERV harfa que el precio mayorista de la energfa en el mercado
(spot o de contrato) no reflejarfa todo el costo de desarrollo, el que por razones de eficiencia
econémica debe incluir el costo de estabilizacién. Ello harfa que las otras energias renovables,
como la solar de concentracién, la geotérmica, la biomasa y las minihidro, asi como las energias
convencionales capaces de balancear las ERV deberfan competir a un precio menor, afectando
uno de los pilares conceptuales del desarrollo del mercado chileno. En este sentido, la cancha
de la competencia serfa mas dispareja en situaciones en que la oferta de generacién ERV no
incorpore todos los costos involucrados en su oferta; lo anterior ocurrirfa tanto si la ERV

compite en el mercado de contratos como en el mercado spot.
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3.4.6 Resumen y Conclusiones

De lo expuesto en este capitulo puede formularse el siguiente resumen con las consiguientes

conclusiones:

1. De acuerdo a las expectativas actuales -vistos los crecimientos esperados de demanda,
los costos relativos de inversién y operacién de las diferentes tecnologias factibles de
desarrollar en el pafs, y el marco regulatorio que condiciona actualmente las decisiones
de inversién- se evidencia que la participacién de ERV en la matriz futura sera de
elevada magnitud, constituyéndose ademds en la principal opcién de desarrollo para

los préximos afios.

2. El proceso de ingreso sostenido de energia renovable variable al sistema, en la medida
de producirse a tasas elevadas, podria eventualmente requerir en el futuro el desarrollo
de nueva infraestructura de generacién convencional de modo de mantener una
operacién del parque que cumpla los estdndares de seguridad™. Se considera que las
sefiales de precios de energfa y potencia, ademas de SSCC -siempre que ellos estén bien
asignados- deberfan en principio ser suficientes para asegurar el desarrollo

descentralizado de la generacién que se requiera.

3. La programacién de la operacién, de cardcter centralizada y mandatoria por parte del
Coordinador, se efecttia a través de un proceso secuencial (programacién semanal con
revisiones si necesario, programacién diaria, despacho real) que recoge en un continuo
los cambios en las condiciones de operacién que van ocurriendo, sin que los
generadores asuman compromiso a firme acerca de la generacién esperada de sus
unidades para el perfodo de despacho. Estas condiciones no han constituido
histéricamente un problema por cuanto los aportes hidroeléctricos y la disponibilidad

termoeléctrica son facilmente verificables y no presentan gran variabilidad.

4. En el caso que se concluyere la necesidad de utilizar como driver de asignacién del
costo de los servicios complementarios los desvios de la generacion real de cada central
generadora respecto de la generacién programada, los procedimientos de
programacién permitirfan establecer dichos desvios, tanto aquellos en la disponibilidad
de unidades generadoras, declarada por cada agente generador propietario, como sobre
el pronéstico de generacién en el caso de unidades generadoras de recursos renovables.

Lo mismo serfa aplicable para establecer los desvios del pronéstico de demandas.

5. En la apreciacién del Coordinador, el actual nivel de penetracién de las ERV en los
sistemas SIC y SING no ha implicado problemas especiales para absorber la

intermitencia y variabilidad de estas fuentes, salvo las situaciones de congestién de

% Esta afirmacién debe ser validada a la luz del estudio técnico actualmente en desarrollo por parte de la
AG. El mismo podra indicar el margen que la actual capacidad de generacién convencional mantiene
para regular la variabilidad de la ERV que se desarrolle a futuro, y el momento de su eventual

agotamiento.
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transmisién que se han producido en el norte del SIC, pero que obedecen a otras
causas. La disponibilidad de embalses hidroeléctricos y la capacidad de variacién de
carga de las centrales termoeléctricas dan cuenta que el problema de variaciones de
generacién de las ERV a lo largo del dia no ha planteado problemas criticos. Por otra
parte, las reservas determinadas para CPIF" y CSF han permitido absorber sin dificultad
variaciones de generaciéon de las fuentes de ERV. Ciertamente, esta situaciéon podria
cambiar significativamente cuando la potencia instalada en ERV llegue a niveles
superiores al 50%-60% de la demanda méaxima del sistema, lo que podria ocurrir hacia
afios posteriores al 2030. Sin embargo, en la medida que las regulaciones que se
disefien tiendan a asignar el costo de proveer los SSCC de regulacién de frecuencia a
quienes los causan, podria esperarse una disminucién relativa de las necesidades de

compensacioén, como se muestra en el capitulo siguiente de este informe.

La metodologia de determinacién de las reservas para CPF y CSF consideradas en las
regulaciones y utilizada por el Coordinador son sofisticadas y muestran que existen las
herramientas para considerar en el cdlculo de dichas reservas el efecto que tendré a
futura una gran penetracién de ERV. En este sentido la variabilidad y error de
prondstico global a nivel horario de la generaciéon solar FV y eélica pueden ser
modeladas en conjunto con las otras variables aleatorias que determinan las reservas
primaria y secundaria, en especial considerando que parecen ser variables
independientes de las consideradas en la actualidad. La entrada a gran escala de fuentes

de ERV indica que este ejercicio deberfa realizarse.

Desde el punto de vista del costo de las reservas, los criterios vigentes se reducen a la
determinacién del costo directo. Los valores actuales asi obtenidos no son muy
relevantes en el SIC y en SING, y ascienden a unos 0,09 US$/MWh y 0,51
US$/MWh respectivamente, que representan un costo total anual de 4,6 millones de
US$ en el SIC y 8,5 millones de US$ en el SING, en una ventana de 12 meses entre
julio de 2016 y junio de 20175

Asumiendo que los costos de reserva para CPI" y CSI han sido bien determinados, e
identificados sus prestadores por orden de mérito, la asignacién vigente a prorrata de
las inyecciones de potencia horaria de los generadores es arbitraria y no eficiente

econdmicamente.

El disefio de las regulaciones que se presentan en el capitulo 1, y que, a juicio del Consultor,

permiten de manera eficiente una incorporacién en gran escala de la ERV al sistema eléctrico,

ha tenido en cuenta los aspectos criticos analizados en este capitulo, asi como las buenas

practicas de la experiencia internacional que se tratan en el capitulo siguiente.

51 Balances de transferencias CDEC-SIC y CDEC SING.
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4. Capitulo 4: Buenas practicas de las experiencias

Internacionales

4.1 Resumen introductorio de las conclusiones del analisis de
experiencias internacionales

En la primera etapa de este proyecto se analizaron las experiencias internacionales mas
relevantes en lo que concierne al redisefno del mercado eléctrico para una eficiente integracién
de los recursos renovables. Las experiencias analizadas se presentan en detalle en el capitulo 5

de este informe.

En este capitulo se enumeran de forma esquematica las principales conclusiones que procede
tomar en consideracién a partir del andlisis realizado, y que son desarrolladas en detalle a lo

largo del documento:

El primer aspecto primordial que se debe considerar es que la integracién eficiente de ERVs no
se circunscribe exclusivamente al correcto disefio de los servicios complementarios, sino que

depende criticamente de:

i) El buen disefio de un mercado diario vinculante (que calcule adecuadamente las sefales de
precio y permita al Operador del Sistema (OS) y a los agentes configurar de forma eficiente el

programa de despacho).

ii) Una vez se cierran las posiciones fisicas el dfa antes, facilitar la capacidad de redespacho (y/o

renegociacion) posterior hasta el cierre de mercado

iii) Una adecuada definicién del concepto de cierre de mercado y desvio posterior, asi como de
mecanismos que permitan asignar de forma eficiente los precios y costes vinculados a los
mismos, que permita minimizar la necesidad y coste de servicios complementarios (i.e.

minimizar la necesidad de compra de reservas de operacion).

iv) Un disefno eficiente de los requerimientos de reserva en el muy corto plazo, de los

mecanismos de mercado para adquirirlos y de la asignacién eficiente de los costes derivados.

v) Un potencial redisefio del producto de fiabilidad de largo plazo (i.e. el pago por capacidad, o
el contrato/opcién de fiabilidad) para incentivar si fuera necesario la entrada de recursos que

aporten la flexibilidad requerida.

Las evaluaciones realizadas en los sistemas en los que la penetracién de ERV ha sido maés
significativa (por citar tres ejemplos, Texas, Alemania o Espafia) muestran que el impacto en el
global del sistema del coste de la adquisicién y uso de servicios complementarios no puede
calificarse de significativo. Uno de los principales motivos por los cuales este coste no se ha
disparado ha sido el desarrollo de mecanismos de mercado que permiten primero asignar
adecuadamente (de forma marginalista cuando es posible) estos costes a aquellos que los
causan, incluyendo las ERVs. Esto ha demostrado ser, con el paso de los afios, un gran
impulsor de la eficiencia en la operacién, tanto por la contribucién de los generadores

(reduciendo por un lado los costes de provisién de estos servicios para ser mds competitivos y
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por otro mejorando las técnicas de prediccién) como de los operadores de los sistemas

(optimizando las necesidades de reserva y por tanto minimizando el coste de la compra).

Un aspecto clave implicito en lo descrito es tratar a la generacién ERV de la misma forma que
al resto de tecnologias, sometiéndola a los mismos derechos y obligaciones. Esto implica
aplicar el principio de causalidad del coste de forma indiscriminada, por ejemplo, asignandole
los costes de los desvios y de la provisién de reservas en funcién de su responsabilidad en los
mismos, de la misma forma que a cualquier otro recurso, no sélo la generacién convencional

sino también la demanda.

Estos principios enumerados arriba llevan aplicindose en algunos mercados durante un buen
ntmero de afios (estdn por ejemplo en linea con las directrices declaradas por la Comisién
Europea para el disefio de los mercados eléctricos europeos), y han demostrado primero
traducirse en un eficaz incentivo a la eficiencia de las plantas ERV y segundo, no han supuesto

una barrera para la penetracién sostenida de la tecnologfa.

4.2 Impactos técnico-econémicos de las ERV

Como se mencionaba en ese documento, las caracteristicas peculiares de las tecnologifas ERV
(energfa renovable variable) que afectan al mercado eléctrico son su no-programabilidad
(variabilidad e intermitencia), la dificultad de predecir su disponibilidad con antelacién y su
estructura de costes. Estas particularidades generan diferentes impactos, como resume la Tabla

1 segun el horizonte de tiempo (segmento de mercado) en el que se producen.

Tabla 1. Impactos técnico-econémicos de las ERV en diferentes segmentos de mercado y

caracteristica peculiar de las renovables que los ocasiona (Elaboracién propia)

Caracteristicas
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Aumento de la incertidumbre sobre precios futuros < e <

Aumento de la incertidumbre sobre el mix de generacién °
Largo plazo

tuturo

Aumento de la incertidumbre regulatoria °

Como se puede observar en la Tabla i, también existen impactos relativos a la incertidumbre de
largo plazo que no dependen de las caracteristicas de las ERV, sino mds bien de la coyuntura
en la que se encuentra el sector eléctrico en este momento (como se menciona en el capitulo 5,
la actual incertidumbre sobre la evolucién del mix de generacién y sobre el impacto que van a
tener decisiones regulatorias en esta evolucién). Mas adelante se revisan las buenas practicas
que se pueden extraer de las experiencias internacionales para cada segmento de mercado, pero

a continuacién se plantea de forma esquematica las principales ideas que procede mencionar.
Evolucion de los costes del sistema debida a la penetracion de energia renovable

En la ultima década, la literatura ha tratado de anticipar y cuantificar el impacto que la
penetracién de ERVs puede tener (principalmente) en la operacién de los sistemas eléctricos.
Afortunadamente, los afos de experiencia acumulada, y la existencia de algunos casos ejemplo

en los que esta penetracién ya es muy relevante, permite extraer algunas indicaciones.

En cualquier caso, como es de sobra sabido, es importante tener muy en cuenta que la
extrapolacién de los precios y costes observados en los diferentes sistemas tan sélo tienen un

valor muy relativo:

i) primero porque obviamente depende enormemente de la composicién del mix de generacién
(e incluso de las caracteristicas de la demanda). Como regla general, estos costes son
significativamente menores cuanta mayor es la disponibilidad de plantas con capacidad de
regulaciéon de embalse. Los costes derivados de una gran penetracién de ERV en un sistema
principalmente térmico como por ejemplo es el caso del sistema aleman (con més de 50 GW
edlicos y mas de 40 GW solares sobre una punta de demanda que en 2017 no ha rebasado los
70 GW) o el texano (21 GW edlicos, 1 GW solar para una punta de 70 GW) de forma natural
deben ser mayores que los incurridos en un sistema con un cierto componente hidroeléctrico
de embalse como es por ejemplo el caso espafiol (23 GW edlicos y 7 GW solares para una
punta de demanda en 2017 de 40 GW) o californiano (6 GW edlicos, 19 GW solares, punta de
46 GW) sistemas que en ambos casos tienen una capacidad de regulacién de embalse en
proporcién menor que el sistema chileno, y mucho mayores que los que se podran derivar en el

futuro en un sistema como el nérdico o el brasilefios2.

32 En algunas ocasiones, las interconexiones internacionales permiten aprovechar sinergias: por ejemplo,
el sistema danés tiene una enorme penetracién de generaciéon eélica que en ocasiones le permite generar
por encima del 150% de su demanda. Dinamarca carece de capacidad de almacenamiento para gestionar
la variabilidad asociada a tamafia capacidad, pero cuenta con importantes conexiones con el sistema

noruego, que tiene un gran excedente de capacidad de regulacion de embalse.
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ii) segundo porque depende también mucho de las caracteristicas del parque ERV. No es lo
mismo generacién edlica que solar, ni que cualquiera de ellas estd concentrada o instalada de
forma dispersa a lo largo y ancho del sistema (no sélo por la potencial aparicién transitoria de
restricciones de red, como puede ser el caso de la generacién edlica en Texas, sino por el hecho
de que la dispersién geografica de las instalaciones distribuye y modera la intermitencia global

del conjunto).

Dicho esto, tal y como se menciona en el capitulo de revisién de experiencias internacionales,
tomando como referencia lo expuesto por la Agencia para la Cooperacién de Reguladores de
Energfa de la Unién Europea, en un buen niimero de paises (particularmente en aquellos con
mayor penetracién de energfa renovable, como es el caso alemdn o espafiol, por citar dos
ejemplos) el costo unitario tanto de los desvios como de los servicios complementarios es un
valor bastante reducido si se compara con otros componentes del costo de suministro

(principalmente el precio de la energia en el mercado diario).

La conclusién principal que debe extraerse de lo anterior no es que la penetracién de ERV no
es un problema que merezca atencién por su bajo impacto en costes. Mas bien lo contrario, el
hecho de que en los sistemas mencionados haya sido desde el principio percibido como un
potencial incremento significativo del coste de operacién motivé que se pusiera el foco en
disenar mecanismos de mercado eficientes (como se ha mencionado desde el mercado diario a

los mercados de servicios complementarios) que han permitido controlar esos costes.

Este el aspecto fundamental sobre el cual a continuacién se hace énfasis en este documento.

4.3 Buenas practicas de disefio de mercados eléctricos

En las secciones siguientes se presentan las mejores practicas de disefio de los mercados
(marginalistas) de electricidad para la integracion eficiente de ERVs. En linea con lo expresado
al inicio de este documento, i.e. con la necesidad de abordar una revisién completa del disefio
del mercado, mucho mas alla de los meros servicios complementarios, la revisiéon se ha dividido
en cuatro partes segin el horizonte temporal: (1) el primer mercado fisico vinculante
(generalmente en el horizonte del dfa antes), (2) los mercados o mecanismos de ajuste
intradiarios, (3) los mercados de servicios complementarios y los desvios del tiempo real y (4)

los mecanismos de seguridad de suministro (o confiabilidad).

La penetracién de ERVs obliga a los agentes y al operador del sistema (en adelante OS) a
tomar mds decisiones en el corto y muy corto plazo, porque en este lapso de tiempo mejora la
disponibilidad y calidad de la informacién relevante para el despacho (predicciones tanto de
generacién como de demanda). Este nuevo paradigma requiere por lo tanto sofisticar el disefio

de los mecanismos de mercado de corto y muy corto plazo en todo su amplio espectro.

Empezaremos describiendo el disefio del corto plazo, porque se suele considerar que representa
la piedra angular sobre la que se apoya todo el disefio de mercado, y porque aqui nos
encontramos algunos de los elementos de disefio méds importantes para la correcta integracién
de ERVs. Luego iremos poco a poco acercdndonos al tiempo real. Finalmente se analizard el
posible uso de los mecanismos de seguridad de suministro como herramienta de largo plazo de

integracién de recursos de ERVs.
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4.4 El mercado diario

En el corto plazo, y de forma creciente a medida que nos aproximamos al tiempo real, el
mercado eléctrico requiere un alto grado de coordinacién para asegurar el balance generacién-
demanda y el cumplimiento de las distintas restricciones técnicas de los equipos (generacién y
red). Esta coordinacién es tanto mas compleja y mds necesaria cuanto menos flexible y mas

intermitente es el parque de generacién.

Para facilitar esta coordinacién de la forma mas eficiente posible es fundamental establecer con
una cierta antelacién programas y compromisos “fisicos” vinculantes. Estos compromisos
ademas facilitan la eficiencia econémica de los intercambios y la asignacién de los costos de los

servicios complementarios que se introducen més adelante.

4.4.1 El horizonte del primer mercado fisico

En general, hay un cierto consenso en considerar el horizonte de tiempo del dia antes como el
mas adecuado para el establecimiento de los primeros compromisos fisicos. Dentro de lo que
podemos considerar como corto plazo, un dia de margen permite programar con suficiente
antelacién a las unidades con mayor inercia en su produccién (e.g. centrales de carbén). De esta
forma, el esquema habitual con el que se establecen los compromisos fisicos suele incluir algin
tipo de subasta realizada el dfa antes (mercado diario, day-ahead market, DAM) para la entrega

de energfa en cada uno de los periodos del dia siguiente (normalmente horas).

La experiencia internacional nos muestra cémo en la practica no hay dos disefios de mercado
de corto plazo idénticos. A la hora de implementar un mercado de corto plazo nos encontramos
con que son miltiples los elementos de disefio que definen a este mercado, y varias las
alternativas para cada uno de estos elementos de diseno. Entre los elementos de diseno del
mercado de corto plazo, los mas relevantes son: la granularidad temporal del producto
(horario, cuarto-horario, etc.), el disefio del tipo de subasta y del formato de las ofertas
(complejas, simples, etc.), la regla de calculo de precios y la representacién de la red. A

continuacién, nos centramos en las mejores practicas en lo que respecta a estos tres tltimos.

4.4.2 Formato de la subasta y de oferta

El formato de oferta puede variar entre dos extremos. En un extremo nos encontramos con la
pareja cantidad-precio, u oferta simple, y en el otro extremo con la oferta compleja que
contiene informacién detallada sobre las restricciones técnicas de cada recurso y los costes o
precios asociados. Las ofertas simples obligan a los agentes a hacer previsiones sobre el
comportamiento del mercado en su conjunto. El esfuerzo analitico que esto requiere
proporciona una cierta ventaja competitiva a las empresas con grandes carteras de generacion,
que aumenta debido a la incertidumbre que las tecnologias ERV introducen. La experiencia
internacional demuestra que, en los sistemas donde se usan ofertas simples (o semi-complejas,

lLe. sin una representacién explicita de los costes no convexos y restricciones de operacién,
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como por ejemplo costes de arranque o rampas, por ejemplo, ofertas por bloques?), el aumento
de la generacién renovable provoca una pérdida de eficiencia econémica en el despacho, por no

permitir a las centrales reflejar correctamente sus restricciones.

La penetracion renovable amplifica las ventajas de mercados basados en ofertas complejas, en los que los
precios se calculan sobre la base de representaciones explicitas de costes y restricciones de operacion (e.g.

costes de arranque o rampas)

4.4.3 Remuneracion y regla de cédlculo de precio

Uno de los costes que se ven més claramente afectados por el crecimiento de la generacién
intermitente son los costes de arranque y de operacién y mantenimiento. En este sentido, lo

primero y fundamental es que estos costes se remuneren adecuadamente en el mercado.

Los costes de arranque, que pueden aumentar con la penetracion de las ERV, deben ser reconocidos,

contemplados en el algoritmo de casacion que determina el despacho y remunerados en el mercado.

En los sistemas basados en ofertas simples, los costes fijos de corto plazo, como es el caso con
el coste de arranque, los internalizan los propios agentes en sus ofertas y entran por tanto de
manera indirecta en el precio marginal®*. En los sistemas basados en ofertas complejas, todos
los costes fijos de operacién, incluidos los de arranque y parada, se pueden remunerar o bien
aparte, a través de los denominados make-whole o side-payments, no atectando asi a la sefal
marginal, o como se ha hecho en Irlanda hasta recientemente, aiadiendo la cantidad necesaria
(uplift) para que estos costes se recuperen al precio (que todos perciben). Actualmente hay
sistemas (e.g. PJM) donde se estd discutiendo qué costes deben o no incluirse en la senal
marginal del precio del sistema. Cabe destacar que en general hay una cierta tendencia a

permitir que el precio marginal incluya més costes que los variables de combustible.

Hay una tendencia creciente a considerar que el precio marginal incluya mds costes que los costes

vartables de combustible”.

4.4.4 Representacion de la red

Los algoritmos de casacién del mercado pueden no considerar la red y sus restricciones (nudo
y precio unico), pueden considerar sélo las lineas con congestiones frecuentes y calcular precios

zonales, o pueden considerar toda la red de transmisién en detalle y calcular precios nodales.

35 Una block bid es una oferta en la que un generador declara una serie de pares precio-cantidad para
diferentes periodos de tiempo (por ejemplo horas) pero los vincula de tal forma que el algoritmo debe

casar todos o ninguno.

5+ Tan s6lo a modo de ilustracién y simplificando enormemente, un agente que espera producir durante
dos horas y para hacerlo debe incurrir en un coste de arranque, afiadirfa la mitad de ese valor en su
oferta para cada una de las dos horas (e incluirfa una condicién semi-compleja (e.g. una oferta en bloque)
para garantizar que no se acepte la oferta de una hora si no se acepta también la de la hora subsiguiente.
Si el grupo fuese marginal, el precio del mercado incorpora por tanto la internalizacién del coste de

arranque.

% Para mayor detalle, ver seccién 5.8.1.a Formato de oferta en el capitulo de experiencias

internacionales.
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En el caso de un precio tnico o de precios zonales, puede ser necesario un redespacho, que
tendrd ciertos costes asociados. Por otro lado, el calculo de precios nodales requiere un
esfuerzo computacional elevado. En sistemas de dimensién limitada, con redes malladas y
pocas congestiones, puede ser preferible simplificar la representacién de la red para casar el
mercado. No obstante, en sistemas lineales con congestiones frecuentes, el coste computacional
es menor de lo que se gana en eficiencia. Los precios nodales, ademads, proporcionan una valiosa

sefial de localizacién?s.

Las renovables amplifican las diferencias entre estos enfoques. Para estas tecnologfas la
ubicacién es mas relevante que para otros recursos, porque de ella depende la disponibilidad de
energia primaria. No obstante, los sitios con mejor disponibilidad pueden estar muy alejados de
la demanda o pueden sobrecargar la red de transporte. Si el mercado no proporciona precios
nodales, las decisiones de localizacién de los agentes ERV no tendrdn en consideracién su
impacto en la red. En un circulo vicioso, esto aumentara las congestiones y, consecuentemente,
los costes de redespacho. Un caso paradigmdtico en este sentido es el mercado de nudo tnico
aleman, donde, como se ilustra en el capitulo 5, la instalacién masiva de plantas e6licas en el

norte ha aumentado las congestiones en el eje norte-sur, disparando los costes de redespacho.

Las renovables pueden aumentar las congestiones y el coste de redespacho, a menos que haya precios

nodales que den una sefial de localizacion eficiente

4.5 Mercados o mecanismos de redespacho intradiarios

Es sobradamente conocido que la regla de oro de la regulacién de sistemas econémicos para
maximizar la eficiencia consiste en establecer los mecanismos necesarios para que los agentes
internalicen y reflejen sus costes de oportunidad, para que de esta forma perciban al tiempo el
incentivo econémico adecuado para que contribuyan a la maximizacién de la eficiencia del
conjunto del sistema. En esa linea, una vez se cierran las posiciones fisicas el dfa antes, es
fundamental primero responsabilizar a los agentes de los ulteriores costes de redespacho y al
tiempo facilitar los mecanismos que les permitan minimizar esos costes (bien por la via de la

renegociacién entre partes o a través de procesos del coordinador del sistema).

De este modo, desde el primer compromiso fisico, y hasta un determinado momento antes del
tiempo real (denominado cierre del mercado o gate closure, descrito més adelante), es habitual
permitir la posibilidad de renegociaciéon entre los agentes, bien de forma bilateral o bien de

forma centralizada a través de mercados o redespachos organizados por el OS.

A medida que se aproxima el tiempo real y la informacién se va actualizando (cambios en la
demanda, fallos de grupos, cambios en las previsiones de produccién edlica o solar, etc.)
algunos intercambios acordados en el mercado diario pueden dejar de ser econémicos, y por el
contrario, pueden surgir nuevas oportunidades que no deben ser desaprovechadas. Asi, una vez
se clerran los compromisos fisicos en el mercado diario, y hasta el tiempo real, resulta

fundamental convocar una o varias sesiones adicionales en las que los agentes puedan

% Para aquellos menos familiarizados con los conceptos regulatorios bdsicos asociados a los precios
nodales, se sugiere por ejemplo consultar el capitulo 6 “Electricity transmission” del libro “Regulation of

the Power Sector”.
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gestionar adecuadamente los cambios en sus programas, si se trata de un proceso centralizado,
permitir que el coordinador del sistema realice los redespachos necesarios para optimizar de la

mejor manera posible el despacho final.

Tal y como se desarrolla en el capitulo 5, los mercados o mecanismos de redespacho
intradiarios son una herramienta muy valiosa para la integracién eficiente de las tecnologfas
renovables variables. Las predicciones sobre la disponibilidad de las fuentes primarias que
alimentan estos recursos se hacen més precisas al acercarse al tiempo real. Un mercado en este
horizonte de tiempo no sélo permite a los agentes renovables ajustar su posicién y reducir su
desvio en el tiempo real, sino que también proporciona a los agentes convencionales una

plataforma donde vender su flexibilidad.
Los principales elementos de disefio de estos mercados son los siguientes:

(1) La definiciéon del momento en el que estos son convocados. Por ejemplo, esta
secuencia se puede plantear como una serie de sesiones discretas que se convocan
en momentos predeterminados (e.g. a las 5, 10, 15 y 20 horas del dia en curso),
pueden ser mercados continuos que permiten a las contrapartes ajustar posiciones
en cualquier momento antes del momento de cierre de los mercados econémicos, o
pueden ser redespachos que se realizan a discrecién del OS (caso de los mercados
en los EEUU).

(i1) Si se calculan o no sefales de precio asociadas a estos redespachos intradiarios
(iii) La discriminacién temporal del producto.

Pasamos a continuacién a analizar las practicas recomendables observadas en la experiencia

internacional.
Generacion de sefiales de precio en el horizonte intradiario

Especialmente en un contexto de alta penetracién de ERV, es fundamental que exista un
mecanismo que dé sefiales econémicas de precio asociados a estos redespachos (MITei, 2016).
De no ser esto asi, se perderd el incentivo a que los agentes comuniquen cuanto antes sus
variaciones en el despacho esperado con respecto al compromiso adquirido en el mercado

diario.
Con elevadas penetraciones renovables es importante que haya un mecanismo que dé sefiales econémicas

en el horizonte de tiempo que transcurre entre el mercado diario y el tiempo real

Esto se puede plantear directamente disefiando un sistema de liquidacién de costes cada vez
que el coordinador del sistema realiza un redespacho intradiario, tal y como se discute en
MITei (2016), o creando una secuencia de sesiones intradiarias, como las implantadas en el

contexto europeo.
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4.6 El cierre de mercado, los servicios complementarios y el
tratamiento de los desvios en el tiempo real

Como es bien sabido, cualquier desequilibrio entre lo que se estd produciendo y consumiendo
en cada momento provoca un desajuste técnico insostenible que hace peligrar el conjunto de

todo el sistema si no se restablece inmediatamente el equilibrio.

En aquellos contextos (el caso europeo) en los que se da la opcién a los agentes de que
renegocien sus despachos vinculantes a través de mercados intradiarios, hay un total consenso
en que no es viable confiar en que estos mecanismos intradiarios puedan llevarse hasta el
tiempo real. En todos los mercados hay un momento, denominado cierre de mercado o gate
closure, a partir del cual en pro de la seguridad del sistema no se permiten més transacciones
econémicas entre los agentes. A partir de ese momento los ajustes s6lo pueden ser realizados
por el OS, como parte de sus obligaciones orientadas a garantizar el buen funcionamiento del

sistema y la calidad del suministro.

De cara a garantizar este equilibrio generacién-demanda en el tiempo real, el OS define,
adquiere y usa una serie de servicios complementarios®”. E1 OS necesita contar con mas grupos
(arrancados y operativos) de los estrictamente necesarios, justamente para poder hacer frente
de forma instantdnea a pérdidas de grupos en el sistema, a incrementos bruscos de la demanda

o0 a variaciones bruscas de la generacién eélica por ejemplo.

Conviene recalcar que estos servicios complementarios son productos diferentes de la mera
provisién de energia y su definicién exacta no es universal y depende del criterio de los
operadores del sistema, quiénes ademds determinan la cantidad necesaria para garantizar un

nivel adecuado de seguridad en la operacién en el tiempo real.

Aunque la definicién de los servicios no es general, es importante diferenciar dos tipos de

productos, aunque a veces se compren de forma conjunta:

Reservas a subir o reserva a bajar: variacién répida de la produccién (a subir o a bajar en
funcién del producto) que se emplea para lograr el balance generacién-demanda y por tanto el
reajuste de la frecuencia. Se pueden definir varios tipos de reserva (e.g. primaria, secundaria,
terciaria, etc.) en funcién de los tiempos de actuacién (tiempo de preaviso, rampa del servicio y
duracién del servicio). La definicién de varios tipos de reserva con varios tiempos de actuacién

permite al OS maximizar la utilidad de los medios disponibles en el sistema.

Capacidad o disponibilidad de algin tipo particular de reserva: garantia de que un grupo

tendrd capacidad para dar una cierta reserva cuando esta le sea requerida.

Los servicios de ajuste (ya sea reserva o disponibilidad de la reserva) pueden ser adquiridos
desde varios meses antes hasta cerca del tiempo real. La adquisicién escalonada (parte en el
largo plazo, parte en el horizonte del dfa antes y parte después del dia antes) permite gestionar

de forma adecuada el riesgo al OS. Una de las alternativas de disefio consiste en adquirir con

57 Aqui nos centraremos en los servicios complementarios para el control frecuencia-potencia.
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antelacién (desde meses antes hasta el dia antes) una cierta disponibilidad de dar reserva, y la

reserva en s contratarla cerca del tiempo real.
Desvios

De este modo, después del gate closure, el OS considera los despachos en ese momento como
fisicos definitivos. Cualquier desvio del sistema posterior al gate closure serd corregido por el
OS con los servicios complementarios del control de frecuencia potencia. En adelante, salvo
que se especifique explicitamente lo contrario (e.g. desvio con respecto al programa diario),
cuando hablemos de desvio nos estaremos refiriendo al desvio con respecto al programa fisico

de la unidad en el gate closure.

Una vez establecido el marco conceptual del muy corto plazo, procedemos a analizar las buenas
practicas en los elementos de disefio de estos servicios que estdn recibiendo mayor atencién de

cara a facilitar la integracién de las renovables. Estos son los siguientes:

- Liquidacién de los desvios y asignacién de responsabilidades.
- Determinacion de los requerimientos de reservas.
- Meétodo de adquisicién de reservas.

- Definicién de productos (servicios complementarios) innovadores.
4.6.1 Liquidacién de los desvios y asignacién de responsabilidades

Cuanto mayor sea la importancia de los servicios complementarios, sobre todo cuanto mas
crezca su volumen econémico, més relevante es la correcta asignacién de sus costes entre los
agentes del mercado eléctrico. De nuevo aparece la dicotomia entre eficiencia y simplicidad.
Cuando los SSCC representan una cuota poco significativa del coste total de suministro, el
coste de las reservas se puede socializar entre toda la demanda o parte de ella. Sin embargo, un
crecimiento de estos costes deberfa ir acompaiiado de un aumento de la eficiencia y de la
complejidad del mecanismo de asignacién, que responsabilice a los agentes que se desvian de su
programa (esto requiere claramente un programa vinculante con el que comparar la
inyeccién/retiro en el tiempo real). Si el regulador elige responsabilizar a los agentes, deberfa
aplicar el mismo criterio a todos los agentes para evitar distorsiones. En este sentido y en linea
con las directrices de los reguladores de los sistemas en los que la penetracién de ERV es
relevante, como por ejemplo la Comisién Europea’s, las exenciones a las tecnologias

renovables deberfan eliminarse, para incentivar a estos agentes a utilizar todos los medios,

% “Todos los participantes en el mercado deben correr con una parte de responsabilidad financiera por
los desvios causados en la red, y todos los recursos deben ser remunerados de manera equitativa.”

(Propuesta de REGLAMENTO DEL PARLAMENTO EUROPEO Y DEL CONSEJO relativo al

mercado interior de la electricidad)
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técnicos y de mercado, para disminuir sus desvios®®. Similar tratamiento debe recibir la

demanda, bien directamente o bien a través de su comercializadora, regulada o no.

Es esencial responsabilizar a los todos agentes por sus desvios; las exenciones a las removables y

paulatinamente a la demanda deberian ser eliminadas

El precio del desvio es la herramienta que se usa para asignhar parte o la totalidad de los costes
relacionados con los servicios complementarios. Cuantos més costes se incluyen en el precio
del desvio, més robusta sera la sefial resultante y menor la parte de los costes de las reservas
que tiene que seguir siendo socializada entre la demanda. Por otro lado, para maximizar la
eficiencia de la sefial, es preferible considerar el coste marginal de las reservas y no el coste
promedio (si se sigue este tltimo enfoque, es aconsejable reducir el volumen que se usa para
calcular el promedio). Aunque estas recomendaciones estdn respaldadas por la teorfa
regulatoria, hay que subrayar que muchos sistemas incluyen en el precio del desvio sélo los
costes relativos a la energfa activada (mientras la reserva de capacidad se sigue socializando),

basédndose en el promedio de estos costes en vez que en el coste marginal.

Otro elemento muy importante en la aplicacién del precio del desvio es el intervalo de
liquidacién. Una granularidad temporal mayor (intervalos de liquidacién menores) permite
registrar desvios que son “invisibles” con granularidades menores, escondiéndose detrds del
desvio neto. Al mismo tiempo, reducir los intervalos de liquidacién aumenta la complejidad y

los costes del proceso y es necesario encontrar un equilibrio.

Cuando los precios del desvio, debido a la metodologfa utilizada para su calculo, no son capaces
de reflejar la carencia de reservas, es posible aplicar precios de escasez administrativos. Estos
suelen funcionar como precios piso y estdn basados normalmente en el valor de la energfa no
suministrada (VOLL, o Value of Lost Load en inglés). Los precios de escasez administrativos se
pueden usar s6lo para liquidar los desvios o también para remunerar a los proveedores de

servicios complementarios.

El precio del desvio deberia incluir todos sus costes, estar basado en el coste marginal y puede ser
complementado por un precio de escasex administrativo que refuerza su sefial; los intervalos de

liquidacion deberian de ser lo mds cortos posible

Las experiencias internacionales también demuestran que hay dos puntos de vista diferentes
sobre la gestién de los desvios. Los reguladores que quieren incentivar a los agentes a que
sigan lo més posible su programa suelen aplicar un precio dual, que introduce una diferencia
entre el precio de los desvios en la misma direcciéon y en la direccién contraria al desvio neto
del sistema. EEn cambio, hay reguladores que usan el mismo precio para todos los desvios. En

este segundo caso, hay a veces un interés en fomentar el llamado balance pasivo, segtn el cual

% Como se indicaba en el documento de revisién de experiencias internacionales, en esta linea se estan
pronunciando los reguladores de los sistemas en los que la penetracién de ERV es relevante, como por

ejemplo la Comisién Europea.

60 Para el caso de la demanda regulada, se pueden perfectamente implantar mecanismos de incentivo
para los comercializadores regulados (habitualmente las distribuidoras), de la misma forma que se trata

la gestion de las pérdidas o de la calidad de servicio.

71



los agentes se desvian voluntariamente de su programa para apoyar al balance del sistema,
especulando sobre la diferencia entre el precio del desvio y el precio del mercado diario (o
intradiario). En este caso, el retraso en la publicacién del precio del desvio puede jugar un

papel importante.

La decision entre precio del desvio vinico (posiblemente relacionado con el balance pasivo) o dual depende

de una eleccion regulatoria

4.6.2 Requerimiento de reservas

El aumento de la incertidumbre de muy corto plazo, relacionado con la dificultad de prediccién
de las tecnologfas ERV, tiene que reflejarse en la metodologia usada para determinar el
requerimiento o volumen de reservasé!. En este dmbito, como en muchisimos otros en la
industria eléctrica, hay que encontrar un equilibrio entre eficiencia y simplicidad
(transparencia). Los métodos deterministas, estaticos y con demanda ineléstica, a nivel teérico,
son mas sencillos y menos eficientes que los métodos probabilisticos, dindmicos y con demanda
elastica. Los métodos mas eficientes, ademas de una pérdida de transparencia, suponen unos
costes de implementaciéon. Sélo cuando estos costes se ven superados por los beneficios
esperados (por ejemplo, una reduccién en los costes de adquisicién de reservas), la mejora de la

eficiencia es justificada.

En sistemas eléctricos convencionales, una metodologia determinista (N-1, N-2 o un
porcentaje de la demanda de punta), que fije el volumen de reserva durante periodos de tiempo
muy largos, puede ser suficientemente eficiente y evita la necesidad de implementar
metodologias méds complicadas. En cambio, en un contexto con generacién renovable, los
enfoques deterministas no siempre son capaces de incorporar la incertidumbre relacionada con
la disponibilidad de las fuentes renovables, que ademds serd diferente en funcién de la
generacion renovable casada en el mercado diario. En este caso, una metodologifa probabilistica

dindmica puede resultar digna de consideracion.

La decision entre demanda eldstica e ineldstica no se ve muy afectada por la incertidumbre
relativa a las ERV. Una demanda elastica permite reflejar en el mercado de SSCC que el
requisito 6ptimo de reservas depende del coste de adquisicién®?, pero supone un proceso de
casacién mds complejo. De nuevo, es necesario encontrar un equilibrio entre eficiencia y

simplicidad que depende del sistema.

Penetraciones renovables elevadas aumentan las ventajas de las metodologias probabilisticas y dindmicas

para el cilculo del requerimiento de reservas

61 El impacto de las renovables variables afecta mas las reservas secundarias y terciarias; entonces la

mayorifa de recomendaciones presentadas en esta secciéon estdn mas centradas en estas reservas.

62 Si el requerimiento de reservas es igual a 2 000 MW, pero la curva de oferta de reservas se encarece
enormemente a partir de 1 950 MW, puede ser preferible para el sistema quedarse levemente corto de
reservas, corriendo un riesgo muy reducido, que aumentar enormemente el coste total de adquisicién.
Por el contrario, si se presentan ofertas muy bajas de reservas hasta 2 050 MW, el operador puede estar
interesado a contratar por encima de su requerimiento, porque esto le permite reducir ulteriormente el

riesgo de falta de suministro a un precio muy bajo.
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4.6.3 Adquisicion de reservas

Como se muestra en el capitulo 5, la adquisicién de reservas no siempre se lleva a cabo a través
de mecanismos de mercado. En algunos sistemas, donde, por ejemplo, hay una gran
disponibilidad de servicios complementarios, resulta mds simple tratar los SSCC como
servicios regulados, con una definicién administrativa tanto de los agentes llamados a
proporcionar reservas, como de la remuneracién relativa a este servicio. Sin embargo, en
sistemas térmicos donde la penetraciéon renovable puede acrecentar la importancia de los
servicios complementarios en la operacién del sistema, es aconsejable recurrir a mecanismos de
mercado que garanticen la eficiencia de la adquisicién. Entre los diferentes disenios de mercado,
es preferible aplicar un precio marginal, aunque muchos sistemas siguen casando su mercado
de SSCC como pay-as-bid (normalmente por preocupaciones sobre la existencia de poder de

mercado).

Una distincién fundamental cuando se habla de adquisicién de reservas es entre adquisicién
secuencial de energia y reservas (modelo europeo) y co-optimizacién (modelo estadounidense).
Es importante resaltar que las diferencias entre estos dos enfoques van més alld del mercado de
servicios complementarios y dependen del paradigma de operacién del sistema, mas
centralizado y complejo el americano, mas simple y orientado al mercado el europeo. No
obstante, en el momento de definir unas buenas practicas, hay que reconocer los evidentes
méritos a nivel de eficiencia de la co-optimizacién. Como se menciona en el capitulo 5, la
adquisicién conjunta permite optimizar la provisién de dos productos que son
complementarios (el mismo recurso puede producir energia o reservas). También hay que
subrayar que la co-optimizacién necesita una organizacién institucional que no se encuentra en

todos los sistemas®® y que supone un esfuerzo computacional muy elevado.

La adquisicion conjunta de energia y reservas (co-optimizacion) es mds eficiente que la adquisicion
separada y secuencial, ya que aprovecha las sinergias entre los dos productos, pero requiere un esfuerzo

computacional importante y se puede aplicar sélo con determinadas configuraciones instituctonales

En lo que concierne a los productos, se ha visto cémo la adquisiciéon separada de capacidad y
energfa, asf como de reservas a subir y a bajar, reduce las barreras de entrada a la provisién de
estos servicios y puede mejorar la competencia y la eficiencia del mercado (MITei, 2016).
Muchos recursos pueden proveer sélo alguno de estos productos y la adquisicién separada
aumenta el nimero de participantes en el mercado de SSCC. La compra separada de capacidad
y energia, ademds, permite hacer uso en el tiempo real de la energfa de menor coste, aunque no

provenga de los agentes que proporcionen la capacidad de reserva.

Con el aumento de las renovables en el miz, es aconsejable que los SSCC se adquieran, siempre que se
pueda, con mecanismos de mercado, separando los diferentes productos (capacidad y energia, reservas a

subir y a bajar) y remunerando los servicios al precio marginal

65 En Europa, donde los operadores de mercado controlan la compraventa de energfa y los operadores
del sistema se encargan de gestionar el mercado de reserva, harfa falta un cambio institucional para

poder combinar estos dos mercados en una co-optimizacion.
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Otros elementos de disefio que pueden representar una barrera implicita para algunos agentes
son la antelacién en la adquisicién de las reservas y la discriminacién temporal de los
productos. Los recursos que tienen cierta incertidumbre sobre su produccién no pueden
participar en el mercado de SSCC si se les pide ofertar el producto con una antelacién que
supone un riesgo elevado para ellos (FFernandes, 2017). Los mismo se puede decir de la
discriminacién temporal, que, si es demasiado larga, obstaculiza a los recursos que pueden
ofertar reservas de manera eficiente, pero sélo durante intervalos de tiempo limitados (como,
por ejemplo, los sistemas de almacenamiento). Con la penetracién renovable, aumentan las
ventajas de mover la adquisicién de reserva mas cerca del tiempo real y de considerar

productos de corta duracién (por ejemplo, 15 minutos).

La adquisicion de SSCC se deberia efectuar lo mds cerca posible del tiempo real (por lo menos por una

parte del requerimiento) y con productos de duracion reducida

4.6.4 Productos innovadores

La penetracién de nuevos recursos estd dando lugar a la introduccién de productos de reserva
innovadores. En el capitulo 5, se presentan ejemplos de productos que discriminan segun la
sefial de regulacién que los proveedores de reserva tienen que seguir (usado en PJM) o de
productos que remuneran capacidades especificas, como la de proporcionar rampas (usado en
California ISO).

Introducir nuevos productos es beneficioso siempre que estos reconozcan el valor econémico
de una nueva necesidad del sistema (IRENA, 2017). Sin embargo, hay que recalcar que estos
nuevos productos no deberfan nunca ser disefiados para que su provisién corresponda a una
tecnologfa especifica, porque esto segmentaria el mercado (creando barreras de entrada a otros

potenciales oferentes) y dificilmente mejoraria la eficiencia global.

Los productos de reserva innovadores deben reflejar necesidades del sistema (cuyo valor no estaba siendo
reconocido de manera adecuada) y no en apoyar el desarrollo de tecnologias especificas, para no

segmentar el mercado

4.7 Mecanismos de confiabilidad

La teorfa microeconémica establece que en un mercado en el que se cumplen una serie de
hipétesis ideales, el precio del mercado de corto plazo es la sefial 6ptima para guiar no sélo la
operacién sino también la inversién, ya que este precio es capaz de remunerar completamente

todos los costes de generacion.

Sin entrar en todo el detalle que este problema merece, si que cabe destacar que la hipdtesis
necesaria mds importante para que lo anterior se cumpla es que la generacién y la demanda
participen activamente en los mercados de corto y largo plazos*. En la practica, la capacidad de

la demanda de expresar sus preferencias es el corto plazo es limitada (aunque cada vez mayor)

6+ Otra hipétesis importante es que el precio no se interviene artificialmente con precios tope (implicitos
o explicitos). Los precios tope impiden que los generadores recuperen sus costes, en especial los de

punta.
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bien por limitaciones tecnoldgicas, bien por el desconocimiento que ésta tiene de su propia
funcién de utilidad. Esto es algo que se tuvo muy presente desde la liberalizacién de los
mercados eléctricos, y condujo a que el regulador actuase en nombre de la demanda,
determinando de manera més o menos rigurosa el valor que la energia tiene para los
consumidores (el precio de la energia no suministrada). Del mismo modo, la participacién
voluntaria de la demanda en los mercados de largo (y muy largo) plazo es muy limitada. Ante
esta falta de participacién hay un consenso casi undnime acerca de la necesidad de que el
regulador intervenga por el bien del sistema. Esto ha conducido en los distintos mercados a la
implantacién de mdltiples mecanismos de confiabilidad orientados a solventar esta falta de
participacién, entre otros nos encontramos con los pagos por capacidad, la firma de contratos

de energia de largo plazo, opciones de energfia, etc.

Todos estos mecanismos buscan de una forma mds o menos acertada ofrecer un escenario mas
atractivo al generador, bien reduciendo su incertidumbre, bien incrementando sus ingresos o
bien haciendo ambas cosas a la vez. Por otro lado, la demanda obtiene también un escenario
menos incierto bien por la mayor capacidad que se instala o bien porque asociado mecanismo,
el regulador afiade algin contrato financiero en el compromiso (e.g. forward, opcién, etc.) que

ayuda a estabilizar los pagos de la demanda.

Por todo esto, los mecanismos de confiabilidad estdn en el centro de la agenda regulatoria de
muchos pafses. Los sistemas que siempre contaron con ellos los estdn reformando, mientras los
paises que habfan optado por un energy-only market estan introduciendo mecanismos de
confiabilidad (e.g. Reino Unido, Francia, en cierta manera Alemania). Muchos reguladores
estdan motivando la nueva introduccién de estos mecanismos con la penetracién renovable, que
deprime los precios de mercado y aumenta su volatilidad. No obstante, en el capitulo 5 se
argumenta cémo la causa principal de los problemas de suficiencia de muchos sistemas
eléctricos es el aumento de la incertidumbre sobre el mix de generacién futuro y de la

incertidumbre regulatoria.

En lo que respecta al disefio de estos mecanismos, hay cuatro elementos que estdn recibiendo
una creciente atencién de cara a integrar de forma eficiente a las renovables, estos son: (i) la
participacién de las tecnologias ERV, (ii) el cédlculo de la potencia o energfa firme, (iii) el
célculo de las penalizaciones asociadas a un pobre desempefio y (iv) la posibilidad de dar
incentivos a la flexibilidad a través del mecanismo de largo plazo. Pasamos a continuacién a

analizar una a una.

4.7.1 Participacion de las tecnologias ERV

Las tecnologias ERV pueden contribuir a mejorar la confiabilidad del sistema. Su intermitencia
puede ser absorbida por el almacenamiento proporcionado por centrales hidroeléctricas o
puede no representar un problema en caso de que haya una correlacién evidente entre las
condiciones de escasez y la disponibilidad de la fuente renovable (como en el caso de la
fotovoltaica en sistemas con puntas de demanda relacionadas con el consumo de los equipos de
aire acondicionado). Por tanto, deberia admitirse la participaciéon de las ERV en los mercados
de confiabilidad. Sin embargo, si las tecnologias renovables y convencionales compiten en el
mercado de confiabilidad, tienen que estar sujetas a las mismas reglas, para que la eficiencia de

dicho mercado no se vea distorsionada.
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Las renovables pueden contribuir a la confiabilidad del sistema y deberian poder participar en los
mercados donde este producto se comercia, siempre que estén sujetas a las mismas reglas que se aplican a

las tecnologias convencionales

La existencia de mecanismos de apoyo econémico a las ERV no deberia suponer un problema.
Estos mecanismos se introducen para reflejar una externalidad y, si el disefio es correcto, no
deberfan interferir con los mercados en los que las renovables participen. De hecho, el apoyo

econémico podria calcularse teniendo en cuenta la participacién en el mercado de confiabilidad.

Los mecanismos de apoyo a la renovable son compatibles con la participacion de las tecnologias ERV en

el mercado de confiabilidad, siempre que se disefien de forma coherente

4.7.2 Capacidad o energia firme

La cantidad de capacidad o energia firme que un recurso renovable puede aportar a la
confiabilidad del sistema depende no sélo de las caracteristicas del sistema y de la demanda,
sino también, y en mayor medida, de las tecnologias que componen el mix de generacién. Las
metodologias de calculo de estas variables deberfan ser reformadas y estar basadas en modelos
de simulacién del sector eléctrico que permitan identificar y cuantificar las sinergias entre
tecnologfas diferentes. La capacidad o energfa firme deberfa ademds ser recalculada con cierta

frecuencia, para reflejar cambios en las condiciones de escasez del sistema.

La capacidad o energia firme de las ERV deberia calcularse a través de modelos de simulacion que

cuantifiquen las sinergias dentro del mix de generacion

4.7.3 Penalizaciones

El capitulo 5 ilustra cémo algunos de los diseflos mas modernos de los mercados de
confiabilidad prevén elevadas penalizaciones por incumplimiento, que tienen el objetivo de
mejorar las prestaciones de los proveedores de confiabilidad durante las condiciones de escasez.
Experiencias internacionales recientes han demostrado la necesidad de estos incentivos al
cumplimiento para garantizar la seguridad de suministro (Mastropietro et al, 2016). Las
penalizaciones por incumplimiento deberfan ser suficientemente altasé’ para fomentar medidas
por parte de los agentes que puedan aumentar su disponibilidad durante los periodos de

escasez del sistema.

Para garantizar la seguridad de suministro, los mercados de confiabilidad deberian contar con un

esquema robusto de penalizaciones por incumplimiento

Por otro lado, estas penalizaciones podrian desincentivar la participaciéon de tecnologias ERV
en los mercados de confiabilidad. Aunque la disponibilidad durante las condiciones de escasez
depende de muchos factores, en general, un recurso no programable se expone a un riesgo de

incumplimiento mayor. No obstante, la penalizacién transmite una sefial eficiente y todos los

65 JSO New England aumentard la penalizacién por incumplimiento hasta llegar a los 5 455 $/MWh,
mientras que en PJM alcanzard los 8 625 €/MWHh. En Irlanda, la penalizacién podria estar directamente
relacionada con el valor de la energfa no suministrada, que en este pais se estima en mas de
11 000 €/ MWh.
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recursos que participen en el mercado de confiabilidad deberfan estar expuestos a ella. Los
agentes renovables tienen que ser libres de decidir si incurrir en este riesgo o no, o pueden
internalizarlo en su oferta y sera el mercado quien decida si su contribucién es eficiente o no.
Otra alternativa es conectar la penalizacién con el calculo de la capacidad o energfa firme
(asignando menos capacidad firme a cambio de una exencién de la penalizacién en caso de
incumplimiento por indisponibilidad de energfa primaria), como en el caso francés que se

presenta en el capitulo 5.

Las tecnologias ERV deberian estar sujetas a las mismas penalizaciones que las convencionales y ser

ltbres de decidir si incurrir en el riesgo que implican o no

4.7.4 Incentivos a la flexibilidad

Los mercados de confiabilidad dan una sefal de inversiéon de largo plazo para garantizar la
seguridad de suministro en el corto plazo. No obstante, en el corto plazo, la confiabilidad del
sistema se garantiza a través de los servicios complementarios. Algunos sistemas, como es el
caso de Irlanda e Italia, estan relacionando el mercado de confiabilidad con el mercado de
SSCC, condicionando la remuneracién del primero con la disponibilidad a ofertar en el segundo
en el corto plazo. Si el disefio del mecanismo es correcto, esto no representa una doble

remuneracién, porque los productos son diferentes®s.

Se puede relacionar el mercado de confiabilidad con la provision de SSCC sin que ello implique una

doble remuneracion

4.8 Referencias

ACER/CEER, Agency for the Cooperation of Energy Regulators / Council of European
Energy Regulators, 2016. Annual Report on the Results of Monitoring the Internal Electricity
Markets in 2015. Informe publicado en septiembre de 2016.

ACER/CEER, Agency for the Cooperation of Energy Regulators / Council of European
Energy Regulators, 2015. Annual Report on the Results of Monitoring the Internal Electricity
and Natural Gas Markets in 2014. Informe publicado en noviembre de 2015.

Batlle, C., Barroso, L. A., Pérez-Arriaga. I. J., 2010. The Changing Role of the State in the
Expansion of Electricity Supply in Latin America. Energy Policy. volumen 88, ntimero 11,
péaginas 7152-7160.

CNE, Comisién Nacional de Energfa, 2017. Reporte mensual sector energético. Volumen 28,

publicado en junio 2017.

66 X1 mecanismo de capacidad en este caso incluye una remuneracién adicional para apoyar la inversién
en recursos de generacién (y demanda) que sean capaces de contribuir en los mercados de muy corto
plazo. El precio de estos mercados en el corto plazo remunera la provisién efectiva del servicio. En este
sentido, el razonamiento es analogo al que conduce a la distincién entre precio de la capacidad (o la

potencia) y precio de la energia en el mercado mayorista.

77



IRENA, International Renewable Energy Agency, 2017. Adapting Market Design to High
Shares of Variable Renewable Energy. Informe de IRENA, publicado en mayo de 2017.

Fernandes, C., 2017. Adapting European Market Arrangements to Facilitate the Contribution
of Renewable Generators to Electricity Balancing. Tesis doctoral defendida en la Universidad

Pontificia Comillas el 11 de julio de 2017.

Mastropietro, P., Rodilla, P., Batlle, C., 2017. Performance Incentives in Capacity Mechanisms:
Conceptual Considerations and Empirical Evidence. Economics of Energy & Environmental

Policy. volumen. 6, nimero 1, pdginas 149-163.

MITei, Massachusetts Institute of Technology Energy Initiative, 2016. Utility of the Future:
An MIT Energy Initiative Response to an Industry in Transition. Informe desarrollado en

colaboracién con II'T-Comillas, publicado en diciembre de 2016.

Tennet, 2016. Market Review 2016 - Electricity Market Insights. Informe anual de

supervisién del mercado.

78



5. Capitulo 5: Revision de la Experiencia Internacional

5.1 Introduccion

Las Energfas Renovables Variables (ERV) son el elemento central del proceso de
descarbonizacién que va a caracterizar el sector eléctrico en las préximas décadas. Su bajo
impacto ambiental, su costo en constante caida y su elevada disponibilidad en toda la geogratia
mundial pueden traer enormes beneficios al conjunto de la sociedad (IEA, 2016; IRENA,
2016). Dos tecnologias ERV en particular, la eélica terrestre y la solar fotovoltaica, han visto
crecer enormemente su cuota de mercado en los ultimos afos. Estos dos recursos, cuya
contribucién a la produccién eléctrica global era marginal a principios de este siglo,

representan hoy el 12%¢7 de la capacidad de generacién eléctrica en el mundo.

La Figura 1 muestra el crecimiento global de la capacidad instalada de generacién edlica, que
ha seguido un ritmo constante en torno a los 50 GW al afio, alcanzando los 487 GW en 2016

(en el mismo ano, la capacidad instalada en Chile era de 22,8 GW¢8).

Gigawatts World Total
487 Gigawatts
500 !
433 ﬁ
64
400 370 .
319 +52
300 y , 283 <[l B BN =R .
Previous
238 ﬁ year's
198 [EA capacity
200
159 &8
121 [
100 74 94 - I S -} S s || S
+20]
15
0
2006 2007 2008 2009 2010 20m 2012 2013 2014 2015 2016

Figura 1. Capacidad global e incremento anual de eélica (REN21, 2017)

La solar fotovoltaica, sin llegar a los mismos niveles de capacidad instalada (303 GW en 2016),
ha mostrado, en cambio, un crecimiento casi exponencial en la tltima década y sélo entre 2015

y 2016 se instalaron 75 GW de nueva capacidad, como se puede ver en la Figura 2.

67 La capacidad instalada a nivel mundial en 2016 se considera igual a 6 500 GW; estimacién basada en

las International Energy Statistics de la Energy Information Administration de Estados Unidos.

68 Dato de la plataforma Energfa Abierta de la Comisién Nacional de Energia de Chile.
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Figura 2. Capacidad global e incremento anual de solar fotovoltaica (REN21, 2017)

En el medio y largo plazo, este crecimiento vendrd acompafiado por nuevas tecnologfas de
almacenamiento de electricidad, lo que permitird gestionar la variabilidad de corto plazo de la
produccién solar y edlica. Por el momento, la capacidad instalada de baterfas conectadas a la
red eléctrica es muy reducida (menos de 2 GW en 2016), pero con un crecimiento del 50%
anual en los tltimos dos afios (Figura 3), que permite anticipar un gran desarrollo de estas

tecnologias en la préxima década.
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Figura 3. Capacidad global de baterias estacionarias conectadas a la red por pafs (REN21, 2017)

El crecimiento extraordinario de la edlica terrestre y de la solar fotovoltaica se explica, en
buena medida, por los incentivos que gobiernos de diferentes paises han concedido para
fomentar el desarrollo de las ERV. En muchos casos, los gobiernos han centrado en el sector
eléctrico sus esfuerzos para cumplir con los objetivos de reduccién de emisiones de los
sucesivos acuerdos climéticos (Kioto en 1997 y Parfs en 2015). Esto ha permitido realizar
inversiones en ERV, avanzando rapidamente en la curva de aprendizaje de estos recursos, y

haciéndolas més competitivas. La Figura 4 muestra la evolucién de los costos de estas dos
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tecnologias; se puede apreciar como el costo de la solar fotovoltaica, que en 2010 era todavia de
250 USD/MWHh, ha caido hasta alcanzar en 2016 los 50 USD/MWh, mientras que el costo de

la edlica, que en 2010 era una tecnologia ya mds madura, ha registrado bajadas menores,

aunque todavia significativas.
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Figura 4. Evolucién del costo medio de edlica terrestre y solar fotovoltaica de gran escala
(IRENA, 2017a)

Los resultados de diversos procesos de adquisicién de energia renovable también muestran

cémo el costo del MWh producido a partir de ERV empieza a ser similar al de otras

tecnologias convencionales (Figura 5).
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Figura 5. Resultados de subastas de energfa renovable no convencional en los paises que llevaron a cabo
licitaciones en 2016 (IRENA, 2017a)

La informacién proporcionada hasta ahora era global; sin embargo, la penetracién de

renovables no ha sido homogénea a nivel geografico. A nivel particular, algunos paises,

principalmente los que han introducido incentivos mas generosos, han tenido un desarrollo de

ERV muy superior a la media. Esto se puede observar en la Figura 6, que muestra para
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diferentes paises la cuota de generacién solar y edlica en 2015, y su valor esperado en 2021.
Dinamarca, que ya supera el 50%, es una excepcion, pero hay muchos pafses que en 2020 van a

tener cuotas entre el 10% y el 30%.
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Figura 6. Cuota de generacién de fuente renovable intermitente en diferentes paises en 2015 y 2021
(IEA, 2016)

Estos nimeros, ya de por si muy elevados, se encuentran todavia por debajo de los objetivos de
penetracién de largo plazo que se han ido estableciendo en los tltimos afios. La Unién Europea
tiene como objetivo para 2050 un sistema renovable al 99% (EU, 2012). También en Estados
Unidos, donde las politicas federales de promocién de las ERV han sido escasas y bastante
volétiles, algunos estados han fijado objetivos muy ambiciosos: tanto California como Hawéi
apuntan a un sistema eléctrico 100% renovable para 2045 (Senate of California, 2017; Senate of
Hawaii, 2017).

Sin embargo, si bien las energias renovables comportan beneficios para la sociedad, también
han demostrado alterar el funcionamiento de los mercados eléctricos, que en muchos casos
fueron disefiados hace décadas y estdn adaptados a las tecnologfas dominantes en esa época,
principalmente centrales térmicas e hidroeléctricas. Las ERV se caracterizan por unos patrones
de funcionamiento radicalmente distintos del propio de las tecnologias de generacién
convencional (térmica e hidroeléctrica), lo que exige una readaptacién gradual tanto del modus
operandi vigente hasta la fecha como de los procesos de planificacién del mix futuro. Esta
necesidad de readaptaciéon ya se ha empezado a constatar en algunos sistemas en los que la

penetracién de ERV ha sido més elevada.

Claramente, estas preocupaciones no deben parar o ralentizar el desarrollo de las energias
renovables, sino que se deben reformar los mercados para poder asimilar de manera eficiente
los elevados niveles de ERV que se esperan alcanzar en el futuro cercano. Estas reformas
incluyen la retirada de incentivos a medida que las tecnologias renovables se hagan
competitivas, la armonizacién de las reglas de participacién en los mercados, y la mejora de las
sefiales de precio para reflejar el valor de diversos servicios necesarios para continuar

garantizando la adecuada provisién del servicio eléctrico.

A medida que incrementan su componente de ERV, un buen ntimero de sistemas a nivel global
se estan enfrentando a nuevos desafios. Aunque el impacto de las renovables es diferente en
cada mercado y depende de las caracteristicas del sistema y de la regulacién vigente, los

problemas fundamentales son los mismos. Por lo tanto, al anélisis de las lecciones aprendidas
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en otros contextos es un paso imprescindible para abordar cualquier proceso de adecuacién del
marco vigente. El objetivo de esta revision es analizar las reformas que estan teniendo lugar en
distintos mercados eléctricos del mundo, centrando la atencién en los paises que ya cuentan
con una elevada penetracién de recursos renovables. Este estudio serd la base de la propuesta

regulatoria para el sistema chileno.

En primer lugar, la seccién 5.2 de la revisién identifica los mayores impactos de las tecnologias
ERYV en el mercado eléctrico y los clasifica segin el horizonte de tiempo considerado; esto
permite justificar el enfoque del estudio. Las siguientes secciones, 5.4 a 5.9, ahondardn cada

una en un segmento de mercado. La estructura del documento se resume de manera gréfica en

la Figura 7.
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Figura 7. Estructura del documento

5.2 Impactos técnico-econémicos de las renovables variables

Las principales diferencias entre las ERV¢ y las tecnologfas de generacién convencionales son
la intermitencia o variabilidad de su produccién, la dificultad de predecir su disponibilidad con

antelacién y su estructura de costos.

Las centrales edlicas y solares aprovechan fuentes de energfa, el viento y la radiacién solar, que
son intermitentes y variables. Algunos autores diferencian entre estos dos tltimos términos.
La variabilidad se identifica como una variacién predecible en la disponibilidad del recurso
(como, por ejemplo, la variaciéon de la radiacién solar a lo largo del dfa), mientras que la
intermitencia se define como una variacién de muy corto plazo y dificil de pronosticar (como el
paso de un frente nuboso que reduce drasticamente la radiacién solar durante unos minutos).
Para los fines de este estudio, estos dos conceptos se pueden fusionar en uno solo, la no-
programabilidad de las ERV: mientras que las centrales convencionales pueden, casi siempre,
seguir unas instrucciones de despacho, las plantas renovables sélo pueden inyectar electricidad

en la red cuando su fuente de energfa primaria esta disponible.

La capacidad de predecir con precisién esta variabilidad o intermitencia, fundamental para la

integracién de la generacién renovable, depende de la antelaciéon del prondstico, siendo

% De aqui en adelante, este acrénimo (y, en general, el término “renovables”) se utilizara para identificar
principalmente la edlica terrestre y la solar fotovoltaica que, como se ha podido observar en la
introduccién, son con diferencia las tecnologias renovables variables con una penetracién més elevada a

nivel mundial.
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claramente mas imprecisas las predicciones hechas con més antelacién. No obstante, los
modelos de prediccién meteorolégica han mejorado enormemente en los ultimos afios,
reduciendo el margen de error. La Figura 8 muestra la evolucién del desvio medido entre la
tltima sesién del mercado intradiario y el tiempo real (cuatro horas) para las centrales edlicas y
fotovoltaicas en Espana. Estos datos ponen de manifiesto una mejora en la capacidad de

prediccién de los generadores renovables (ver también Figura 35 en la seccién 5.7.4).

Eoélica Fotovoltaica
13%
12%
11%
10%
9%
8%

~0/
770

S0/
6%

2010 2011 2012 2013 2014 2015

Figura 8. Desvio medido de centrales edlicas y fotovoltaicas entre 2010 y 2015, elaboracién de los
autores a partir de datos de CNMC (2016a)
Sin embargo, siempre existird un margen de error en estos pronésticos que, al igual que la
demanda o las potenciales fallas de los grupos térmicos, debe ser internalizado por el operador
del sistema en sus procedimientos de gestién. En cualquier caso, hay que subrayar que
disponer de predicciones sin ningtn margen de error no eliminaria los retos asociados a la

variabilidad e intermitencia de las ERV7°.

Finalmente, las centrales edlicas y fotovoltaicas tienen una estructura de costos diferente de la
de las centrales convencionales, caracterizada por costos de inversion elevados™ si comparados
con los costos variables, que son précticamente nulos. El aprovechamiento de la energia
primaria renovable no tiene ningin costo “de combustible” y los gastos de mantenimiento
suponen un porcentaje reducido de la inversién inicial. Se podria decir que esta estructura es
muy parecida a la de las centrales hidroeléctricas tradicionales. No obstante, la posibilidad de
almacenar el agua, y la consecuente posibilidad de desplazar la generacién en el tiempo y asi
sustituir otras fuentes, da lugar a lo que en el sector eléctrico se conoce como valor del agua.
En cambio, la energfa edlica o solar no se puede en general almacenar de manera eficiente; o se
transforma en energfa eléctrica y se inyecta a la red cuando esta disponible, o se pierde. Por
esta razon, estas tecnologias suelen ofertar su energia en los mercados eléctricos de corto plazo

a precio cero o muy bajo.

70 Saber con total certidumbre que dentro de 24 horas un parque eélico que hasta ese momento estaba
generando 5 GW dejard completamente de producir por falta (o por exceso) de viento ayuda el operador
del sistema en su gestién, pero no elimina el desafio para el resto del parque de generacién de

suministrar una rampa a subir de 5 GW.
7t Aunque en bajada y ya cercanos a los costos de inversién de las tecnologias convencionales.

7 Incluso, debido a la presencia de incentivos, y dependiendo del disefio del mecanismo de ayuda,

algunos operadores de plantas ERNC pueden llegar a ofertar su energfa a precios negativos.
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Estas caracteristicas crean una serie de impactos técnico-econémicos™ que se pueden dividir
segtn el horizonte de tiempo en el que se manifiestan, entre muy corto plazo, corto plazo y

largo plazo.

Muy corto plazo

Con muy corto plazo se entiende aquf el intervalo de tiempo entre el despacho o la casacién del
mercado del dfa anterior y el tiempo real. En este lapso de tiempo, los agentes pueden, en
algunos casos, reajustar su posicién en el mercado, y el operador del sistema tiene que llevar a
cabo todas las actuaciones necesarias para asegurar el suministro en el tiempo real,

gestionando los recursos bajo su control segin la informacién disponible en cada momento.

En el muy corto plazo, los impactos de las tecnologias renovables estdn relacionados
principalmente con los errores en la prediccién de la produccién renovable, y a la evolucién de
esta predicciéon durante dicho horizonte de tiempo. El efecto directo de los errores de
prediccién es el aumento de los desvios en el sistema. El programa en el mercado (diario o
intradiario) de los agentes renovables estd basado en una prediccién, que se ajusta a medida
que se acerca el tiempo real, y que puede dar lugar a desvios significativos. Por esta misma
razon, al menos a nivel tedrico, puede aumentar la necesidad de reservas’. El operador del
sistema, sabiendo que una parte de la generacién programada estd sujeta a errores de
prediccién, deberfa tomar medidas para aumentar su capacidad de enfrentarse a desvios
inesperados o comunicados con muy poca antelacién, por ejemplo, aumentando los requisitos
de capacidad de reserva. La frecuencia de estos desvios, en aquellos mercados con escasa
capacidad de almacenamiento, también puede aumentar de manera significativa la volatilidad
de los precios en los mercados que cubren el muy corto plazo, principalmente el mercado de

servicios complementarios y el mercado intradiario.

En general, se puede decir que la penetracién renovable ha aumentado la importancia de los
mercados y mecanismos de muy corto plazo en los sistemas eléctricos, porque en este
horizonte de tiempo se genera la informacién relevante para el despacho de estas tecnologfas.
Es probable que este efecto se refuerce a medida que las ERV cubran cuotas de mercado

mayores.

Corto plazo

Con corto plazo se entiende aqui el horizonte de tiempo en el que se casa el mercado diario (o
del dia anterior) o para llevar a cabo el despacho programado en los sistemas que no tienen un

mercado diario propiamente dicho. En este lapso de tiempo, el operador del sistema recoge la

75 Los impactos que se analizan en esta revisién de experiencias internacionales son los que afectan al
mercado mayorista de energia eléctrica. Las ERNC tienen muchos otros impactos (en la red de
transporte, en la red de distribucién, en las tarifas eléctricas, etc.); sin embargo, estos tltimos quedan

fuera del alcance de este estudio.
"+ En la seccién 5.4 se vera cémo éste no es siempre el caso.

75 Estas definiciones se usan aqui de manera genérica. Los servicios complementarios pueden ser
contratados y gestionados también en ausencia de un mercado propiamente dicho, mientras que sélo

algunos sistemas cuentan con mercados intradiarios.
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informacién sobre la disponibilidad y los pardmetros econémicos de los agentes y genera un
programa orientativo de operacién. Este horizonte de tiempo se ha considerado durante
décadas como el horizonte éptimo para planificar la operacién del sistema eléctrico. Un dia de
antelacién permitfa alcanzar un equilibrio entre la necesidad de fijar con antelacién el despacho
de las centrales (principalmente térmicas) y la necesidad de acercarse lo més posible al tiempo
real para contar con estimaciones precisas de la demanda eléctrica. Como ya se ha dicho, la
aparicién de nuevas fuentes de incertidumbre y la instalacién de centrales mas flexibles y con
mayor capacidad de rampa estd moviendo este equilibrio hacia el muy corto plazo, pero es
innegable que el dfa anterior representa todavia un horizonte de tiempo central para la

operacién del sistema.

En un creciente niimero de sistemas, el mercado diario constituye una fuente de remuneracién
de los recursos ERV, como minimo al mismo nivel que los subsidios directos que pueden
percibir. Debido a su estructura de costos, las renovables suelen ofertar su produccién a precios
nulos o muy bajos en el mercado diario. Eso tiene dos efectos: i) las centrales convencionales
son frecuentemente desplazadas en el orden de mérito para la casacién del mercado, lo que
reduce los precios medios y por tanto sus ingresos, asi como su factor de carga a lo largo del
afio, 1i) en aquellos mercados con escasa capacidad de almacenamiento, el precio del mercado ve
aumentada su volatilidad. Estos dos efectos se pueden observar en los mercados europeos: la
Figura 9 muestra cémo la generacién eléctrica a partir de gas natural se ha visto desplazada
por la generacién edlica y fotovoltaica (y ademads, por una reduccién de la demanda). La Figura
10 ilustra la clara correlaciéon entre la penetracion solar y edlica y el aumento de la frecuencia

de precios nulos o negativos.
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Figura 9. Produccién agregada de centrales a gas, edlicas y solares en la Unién Europea
(ACER/CEER, 2016)

86



600 160,000

W CH WCZ DE — Wind+Solar Production

B DK SK GB 140,000
. 500
s 120,000
£ 8 400
= 100,000
. o
=
3.2 300 . 80000 2
3 =
[« 1]
E g 200 - 60,000
E - e 40,000
=

100 20,000
- == [ B )
2010 2011 2012 2013 2014 2015

Figura 10. Ntmero de horas con precios iguales a cero o negativos en diferentes mercados europeos
(CH, Suiza; CZ, Reptblica Checa; DE, Alemania; DK, Dinamarca; SK, Eslovaquia; GB, Reino Unido)
comparado con la generacién eélica y fotovoltaica (ACER/CEER, 2016)

Otro impacto relevante de las renovables en la planificacién diaria de la operaciéon del sistema,
estd relacionado con su variabilidad y afecta al nimero de ciclos de arranque y parada de las
plantas térmicas. La generaciéon renovable varfa enormemente a lo largo del dia y esta
variacién debe ser compensada por centrales convencionales, en ocasiones, por centrales
térmicas. Una central de gas de ciclo combinado, que en ausencia de renovables se mantendria
arrancada durante todo el dfa, puede enfrentarse a mds de un ciclo de arranque y parada a lo
largo del dfa en un escenario con elevada penetracién de renovables. Los ciclos de arranque y
parada tienen unos costos asociados. Dependiendo de la metodologia que se aplica para la
remuneracién de estos costos, el aumento de estos ciclos puede afectar la eficiencia del

mercado, como se vera en la seccién 5.8.

Largo plazo

Con largo plazo se entiende aqui el horizonte de tiempo en el que se llevan a cabo inversiones
en el sector eléctrico. Este horizonte de tiempo es central para lo que en inglés se define como
resource adequacy y que en espanol se suele traducir como suficiencia. El mercado eléctrico tiene
que enviar sefiales que maximicen la eficiencia, no s6lo de la operacién del sistema, sino
también de la inversién. La seguridad de suministro depende no sélo de la disponibilidad de las
centrales en el tiempo real, sino también de decisiones que se han tomado muchos afos antes.
Si el marco regulatorio no proporciona sefiales eficientes y estables a los inversores, estas
decisiones se pueden ver afectadas, con la consecuente reduccién del margen de reserva del

sistema y, finalmente, la aparicién de problemas de suministro.

En este horizonte de tiempo juega un rol central la incertidumbre de los agentes. La decisién
de instalar una nueva central eléctrica se toma basandose en una serie de previsiones sobre el
futuro comportamiento del sistema y del mercado durante la vida util de la central. Estas
previsiones estdn sujetas a diferentes fuentes de incertidumbre, relativas a la evolucién de la
demanda, precio de los combustibles, hidrologia, entre muchas otras. Un aumento significativo
de la incertidumbre en estas previsiones puede empujar a los agentes a no llevar a cabo

inversiones, o a aumentar el costo de financiacién de los proyectos debido al mayor riesgo.

Las renovables aumentan la incertidumbre en el mercado de dos maneras. Primero, aumentan
la incertidumbre sobre el precio futuro, porque, como se ha visto arriba, las ERV incrementan

la volatilidad de corto plazo del precio de mercado, obligando a veces a las centrales
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convencionales a recaudar la mayorfa de su remuneracién durante unos periodos muy cortos
en los que el precio repunta. No obstante, esta incertidumbre, por sf sola, no afecta de manera
relevante las decisiones de inversién. Lo que si tiene un impacto en estas decisiones es el
aumento en la incertidumbre sobre el parque de generacién futuro y en la incertidumbre
regulatoria. Si hace unas décadas era bastante simple prever qué tecnologias formarfan parte
del mix eléctrico en el medio y largo plazo, la aparicién de las renovables ha cambiado
completamente el escenario. Por un lado, la competitividad de los recursos renovables va en
constante aumento, y ademdas depende de factores muy locales, como la disponibilidad de la
fuente de energfa primaria en un territorio concreto; no todos los agentes son capaces de
predecir esta evolucién, que afectara al parque de generacién futuro. Ademds, otra fuente de
incertidumbre proviene de la politica energética. ;Qué objetivo de reduccién de emisiones de
CO, asignard un gobierno al sector eléctrico? ;Qué objetivo de generacién renovable fijard?
¢Qué mecanismo de apoyo introducira el regulador para alcanzar ese objetivo? ;Qué impacto
tendré ese mecanismo en el mercado? La experiencia internacional demuestra cémo responder
a estas preguntas para un horizonte de tiempo superior a unos anos (o, en todo caso, superior a

una legislatura) es practicamente imposible.

Estas nuevas fuentes de incertidumbre (que se suman a las incertidumbres que siempre han
caracterizado una industria tan intensiva en capital como el sector eléctrico) pueden reducir las
nuevas inversiones necesarias para cubrir el crecimiento de la demanda eléctrica y/o para
renovar el parque de centrales existentes. Este efecto, combinado con la necesidad de disponer
de centrales convencionales para respaldar la generacién intermitente de las renovables, puede
provocar problemas de suministro en el medio/largo plazo. Las herramientas regulatorias que
se utilizan normalmente para atraer nueva inversién o, mas en general, para garantizar la
seguridad del suministro, se conocen en Europa y Estados Unidos como mecanismos de

capacidad y, en este documento, se definen, para mantener la generalidad, como mercados de
confiabilidad.

5.3 Justificacion del enfoque de la revision

La revisién de experiencias internacionales que se presenta en este documento es parte de un
proyecto que tiene como motivacién inicial contribuir a la discusién sobre la reforma de la
regulaciéon chilena sobre servicios complementarios, para responder a los desafios que la

creciente penetracién de renovables supone.

No obstante, no resulta conveniente limitar el analisis a los impactos de las renovables en el
muy corto plazo por diferentes razones. La primera es que, como se verd en el cuerpo de esta
revisién, el impacto econémico de las renovables va mucho mas alld del muy corto plazo,
siendo este Ultimo un horizonte de tiempo que registra transacciones y liquidaciones muy
pequenias comparado con otros segmentos del mercado. La segunda es que los diferentes
ambitos temporales que se han distinguido hasta ahora estidn entrelazados, por lo que, si se
limita el analisis a s6lo un horizonte de tiempo, se pierden las interrelaciones entre ellos. Por
ejemplo, la cantidad de generacién flexible capaz de proporcionar servicios complementarios
para respaldar las ERV en el muy corto plazo puede depender del mecanismo de capacidad que
se usa para atraer nueva inversién en el largo plazo, o del sistema de remuneracién de los

costos de arranque y parada en el corto plazo.
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Por dichas razones, esta revisiéon abarcara todos los horizontes de tiempo introducidos en esta
seccién y sus correspondientes mercados o mecanismos de remuneracién: mercado de servicios

complementarios, mercado intradiario, mercado diario y mercado de confiabilidad.

5.4 Servicios complementarios

Los servicios complementarios (o SSCC) son servicios que el operador del sistema necesita
para garantizar la seguridad del suministro en la red que gestiona. La estabilidad del sistema
eléctrico requiere en cada momento un balance casi perfecto entre generacién y demanda. No
obstante, hay muchas variables que pueden alterar temporalmente este equilibrio™ y el
operador del sistema utiliza los servicios complementarios para reestablecer el balance. Aunque
haya muchas clasificaciones posibles, las dos variables fundamentales que el operador del
sistema tiene que tener bajo control son la frecuencia y la tensién; de esta manera, se pueden
dividir los servicios complementarios entre control de frecuencia y control de tensién. Esta
revision se centrara en el control de frecuencia y no analizara los SSCC relativos al control de
tensiéon por dos razones. Primero porque el control de frecuencia es una operacién que abarca
la red en su conjunto, mientras que el control de tensién suele tener ambitos geograficos de
aplicaciéon mas limitados. Segundo porque los servicios complementarios relacionados con
control de frecuencia comportan por lo general transacciones econémicas mayores que los

servicios para el control de tension.

5.4.1 Productos

Es imposible definir una clasificacién universal de los servicios complementarios para control
de frecuencia, porque cada sistema ha disefiado los productos que mejor se adaptaban a sus
caracteristicas y necesidades técnicas. No obstante, es posible identificar una serie de

distinciones que si aplican a todos los sistemas.

Las redes eléctricas funcionan con una frecuencia constante, 50 o 60 Hz (50 Hz en el caso de
Chile), dependiendo del sistema. Esta frecuencia baja o sube respecto a su valor de referencia
cuando se altera el equilibrio entre generacién y demanda (inyecciones y consumos). El control
de frecuencia consiste en dar érdenes de despacho (o en ajustes automdticos) en el tiempo real
que permitan reestablecer este equilibrio. El producto principal es por lo tanto una cantidad de
energia eléctrica que se inyecta (o que se deja de inyectar) en la red en respuesta a una
consigna establecida por el operador del sistema o a una sefial de activacién automatica. No
obstante, para que sea posible proporcionar esa energia, es necesario reservar cierta capacidad
para que esté disponible para este servicio en el tiempo real. La primera distincién que se puede

aplicar a los productos de SSCC es entonces entre capacidad (reserva) y energia.

La frecuencia puede bajar debido a que la demanda ha superado momentdneamente la
generacién, pero también puede subir en la condicién opuesta, es decir, que los consumos sean

inferiores a lo previsto. La segunda distincién es entonces entre reservas a subir, que suben la

76 Hay que subrayar que los desvios de las fuentes renovables causados por errores de prediccién son
s6lo una de las muchas variables que pueden alterar este equilibrio. Otras variables son los desvios de la
demanda, los posibles fallos de las centrales, los posibles fallos en la red de transporte, asuntos

relacionados con intercambios internacionales, etc.
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frecuencia cuando ésta estd bajando, y a bajar, que bajan la frecuencia cuando ésta estd

subiendo.

La frecuencia tiene que mantenerse siempre dentro de una banda de tolerancia muy ajustada
alrededor del valor de referencia. Si se superan estos limites, el sistema entero puede colapsar.
Por esta razén es indispensable contar con reservas que sean capaces de reaccionar de forma
automdtica y casl inmediata a una variacién de frecuencia en la red. No obstante, no es
necesario que toda la reserva disponible tenga estas caracteristicas, porque se pueden usar
reservas mas “lentas” para reemplazar las reservas mds “rapidas” y reestablecer un nivel
adecuado de estas ltimas. Por esta razén, una tercera distincién que se puede aplicar concierne
al tiempo de activacion. La separaciéon que se ha utilizado histéricamente es entre reserva
primaria, que se activa en unos pocos segundos, secundaria, que se activa en pocos minutos, y
terciaria, que se activa en minutos u horas. Normalmente, la primaria se activa de forma
automatica, de forma local, en funcién de la frecuencia medida en la red, sin necesidad de
6rdenes por parte del operador del sistema. En cambio, la secundaria se activa por orden del
operador, pero puede ser automética (AGC, del inglés Automatic Generation Control) o manual.

La terciaria se activa por orden del operador y es siempre manual.

Estas tres distinciones dan lugar a una variedad de posibles productos, como representa la
Figura 11. No todos los sistemas cuentan con todos estos productos (por ejemplo, muchas
regulaciones agrupan las reservas a subir y a bajar en un solo producto), mientras que algtn

sistema puede contar con productos que no encajan totalmente en esta clasificacion.

t
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Figura 11. Posibles diferentes productos de SSCC para control de frecuencia

Finalmente, la variabilidad de las tecnologfas renovables estd fomentando la creaciéon de
nuevos productos, fundamentalmente orientados a poner en valor la capacidad de
proporcionar rampas (estos productos serdan analizados en detalle en las experiencias
internacionales). Estos productos no sélo remuneran la capacidad de aumentar o disminuir la
energia inyectada en la red, sino la velocidad con la que el recurso puede aumentar o disminuir

esa energia.

5.4.2 Diseiio de mercado

Como ya se ha mencionado anteriormente, los servicios complementarios no siempre se
adquieren en un contexto de mercado. A veces la provisién de SSCC es una obligacién para
ciertos agentes que forman parte del sector eléctrico, que puede ser remunerada de manera
regulada o simplemente no remunerada. En muchos casos, se aplican diferentes reglas a

diferentes productos y no todos los servicios se adquieren a través de un mercado. En esta
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subseccidn, se analizan los principales elementos de disefio de los mecanismos de adquisicién,

que se resumen ademds en la Tabla ii.

Tabla ii. Elementos de disefio de los servicios complementarios y del precio del desvio

Volumen de reservas

Determinista Probabilistico
Estatico Dindmico
Eléstico . Ineléstico

Adquisicién de reservas

Participacién obligatoria

Participacién voluntaria

Adquisicién conjunta de energfa y reservas

(co-optimizacién)

Adquisicién secuencial de energfa y reservas

Adquisicién separada

de capacidad y energfa de reserva

Adquisicién conjunta

de capacidad y energfa de reserva

Adquisicién separada

de reservas a subir y a bajar

Adquisicién conjunta

de reservas a subir y a bajar

Antelacién en la adquisicién de las reservas

Discriminacién temporal del producto

Servicio no remunerado

de manera regulada

Servicio remunerado Mercado

Pay-as-bid Marginal

Liquidacién de los desvios y asignacién de costos

Socializar

Responsabilizar

Precio del desvio incluye

s6lo el precio de la energfa

Precio del desvio incluye

el precio de la energfa y de la capacidad

Precio del desvio basado

en precio promedio de las reservas

Precio del desvio basado

En precio marginal de las reservas

Precio Gnico

Precio dual

Precio escasez administrativo

Intervalos de liquidacién

Incentivos al balance pasivo

(publicacién rapida del precio del desvio)

Desincentivos al balance pasivo

(publicacién tardia del precio del desvio)

5.4.2.a Volumen (requerimiento de reservas)

El primer paso para contratar servicios complementarios consiste en definir la cantidad de
reservas que necesita el sistema. Esta operacion tiene que ser llevada a cabo con cierta
antelacién e involucra sélo los productos de capacidad (que luego pueden ser activados o no en
el tiempo real). En los sistemas que discriminan segiun el tiempo de activacién, un volumen
tiene que ser fijado para cada uno de los productos (por ejemplo, primaria, secundaria y
terciaria) y es posible que se empleen diferentes metodologias para diferentes productos. A
continuacion, se describen los principales planteamientos para la definicién del volumen de

reservas.
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Determinista o probabilistico

Una metodologia determinista fija el requerimiento de reservas sin considerar la estocasticidad
de las variables involucradas. Un ejemplo de estas metodologias es la aplicacién del criterio
N-1 (o N-2), que consiste en reservar capacidad para cubrir la posible indisponibilidad de la
planta, o las plantas, mas grandes del sistema. Otro ejemplo es fijar como volumen de reserva
un cierto porcentaje de la demanda de punta. La probabilidad de los eventos que pueden afectar

la confiabilidad del sistema no se toma en consideracion.

En cambio, una metodologia probabilistica estudia las variables estocasticas, define una serie
de posibles escenarios y fija el volumen de reservas como la capacidad que permite garantizar
la confiabilidad del suministro en la mayorifa de los escenarios, expresando esta tltima con un

porcentaje normalmente muy alto.

Los planteamientos deterministas son mas simples y estdn basados en la experiencia previa del
operador del sistema. No obstante, en un contexto de elevada penetracién renovable, en el que
aumentan los posibles errores de previsién entre el despacho programado y el tiempo real, las

metodologias probabilistas pueden resultar ventajosas (Hirth y Ziegenhagen, 2015).

FEstitico o dinamico

Una metodologia estdtica define el volumen de reservas por un periodo de tiempo largo, por
ejemplo, un afio, sin considerar las variables que pueden afectar la fiabilidad durante dicho

periodo, por ejemplo, las centrales casadas en el mercado para cada dfa.

Aplicando una metodologia dindmica, en cambio, la cantidad de reservas depende de una serie
de variables, como puede ser el nivel de demanda esperada. El volumen se fija para periodos

mas breves, en los que se supone que estas variables no cambian.

Los planteamientos deterministas suelen ser estaticos, mientras que los planteamientos

probabilisticos pueden ser estéticos o dindmicos.

Demanda eldstica o ineldstica

Si el volumen de reserva es un requerimiento fijo que se tiene que alcanzar independientemente
de su costo, se habla de metodologias basadas en una demanda inelastica. Si en cambio se
define una curva de demanda de reservas, segin la cual se adquieren mas o menos reservas
dependiendo del precio que resulte, la demanda se define como elastica. Claramente, sélo en un
contexto en el que los SSCC son adquiridos en un mercado se puede aplicar una demanda

eléstica.

5.4.2.b Adquisicién de reservas

La adquisicién de las reservas puede ser llevada a cabo de manera regulada, sin necesidad de un
mercado y, como ya se ha dicho, algunos servicios pueden incluso no ser remunerados. Aunque
la tendencia actual apunte a mecanismos de mercado, esta subseccién estd enfocada a los
elementos de disefio generales, que se pueden aplicar independientemente del mecanismo de
adquisicién. De nuevo, hay que subrayar que un sistema que contrate diferentes servicios de
control de frecuencia puede aplicar mecanismos diferentes para la adquisiciéon de los diferentes

productos.
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Participacion obligatoria o voluntaria

La participacién en la provisién de servicios complementarios puede ser un requisito
obligatorio para los agentes del sector eléctrico, o una simple opcién de remuneracién de
participacién voluntaria. Existen soluciones intermedias, en las que la provisién de SSCC es
obligatoria para ciertos agentes (por ejemplo, las centrales convencionales) y voluntaria para
otros (por ejemplo, las ERV). La mayorfa de los sistemas eléctricos prevén ademds una
calificacién previa para poder prestar servicios complementarios?”. La discriminacién entre
obligatoriedad y voluntariedad puede ser llevada a cabo antes o después de la fase de
calificacién (por ejemplo, participacién voluntaria a la calificacién, pero provisién obligatoria

para los agentes calificados).

Adquisicion separada o conjunta de capacidad y energia

Como se ha mencionado, para garantizar la confiabilidad del sistema en el tiempo real, el
operador del sistema tiene que reservar cierta capacidad para que esté disponible en caso de
necesidad; si esta capacidad es finalmente activada en el tiempo real, la capacidad se
transformard en energfa realmente inyectada en la red. La capacidad y la energfa se pueden
adquirir al mismo tiempo y de los mismos agentes. En este caso, sélo los agentes cuya
capacidad habfa sido reservada pueden proporcionar la energfa necesaria para mantener el
equilibrio en el sistema. Esta parece ser una solucién evidente. No obstante, hay situaciones en
las que aparecen agentes cuya capacidad no habia sido reservada y que, sin embargo, pueden
proveer energfa en el tiempo real a un costo menor que los agentes con capacidad reservada.
Estos agentes pueden no ser capaces de proveer capacidad, debido a la antelacién con la que se
adquiere, pero si pueden, ocasionalmente, proporcionar energia en el tiempo real. Separar los
productos de capacidad y energfa, en estos casos, mejorarfa la eficiencia econdémica del

suministro de servicios complementarios.

Adquisicion separada o conjunta de reservas a subir y a bajar

En el momento de adquirir reservas de capacidad, se puede disefiar un producto simétrico, que
le pide al proveedor del servicio ser capaz de subir o bajar la frecuencia del sistema, o se pueden
adquirir de manera separada dos productos, uno a subir y uno a bajar. Aunque pueda parecer
una distincién sin importancia, las implicaciones que tiene la provisiéon de cada uno de ellos son
muy diferentes para los agentes. Para proveer reservas a subir, una central tiene que reservar
cierta capacidad, no pudiendo ofertarla en el mercado de energia, lo cual da lugar a un costo de
oportunidad, normalmente menor para una central térmica que para una central renovable. En
cambio, una central renovable, o una tecnologfa de gestién de demanda, puede resultar mas
competitiva para proveer reservas a bajar. Solo si se definen dos productos separados para

ambos servicios, se puede reflejar esta distincién.

Antelacion en la adquisicion de SSCC

La antelacién con la que se adquieren las reservas de capacidad es un pardmetro fundamental,

que puede abrir o cerrar las puertas a muchos agentes. Mientras que la energfa se adquiere

77 Uno de los criterios utilizados para la calificacién es el tamafio. Muchos sistemas cuentan con un

tamafo minimo que los agentes tienen que tener para poder proporcionar servicios complementarios.
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siempre en el tiempo real (o muy cerca de él), la capacidad puede reservarse con mucha
antelacién, en términos de dfas, semanas o inclusos horizontes de tiempo més largos. Algunos
recursos, cuya prestacién en el tiempo real estd sujeta a incertidumbre, no pueden proveer

capacidad si ésta se adquiere con mucha antelacién, por el riesgo que esto conllevarfa.

Discriminacion temporal del producto

Este elemento se encuentra a medio camino entre el disefio del producto y el disefio del
mecanismo de adquisicién. Para adquirir cualquier producto, hay que especificar durante
cuanto tiempo el proveedor tendrd que prestar ese servicio. La mayoria de los productos de
SSCC suelen ser horarios, pero también se usan duraciones de 15 o 30 minutos, o, por el otro
lado, semanales. También la discriminacién horaria del producto puede excluir implicitamente
algunos agentes, como, por ejemplo, baterfas con limitacién de energfa, que podrian ser capaces

de dar reservas durante 15 minutos, pero no durante una hora.

Remuneracion del servicio

Como ya se ha mencionado, los servicios complementarios pueden no ser remunerados (y de
participacién obligatoria), remunerados de manera regulada (a través de una negociacién o
simplemente de manera administrativa), o remunerados a través de un mecanismo de mercado.
Es importante subrayar que diferentes productos pueden remunerarse con mecanismos
diferentes en un mismo sistema. Por ejemplo, las reservas primarias pueden ser de provisién
obligatoria y no remunerada, mientras que las reservas secundarias se adquieren en un
mercado; o puede que se remunere de manera regulada la energfa, pero no se remunere la

reserva de capacidad.

En los mecanismos de mercado, la principal distincién obedece al procedimiento de fijacién del
precio, que puede ser pay-as-bid (cada agente recibe el precio ofertado) o marginal o pay-as-
cleared (todos los agentes reciben el precio de la oferta mas alta casada). Las ventajas y
desventajas de las dos metodologias son bien conocidas en el sector eléctrico y la eleccién
depende fundamentalmente de la concentracién del mercado y de la necesidad de prevenir el

ejercicio de poder de mercado.

5.4.2.c Liquidacion de los desvios y asignacion de costos

Los servicios complementarios son necesarios para cubrir las desviaciones de los agentes entre
su despacho programado y su despacho en el tiempo real. Entonces, una vez garantizada la
seguridad del suministro a través de las reservas, el operador del sistema tiene que fijar una
metodologia para gestionar los desvios en el tiempo real y asignar los costos de los servicios

complementarios.

Socializar o responsabilizar y posibles exenciones

Contar con un sistema de servicios complementarios que permita garantizar la fiabilidad del
suministro beneficia a todos los agentes del sistema eléctrico. No obstante, no todos los
agentes son igualmente responsables de la necesidad de contratar reservas y de activarlas en el
tiempo real. Por esta razén hay dos enfoques principales para la asignacién de costos: socializar
el costo entre los usuarios del sistema (o parte de ellos), o responsabilizar a los agentes cuyos

desvios han requerido la activacién de reservas y cargarles los costos asociados. La
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socializacién del costo permite evitar la aplicaciéon de metodologfas complejas y potencialmente
poco transparentes, pero sélo responsabilizando a los agentes es posible enviar sefiales

eficientes que pueden reducir la necesidad de reservas.

Cuando se opta por responsabilizar a los agentes, esto se hace fijando un precio al desvio (o
tmbalance price en el contexto europeo), cuyos elementos de disefio se detallan en las siguientes
subsecciones. Sin embargo, también en este caso, es posible prever exenciones a esta
responsabilidad. Los agentes exentos no se consideran responsables por sus desvios y los
costos que éstos generan se socializan. Como se vera mds adelante, una exencién que se ha
venido aplicando durante clerto tiempo y cuya necesidad estd siendo debatida es a las

tecnologias ERV.

Términos a incluir en el precio del desvio

El primer paso para definir el precio del desvio es decidir cudles costos asociados a los servicios
complementarios tienen que ser incluidos en el calculo. Se pueden incluir los costos relativos
s6lo a algunos servicios y dejar fuera otros (incluir secundaria y terciaria, por ejemplo, y dejar
fuera la primaria). Se pueden incluir los costos tanto de la capacidad reservada como de la
energfa activada, o se puede excluir la capacidad y exponer a los agentes con desvios sélo al
costo de la energfa. Lo que no se incluye en el precio del desvio se suele socializar. Claramente,
cuantos mas costos se incluyen en el cilculo del precio del desvio, mds fuerte serd la sefial para

evitar desvios.

Promedio o marginal

El calculo del precio del desvio depende también del mecanismo de adquisicién de las reservas.
Si los servicios complementarios se han adquirido en un mercado con casacién marginal, se
considera claramente el precio marginal casado también para el calculo del precio del desvio.
Sin embargo, cuando los proveedores de reservas reciben remuneraciones diferentes (como en
un mercado casado pay-as-bid), hay que calcular un precio representativo de las reservas para
incluirlo en el precio del desvio. Este precio representativo puede ser el promedio de las ofertas
casadas, o en algunos casos, la media de sélo una fraccién de éstas, por ejemplo, los 100 MW
més caros. Esta préctica busca aproximarse mds a la sefial marginal, que, en extremo, se

corresponderia a considerar s6lo el precio mas alto de las reservas contratadas.

Precio iinico o diferentes precios

El desvio que el operador del sistema tiene que considerar para activar las reservas es el desvio
neto del sistema, que es el que causa una desviacién en la frecuencia. No obstante, el desvio
neto es la suma de los desvios individuales, tanto positivos como negativos, de los agentes.
Entonces, en cualquier instante, el desvio de un agente puede ser en la misma direcciéon del
desvio neto del sistema, o en la direcciéon opuesta. Los desvios en la misma direccién del desvio
neto aumentan la necesidad de activar reservas, mientras que los desvios en la direccién
opuesta la reducen. Los primeros representan de alguna manera un perjuicio para el sistema,

mientras que los segundos representan un beneficio.

z

Si el sistema estd “corto”, es decir, tiene menos generacién de la que estaba programada, los
agentes con desvios negativos tendran que compensar lo que les falta para cumplir con su

programa de despacho (lo que es equivalente a comprar en el mercado de balance) y pagaran el
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precio del desvio correspondiente, mientras que los agentes con desvios positivos podran
vender lo que le sobra de su programa y recibirdn el precio del desvio correspondiente?. Si
estos dos precios son iguales, se habla de precio tnico del desvio. Si son diferentes, se habla de
precio dual. Este tltimo se introduce con el objetivo de reforzar el incentivo a no desviarse del

programa de despacho.

Por tanto, el precio dual se puede obtener de diferentes maneras mientras que cree una
diferencia entre el precio de los desvios positivos y negativos. Se pueden aplicar factores
multiplicativos o aditivos, o desvincularlos totalmente y, por ejemplo, fijar el precio del desvio

positivo igual al precio del mercado de energfa.

Precio de escasez administrativo

Como se vera en el andlisis de experiencias internacionales, algunos sistemas complementan la
metodologfa de célculo del precio del desvio con precios administrativos que se activan cuando
las reservas bajan més alld de un umbral predeterminado. Estos esquemas funcionan
normalmente como un precio piso. Si el precio del desvio ya refleja escasez en el sistema, no
hay intervencién administrativa; sin embargo, si el precio del desvio no sube suficientemente
segun los criterios del regulador (por ejemplo, en funcién de la disponibilidad de reservas, o si
se dan cortes de suministro), se activa el precio de escasez administrativo, reforzando la senal

que se envia a los agentes.

Intervalos de liquidacion

El desvio en términos de energfa depende del intervalo de liquidacién que se considere. El
desvio en el tiempo real es una linea continua que oscila alrededor del despacho programado.
Hace falta definir un intervalo de liquidacién dentro del cual se calcula el desvio neto, suma
integral de todos los desvios instantdneos durante dicho intervalo. Este elemento de disefio es
fundamental para una gestién eficiente de los desvios. Los intervalos de tiempo que se
consideran normalmente en el sistema eléctrico (por ejemplo, una hora) pueden no tener la
suficiente granularidad. De esta manera la sefial eficiente representada por el precio del desvio

se “diluye” debido al proceso de integracién.

Publicacion del precio del desvio y balance pasivo

Un tema sobre el cual hay un debate regulatorio abierto, sobre todo en Europa, es el llamado
balance pasivo. Con esta expresiéon se define una estrategia por parte de los agentes que
consiste en intentar prever el sentido del desvio neto del sistema y desviarse de manera
voluntaria de su programa en el sentido contrario para “ayudar” el sistema y cobrar el precio
del desvio. Algunos expertos respaldan esta alternativa, afirmando que ayudarfa a reducir el
volumen de reservas. En cambio, segiin otros expertos, es preferible que todos los agentes se

aproximen lo mas posible a su programa, y dejar al operador del sistema la responsabilidad de

78 Lo relevante para la remuneracién total de cada agente no es el precio del desvio, sino la diferencia
entre este ultimo y el precio del mercado de energia (que puede ser el mercado diario o intradiario o
cualquier otro sistema de asignacién econémica del que se obtenga el despacho programado del sistema).
Si el precio del mercado de energfa en un determinado momento es igual al precio del desvio, un desvio

negativo no esta penalizado de ninguna manera.
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corregir los desvios dando instrucciones de forma activa. Este segundo punto de vista es a la

base de los sistemas de precio de desvio dual.

En cambio, en caso que el operador del sistema (y el regulador) quieran promover el balance
pasivo, un elemento determinante es el retraso en la publicacién del precio del desvio. Este
tltimo siempre se da a conocer después del tiempo real, con retrasos que varfan entre unos
pocos minutos y semanas, o incluso meses. Claramente, si el precio del desvio se publica con
una semana o un dfa de retraso, los agentes no podrin hacer estimaciones sobre la direccién
que puede tomar el desvio neto. Para incentivar el balance pasivo, esta publicacién deberfa

ocurrir con el menor retraso posible.

5.5 Debates actuales relacionados con las ERV

El debate regulatorio en los mercados de servicios complementarios y gestién de desvios,
desarrollado a raiz de la penetraciéon renovable, es parecido al debate en otros segmentos del
mercado eléctrico y gira entorno a la misma pregunta: ;Cémo integrar las tecnologias ERV en

el mecanismo de mercado?

Por un lado, se discute sobre la oportunidad de eliminar la exencién de la responsabilidad de
desvio para las renovables, un elemento regulatorio que ha caracterizado el desarrollo
temprano de estas tecnologias en muchos sistemas eléctricos. Esta exencién se fundamenta en
la no-programabilidad de las fuentes renovables; sin embargo, una exencién total elimina una
sefial de precio que puede resultar eficiente para incentivar mejoras en las técnicas de
prediccién y en los sistemas de control de la generaciéon renovable. Como se verd mas adelante,

ya son muchos los reguladores que han optado por eliminar esta exencién a las renovables.

Por otro lado, si las renovables se consideran responsables de sus desvios, también deben poder
participar en el otro lado del mercado, es decir, como proveedores de reservas. Las tecnologias
ERYV pueden proporcionar algunos de los servicios complementarios descritos anteriormente.
No obstante, la regulacién impide en muchos casos la participacién de estas tecnologias en el
mercado de SSCC: en algunos casos de manera explicita, impidiendo la calificacién a la
provisién de estos servicios; en otros de manera implicita, debido a algunos elementos de
disefio que la obstaculizan. Por ejemplo, un producto simétrico, que obliga a los agentes a
ofrecer la misma capacidad a subir y a bajar, dificulta la participacién de las renovables, aunque
éstas podrfan proveer reservas a bajar de manera econdémica. Otro elemento clave es la
antelacién en la adquisicién de SSCC; como ya se ha dicho, una antelacién elevada obstaculiza
las renovables, porque aumenta la incertidumbre relacionada con las predicciones. Muchos
sistemas estan paulatinamente eliminando estas barreras para permitir que las renovables
compitan con las tecnologfas convencionales en la provisién de los SSCC que sean capaces de

proporcionar.

Discusiones parecidas se estan desarrollando sobre la posible participacién de la demanda y de
los recursos de almacenamiento distribuido. Por ejemplo, la regulacién europea impone la
eliminaciéon de las barreras a la participacién de la demanda en los mercados de servicios
complementarios (SEDC, 2017) y reconoce el valor econémico del almacenamiento en la
provisién de reservas (European Parliament, 2015). No obstante, la participacién de estos

recursos sigue siendo anecdética. Las principales barreras para la integracién de estos agentes
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son el tamafio minimo que muchas veces se requiere para proporcionar SSCC y la
discriminacién horaria del servicio (una baterfa tiene una cantidad limitada de energia
disponible, por lo que puede proporcionar reservas durante un intervalo corto de tiempo, pero

no puede garantizar su disponibilidad durante un dfa entero).

5.6 Experiencias internacionales

5.6.1 Funcionamiento general de los SSCC: Europa vs. Estados Unidos
FEuropa

En Europa la regulacién sobre servicios complementarios se ha ido armonizando, como en
otros segmentos, con el objetivo de alcanzar el llamado mercado interno de la energia europeo.
Aunque quede mucho camino por recorrer hasta llegar a un mercado tnico para este tipo de

servicios, es posible definir un marco comin que se puede aplicar a todos los mecanismos.

Los productos europeos de control de frecuencia estan definidos en el cédigo de red publicado
en ENTSO-E (2013a), ya parcialmente aprobado:

« Frequency Containment Reserves o FCR (reservas de contencién de la frecuencia,
equivalentes a la primaria), tiempo de activacién entre 10 y 30 segundos.

« Frequency Restoration Reserves o FRR (reservas de recuperacién de la frecuencia,
equivalentes a la secundaria), tiempo de activacién entre 30 segundos y 15 minutos.

«  Replacement Reserves o RR (reservas de repuesto, equivalentes a la terciaria), tiempo de

activacién mayor de 15 minutos.

Esta distincién y el proceso de activacién de estos productos se representa graficamente en la

Figura 12.
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Figura 12. Productos de control de frecuencia en la Unién Europea (ENTSO-E, 2013b)
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El volumen de reserva primaria (FCR) se fija a través de una metodologfa determinista (N - 2)
para toda Europa continental (la llamada zona UCTE, que comparte la misma red
sincronizada) y es igual a 3 000 MW7. Este requerimiento se divide luego entre los diferentes
sistemas. Los volimenes de secundaria y terciaria (FRR y RR) y las metodologfas para fijarlos,

en cambio, son competencia de cada sistema.

Algunos de estos productos se adquieren en un contexto de mercado, otros se remuneran de
manera regulada, dependiendo del pafs. Todos estos productos estdn proporcionados por los
llamados proveedores de servicios complementarios, o BSP (del inglés, Balancing Service
Providers). La remuneracién, dependiendo del producto y del sistema, se divide entre un precio
por la capacidad disponible (en €/MW-h) y un precio por la energfa (en €/ MWh, que se paga
s6lo si la capacidad disponible es finalmente activada en el tiempo real). La Tabla iii, basada en
el trabajo de Ocker et al. (2016), muestra los principales elementos de disefio de los
mecanismos de adquisicién de SSCC en algunos pafses europeos. Esta informaciéon se

expandira en las siguientes subsecciones.

79 Este valor no ha variado en los afios de fuerte penetracién renovable.
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Tabla iii. Elementos de disefio del mercado de SSCC en diferentes pafses europeos, adaptacién de Ocker

et al. (2016)%°

- oferta capacidad (oc) y/u oferta energfa (oe),
- productos simétricos (s) o dos productos (d) a subir y a bajar,

) ERV - subasta di.arie} (d), se%manal (s), mensual (m) o anual (a), Regla de
Pais (2014) - discriminacién tempora} del producto, precio
- Tamano minimo
FCR FRR RR
oc+oe, d, s,
. o oG, S, S, lunes/viernes oc+oe, d, d, Y
Alemania 18,2% 1x168h, 1 MW 8/20h - resto, 6x4h, 5 MW pay-as-bid
5 MW
oc+oe, d, s,
. o 0c, s, S, lunes/viernes oc+oe, d, s, Y
Austria 7,8% 1x168h, 1 MW 8/20h - resto, 42x4h, 5 MW pay-as-bid
5 MW
oc+oe, d, m, oc+oe, d, m, oc+oe, d, a,
Bélgica 9,2% | base-punta-resto, base-punta-resto, base-punta-resto, pay-as-bid
1 MW 5 MW 5 MW
. o oc, d, d, oc, d, d, oc+oe, d, d, pay-as-bid
Dinamarca 4,7% 6x4h, 0,5 MW 24x1h, 0,3 MW 24x1h, 10 MW /marginal
Espafia 28.,5% obhgatorlo.s/m oc, d, d, oc+oe, d, d, marginal
compensacién 24x1h, n/d 24x1h, n/d
obligatorio con obligatorio con octoe d. a
Francia 5,6% remuneracién remuneracién S pay-as-bid
n/d, 10 MW
regulada regulada
oG, s, S oc+oe, d, d/a oc+oe, d, d/a pay-as-bid
40 i b b i ’ el i ’ el i
Holanda 6,4% 1x168h, 1 MW n/d, 4 MW n/d, 20 MW /marginal
obligatorio con oe. s d oo s d
: 0, 1A b ’ i y ’ ’ — _ N
[talia 18,1% remuneracién 9421h, 1 MW 9421h, 1 MW pay-as-bid
regulada
o obligatorio sin oc, s, d, oc+oe, s, d, .
Portugal 27,9% compensacién 24x1h, n/d 24x1h, n/d marginal
oc+oe, d, m, oc+oe, d, m, oc+oe, s, m,
Reino 11.9% lunes/viernes- lunes/viernes- lunes/viernes- v-as-bid
Unido 7| sabado-domingo, sabado-domingo, sabado-domingo, pay
10 MW 10 MW 50 MW

En la mayorfa de los sistemas y para la mayorfa de los productos, el costo de los servicios

complementarios es costeado por las partes responsable del balance, o BRP (del inglés,

Balancing Responsible Parties), segin sus desvios. Una BRP se define como un agente o un

grupo de agentes que se hacen responsables de los desvios de cara al mercado eléctrico y al

operador del sistema; pueden ser comercializadoras, centrales, portfolios de centrales, etc. Los

80 La tabla presenta para cada pais los elementos de disefio que rigen la adquisicién de reservas primarias

(FCR), secundarias (FRR) y terciarias (RR) en diferentes pafses europeos. Para cada tipo de reserva se

especifican los elementos de disefio que se presentan en el listado en la primera fila, aplicando la

nomenclatura que alli se define. Cuando no es posible encontrar informacién sobre un elemento de

disefio, eso se indica con n/d. La columna ERV (2014) presenta las penetraciones renovables calculadas

como generacioén renovable dividido por la generacién total en 2014.
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desvios se suelen medir como la diferencia entre la inyeccién/retiro en el tiempo real y la
posicién que la BRP tenia al cierre de la ultima sesién de mercado (diario o intradiario). El
precio que se aplica a esta diferencia es el llamado precio del desvio (zmbalance price, en inglés)
que puede contener, dependiendo del sistema, sélo los costos de energfa o también los de
capacidad. Se pueden considerar excepciones para la responsabilidad de los desvios de algunos

agentes.

Estados Unidos

En Estados Unidos no se ha producido todavia de forma masiva el esfuerzo de armonizacién
que se llevé a cabo en Europa. Cada sistema?! tiene diferentes productos, aunque las diferentes
redes sincronizadas tengan planes de actuacién comunes. En la mayorfa de los casos, hay una
gran variedad de productos que se han ido desarrollando con los afios, que pueden cubrir
necesidades muy especificas del operador del sistema y que no siempre encajan con la

diferenciacién entre primaria, secundaria y terciaria.

Uno de los rasgos comunes en casi todos los sistemas eléctricos estadounidenses es la co-
optimizacién de energfa y reservas. A diferencia de lo que ocurre en Europa, donde la energfa y
las reservas se adquieren de manera separada y secuencial, en Estados Unidos, hay una
adquisiciéon conjunta de energifa y reservas. Esto permite optimizar la provisién de dos
productos complementarios (el mismo recurso puede producir energia o reservas). E1 mismo
algoritmo que define el despacho y los precios nodales de energfa, también define el
compromiso de provisién de reservas; el precio de los distintos productos de reserva se define a
partir de las variables duales (precios sombra) de las restricciones de reserva®. La Figura 13
representa los precios de las reservas de 2002 a 2015 para diferentes sistemas eléctricos de
Estados Unidos, expresados a través de una media mévil de 7 dfas. La grafica muestra la
elevada volatilidad de corto plazo de estos precios, que pueden alcanzar picos muy
significativos. No obstante, hay que considerar que esos precios remuneran una capacidad muy
reducida si comparada con la capacidad del sistema y, por esta razén, el monto total de los
SSCC es mucho menor que el monto de otros segmentos del mercado, como se verd en la

seccién 5.6.8.

81 No todas las regiones de Estados Unidos funcionan bajo un mercado liberalizado, las que sf lo hacen,
estdn organizadas a través de distintos operadores independientes (ISOs) que tienen competencias
exclusivas sobre su regién, que puede abarcar uno o varios Estados. Se distinguen los siguientes
operadores: PJM, MISO, ERCOT, CAISO, ISO-NE, NY-ISO y SPP.

%2 La demanda de energfa se considera nudo por nudo y estas restricciones dan lugar a los precios
nodales. La demanda de reservas, en cambio, se suele expresar a nivel de todo el sistema, o se define para
unas pocas macro-zonas. El precio de la capacidad de reserva sera tnico o zonal. El precio de la energfa

de reserva, en cambio, liquiddndose al precio del tiempo real, es nodal.
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Figura 18. Evolucién de los precios de las reservas en diferentes sistemas estadounidenses (Argonne
National Laboratory, 2016)
Este despacho puede ser modificado en el mercado del tiempo real, que fijara nuevos precios
para estos servicios (precios que suelen resultar muy préximos a los del mercado del dia antes)
con los que se remunerarén las diferencias entre ambos programas (ver seccién 5.7 para mas
detalles). El programa del mercado del tiempo real se comunica a los agentes con unos minutos
(de 5 a 15, dependiendo del sistema) de antelacién, pero sobre este programa el operador del
sistema ain puede dar instrucciones a aquellas unidades que proporcionan reservas. Suelen
distinguirse, por lo tanto, los desvios programados (instructed) de los no programados. La
energfa correspondiente a desvios programados se considera parte del mercado de tiempo real,
mientras que los no programados estdn sujetos a cargos adicionales que financian parcialmente

el costo de las reservas.

5.6.2 Responsabilidad de los desvios
Europa

En las primeras etapas de desarrollo de las tecnologias renovables, muchos gobiernos europeos
incluyeron en su regulacién una exencién de la responsabilidad de los desvios para estos
recursos, con la justificacién que la disponibilidad de la fuente primaria de energia no esté bajo
el control del agente. Las mejoras en las técnicas de prediccién registradas desde entonces y el
aumento significativo de la cuota de renovables en los sistemas europeos han llevado a una
eliminacién paulatina de estas exenciones. La Figura 14 muestra el estado actual de la

responsabilidad de los desvios en diferentes paises europeos.
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Balancing responsibility for RES

Country Balancing responsibility
Belgium
Denmark
Croatia T
France L
Germany

Ireland

Italy

Poland
Portugal Yes

Spain
Sweden Yes

Figura 14. Responsabilidad de los desvios para las renovables (IRENA, 2017b; EC, 2016a)

La responsabilidad parcial que se menciona en algunos sistemas puede depender de la
existencia de dos modelos regulatorios para las ERV, uno que prevé la responsabilidad de los
desvios y otro que no la prevé, o puede significar que las renovables se les considera

responsables sélo de una parte de sus desvios (ver el caso de Italia en la siguiente subseccién).

La tendencia es bastante clara y va en la direccién de una eliminacién total de estas exenciones,
con el objetivo de integrar las renovables en todos los aspectos del mercado y exponerlas a las

sefiales econémicas que aporta cada segmento.

Italia

Italia ha registrado un crecimiento muy marcado de generaciéon edlica y, sobre todo,
fotovoltaica entre 2008 y 2012. Estos recursos contaban al principio con una exencién de la
responsabilidad de sus desvios. Con el objetivo de aumentar la eficiencia en la asignacién de los
costos de los SSCC, el regulador ha introducido en 2014 una responsabilidad parcial, a través
de unas bandas de tolerancia diferenciadas para cada fuente renovable, como muestra la Tabla

1v.

Tabla iv. Bandas de tolerancia para los desvios de los recursos renovables en Italia (AEEGSI, 2014)

Eélica > 10 MW 49%
Fotovoltaica > 10 MW 31%
Hidroeléctrica a filo de agua > 10 MW 8%
Otras ERV > 10 MW 1.5%

Los desvios horarios de los recursos renovables (con respecto al programa de mercado) que se
queden dentro de estas bandas de tolerancia, no estdn penalizados (el precio que se aplica es el
mismo precio del mercado del dia anterior), mientras que la parte del desvio que excede la
banda estd expuesta al mismo precio del desvio que paga todo el sistema. Esta responsabilidad
parcial conlleva una sefal a la que claramente s6lo pueden responder los recursos que tengan
cierto tamario, que se ha fijado en 10 MW. Los recursos ERV de menor tamaro, incluido el
enorme parque fotovoltaico doméstico italiano, no estan incluidos en esta regulacién y para el

control de sus desvios jugardn un papel determinante los comercializadores y los agregadores.
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Ademas de estas bandas de tolerancia, el regulador ha mantenido una exencién total para las

unidades renovables durante los primeros seis meses de operacién, como tiempo de adaptacion.

Estados Unidos

La situacién en Estados Unidos es similar a la de Europa. Las penalizaciones por desvios
complicaban la participacién de generacién renovable, por lo que se crearon exenciones que
redujeran estos cargos. En un principio, estas exenciones se crearon a medida que los
operadores independientes (ISOs) las vieron necesarias en sus respectivos sistemas, y en 2007
la FERC (Federal Energy Regulatory Commission) hizo un intento por armonizar las normas en
este y otros respectos a través de la Order 890. El objetivo de la FERC era establecer un
criterio que garantizase: 1) que los cargos por desvios estuviesen basados en el costo
incremental de éstos, i) que crearan un incentivo para reducir los desvios y, iii) que
reconociesen las circunstancias particulares de los generadores intermitentes por medio de

exenciones.

De forma similar al ejemplo de Italia, la norma creaba tres bandas de tolerancia sobre las que
se aplican cargos diferentes. En una primera banda, para desvios inferiores a un 1,5% (o 2 MW,
lo que sea mayor), el cargo deberfa reflejar sélo el costo de la energfa necesaria para corregir el
desvio. En la segunda banda, para desvios entre un 1,5% y un 7,5% (o de 2 a 10 MW), el cargo
se incrementa un 10%; y para desvios mayores del 7,5% (tercera banda), el cargo se incrementa
un 25%. Estas bandas aplican a todos los generadores, pero haciendo una excepcién para la
generacién intermitente, consistente en reducir el cargo de la tercera banda de tolerancia al

mismo valor utilizado en la segunda banda.

Como se describe mas adelante, aunque esta norma aplique en general, existen exenciones
diferentes en algunos sistemas de Estados Unidos. Por otro lado, la tendencia generalizada es
integrar a las fuentes renovables en los mercados lo mas posible, exponiéndolas a las mismas

normas que al resto de generadores, aunque éste sea un proceso gradual.

MISO

MISO es el acrénimo para el Midcontinent Independent System Operator, que es el operador
independiente en quince estados de la zona central de Estados Unidos. En MISO existe una

tnica banda de tolerancia de £8% de la que los generadores intermitentes estaban exentos.

En 2011, MISO eliminé las exenciones para generadores renovables (principalmente
generadores edlicos), pero a la vez permiti6 a estos generadores participar en el mercado del
tiempo real. El objetivo fundamental de la reforma era permitir a MISO enviar sefiales de
despacho en tiempo real a los generadores intermitentes. Por supuesto, estas érdenes de
despacho consisten sélo en limitar su produccién. Para los generadores renovables, las ventajas
asociadas a la participacién en el mercado son que pueden hacer ofertas econémicas expresando
a qué precio estan dispuestos a reducir su produccién; y que, al igual que a los demds
generadores, se les garantiza que las decisiones de despacho del operador en el tiempo real no

afectardn negativamente a sus ingresos del mercado diario.
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5.6.3 Reservas primarias: ¢servicio obligatorio o producto de mercado?

La reserva primaria es el primer “cordén de seguridad” del sistema eléctrico. Su aporte
garantiza el equilibrio entre generacién y demanda y es fundamental también cuando no haya
variaciones en las previsiones de funcionamiento del sistema. Por mucha resolucién temporal
que tengan las instrucciones de despacho, que puede ser menor (una hora) o mayor (cinco
minutos), el simple paso de un intervalo a otro ya crea oscilaciones de frecuencia que se cubren

con la reserva primaria.

La regulacién sobre la adquisicién y remuneracién de la primaria es muy variada. S6lo en
Europa (Figura 15), hay paises que consideran la reserva primaria un servicio obligatorio y no
remunerado (Espana y Portugal), otros que la consideran como un servicio obligatorio y sujeto
a un pago regulado (Francia e Italia, en este Gltimo caso s6lo se remunera la energfa) y otros

en los que la adquisicién se lleva a cabo a través de un mercado.

Missing data

N/A

Mandatory Offers

Mandatory Provision

Mandatory Provision without Reservation
Organised Market

Hybrid

Other

Figura 15. Mecanismo de adquisicion de la reserva primaria de capacidad (ENTSO-E, 2017)

En los paises donde existe un mercado de reserva primaria, la seleccién de las ofertas puede ser
marginal o pay-as-bid. Alemania, Austria, Bélgica, Holanda y Suiza han acoplado sus mercados
de reserva primaria y subastan conjuntamente los 1250 MW de demanda que tienen
asignados®s. El producto es semanal y se subasta con cinco dfas de antelacién, mientras que la
casacién es pay-as-bid. S6lo se remunera la capacidad reservada (se considera que la energfa
neta tenderd a cero). Para dar una idea del orden de magnitud, la Figura 16 muestra la
evolucién del promedio anual del precio de este producto semanal en Alemania. Segtin Fleer et
al. (2017), si todos los proyectos se instalaran correctamente, en 2017, 187 MW de los

603 MW de reserva primaria asignados a Alemania serdn proporcionados por baterias.

83 Como ya se ha mencionado, el requerimiento total de reserva primaria se fija para toda Europa

continental y es igual a 3 000 MW.
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Figura 16. Promedio anual de los precios de reserva primaria en Alemania (Fleer et al., 2017)

También los pafses escandinavos que conforman el Nord Pool cuentan con los recursos de los
demds pafses del mercado comin para adquirir reservas, pero los mercados funcionan con
reglas diferentes. Segin EC (2016b), Suecia remunera las reservas de capacidad primaria pay-

as-bid, mientras Dinamarca, Finlandia y Noruega casan el mercado de manera marginal.

5.6.4 Costos a incluir en el precio del desvio

Como se ha mencionado en la seccién 5.4.2.c, no todos los costos se incluyen en el precio que se
aplica a los desvios. En muchos sistemas, tanto en Europa como en Estados Unidos, los costos
relacionados con la reserva de capacidad se socializan entre la demanda (Hirth y Ziegenhagen,
2015) y cuando forman parte del precio del desvio, principalmente en Europa, sélo se
consideran parcialmente o sélo para algunos productos. En esta subseccién se analizan los
costos de reserva de capacidad y de energfa de balance en Europa, asi como su cobertura por

los cargos por desvio.

La Figura 17 muestra los diferentes costos de reserva de capacidad de los principales paises
europeos. Los costos varfan aproximadamente entre los 5 y los 20 €/MW-h, lo cual evidencia

las ventajas que surgirfan del comercio transfronterizo de estos productos.
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Figura 17. Costos de reservas de capacidad (secundaria a bajar y a subir) en diferentes pafses europeos
(ACER/CEER, 2016)

La Figura 18, en cambio, muestra los costos de la energfa de balance, es decir, los costos a

pagar por MWh cuando la capacidad reservada se activa en el tiempo real. En este caso, las
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diferencias entre pafses son mucho méds marcadas. El precio de la energfa a subir (vpward en
inglés) es lo que paga el operador del sistema, por ejemplo, a las centrales por producir mas
energfa, y su promedio es claramente positivo. En cambio, el precio de la energia a bajar
(downward en inglés) es lo que paga al operador del sistema, por ejemplo, una central para
poder producir menos (quedandose con la remuneracién de los mercados anteriores); si este
precio es negativo, la central estd recibiendo dinero para reducir su produccién. Si bien esta
situacién se puede dar de manera puntual, el valor promedio deberfa ser positivo. Segin
ACER/CEER (2016), la presencia de promedios negativos se puede achacar a la alta

concentracién que existe en los mercados de reservas.
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Figura 18. Costos de energia de balance (secundaria a bajar y a subir) en diferentes paises europeos
(ACER/CEER, 2016)
La Figura 19 muestra el precio del desvio en Alemania, Francia y Espaia en enero de 2017.
Aunque sea muy complicado extraer informacién de este tipo de datos, se aprecia la diferencia
entre el precio tnico de Alemania y el precio dual de Francia y Espafia. También se observa
una diferencia en la “densidad” de los datos, debido a que en Alemania se calcula un precio del
desvio cada 15 minutos, en Francia cada 30 minutos y en Espaia cada hora. Por lo que
concierne la volatilidad del precio, en Alemania se encuentran mas precios negativos y mas

repuntes (también debido al intervalo de liquidacién més pequefio).
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Figura 19. Precio del desvio en Alemania, Francia y Espaiia en enero de 20168%%, elaboracién de los
autores a partir de datos del portal de transparencia de ENTSO-E
Finalmente, la Figura 20 muestra, para diferentes pafses europeos, el costo unitario de las
reservas para control de frecuencia (dividido entre capacidad y energia) y qué parte de este
costo se cubre con cargos por desvio. Para poder obtener esta comparacién entre sistemas
diferentes, los costos totales de reserva de capacidad y de energia de balance, asi como el total
recaudado a través de la aplicacién del precio del desvio, se han dividido por la demanda total
del sistema. Por lo tanto, los valores en la figura no representan ni los verdaderos precios de
los servicios de capacidad y energfa (que se pueden ver en la Figura 17 y en la Figura 18), ni el

precio real del desvio.

8% Alemania aplica el mismo precio a los desvios positivos (en sentido contrario al desvio neto del
sistema) y negativos (en el mismo sentido del desvio neto del sistema), mientras que Francia y Espaiia
utilizan dos precios diferentes (en naranja el precio para los desvios negativos y en azul claro el precio

para los desvios positivos).
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Figura 20. Costos unitarios de las reservas (capacidad y energia®®) y cargos por desvio en diferentes

paises europeos en 2015 (ACER/CEER, 2016)
La Figura 20 permite algunas reflexiones relevantes para este estudio. Primero, aunque haya
cierta variabilidad, hay muchos paises en los que el costo unitario de estos servicios es menor
de 1,5 €/ MWHh, un valor bastante reducido si se compara con otros componentes del costo de
suministro®. Segundo, los cargos por desvio (imbalance charges en la figura) suelen coincidir
con el costo unitario de la energia de balance y, sobre todo, representan una cuota en muchos
casos bastante reducida del costo unitario total. Los costos de reserva de capacidad suelen
quedarse fuera de los cargos por desvio y eso reduce la eficiencia de la sefial. Hay que subrayar
que el mismo informe (ACER/CEER, 2016) identifica una reduccién en los costos unitarios en
muchos pafses, un efecto probablemente relacionado con el aumento de la competencia en los
mercados de SSCC, debido o a la participacién de nuevos recursos (demanda y renovables) o a
la ampliacién de los mercados (como el mercado comun creado por Alemania, Austria, Suiza y
Holanda).

5.6.5 Precio de escasez administrativo

Como se ha mencionado en este documento, el precio del desvio, en muchos contextos, no
cubre los costos que supone la remuneracién de las reservas (capacidad y energfa) y no envia
una sefial eficiente, porque no es capaz de reflejar el valor de las reservas en el tiempo real.
Este efecto es més evidente en los mercados en los que el precio de la energfa de balance no es
libre de fluctuar en el tiempo real segtin la condicién del sistema. En los pafses que adquieren
de forma conjunta capacidad y energia y que requieren a los proveedores de reservas que
especifiquen en su oferta no sélo el precio de la capacidad, sino también el de la energfa, el
precio del desvio es funcién de estos precios de energfa prefijados. En caso de escasez (de
energfa y de reservas), el precio del desvio no serd capaz de reflejar el mayor valor de las

reservas. Otro elemento de disefio relevante es el método de calculo del precio del desvio a

85 El costo unitario de la energfa de balance considera la diferencia entre el precio de la energfa de
balance y el precio del mercado diario, porque esta diferencia representa el verdadero gasto para el
sistema. Si el operador del sistema compra 1 MWh de energia de balance a 80 €/MWHh y el precio del
mercado diario es 50 €/MWHh, el costo real de esta adquisicién para el sistema no es 80, sino

30 €/MWHh, porque la alternativa habria sido comprar ese MWh en el mercado diario.

86 E] precio promedio de la electricidad en los mercados mayoristas europeos varia entre los 40 y los
50 €/ MWh.
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partir de los precios de energfa. Los sistemas que usan el precio marginal (como, por ejemplo,
Holanda, Figura 20) suelen tener un precio del desvio més eficiente y que cubre mas costos de
reservas que los pafses que usan un precio promedio. Reino Unido ha calculado histéricamente
su precio del desvio como el promedio de los costos de energfa de los 500 MW mas caros. Sin
embargo, desde noviembre del 2015, el volumen para el calculo promedio se ha reducido a los
50 MW mas caros, con el objetivo de aumentar el precio del desvio y acercarse a una

metodologia marginalista.

Otro enfoque que se puede seguir para que el precio del desvio sea capaz de revelar la escasez
de reservas es la aplicaciéon de un precio administrativo. Esta seccion presenta los mecanismos

que se han introducido en Reino Unido, Irlanda y Texas.

Reino Unido

En noviembre de 2015, Reino Unido ha introducido un precio administrativo de escasez que
funcionarda como un piso para el precio del desvio (Ofgem, 2015). Este dltimo se seguird
calculando como el promedio del costo de activacién de los 50 MW de reservas mds caros. El
precio piso se activard sélo cuando éste sea mayor que el precio del desvio calculado con esta
metodologfa. El precio piso se calcula considerando el valor de la energia no suministrada, o
VOLL (Value of Lost Load, en inglés), y la probabilidad de pérdida de carga, o LOLP (Loss of
Load Probability, en inglés). E1 VOLL subird de 3 000 £/MWh a 6 000 £/MWh en 2018 (en
euros, de 3 250 a 6 500 €/MWh). La LOLP se calcula para cada intervalo de liquidacién segin

el margen de reserva disponible en cada momento.

Es muy importante subrayar que este mecanismo fija un precio piso s6lo para el precio del
desvio y eso no repercute de ninguna manera en el precio de la energfa de balance con el que se
remuneran los proveedores de reserva, que siguen recibiendo su oferta en el mercado segtn la
metodologia pay-as-bid. No obstante, la potencial activaciéon del precio administrativo de

escasez puede generar mayores intercambios en el mercado intradiario.

Irlanda

Irlanda estd reformando gran parte de su disefio de mercado para adecuarlo a los
requerimientos europeos y a la penetracién renovable. También el regulador irlandés esta
disefiando un precio administrativo de escasez que deberfa fijar el precio del desvio cuando las
reservas estan por debajo del requerimiento (también en este caso, en realidad, lo que se
introduce es un precio piso). La Figura 21 muestra cémo varia el precio del mercado de balance

cuando las reservas disminuyen.
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Figura 21. Precio de escasez administrativo en Irlanda (SEM, 2016)

La principal diferencia con el mecanismo britdnico es que, en el caso irlandés, el precio
administrativo se usa, aparentemente, tanto para los desvios como para remunerar los
proveedores de energfa de balance. No obstante, hay que resaltar que el nuevo mercado
eléctrico irlandés también contard con un mecanismo de capacidad basado en el concepto del
cargo por confiabilidad, que incluird una opcién financiera que obliga a los proveedores de
confiabilidad a devolver la diferencia entre el precio de mercado y un precio de referencia. Esta

opcién financiera también incluye el mercado de balance.

El VOLL usado en Irlanda serd, en principio, mas alto que el de Reino Unido, igual a
11 017,98 €/ MWh. Hay que subrayar que, el contexto europeo de mercados acoplados, estos
precios pueden afectar el flujo a través de la interconexiéon en condiciones de escasez
simultaneas en dos pafses colindantes. El algoritmo de casacién, en caso de escasez de
generacién, asignard los recursos disponibles segiin el valor que se le da al producto en los

diferentes pafses, representado en este caso por el VOLL.

FERCOT

ERCOT es el acrénimo de Electric Reliability Council of Texas, y es el operador independiente
que cubre la mayorfa del estado de Texas, en Estados Unidos. En ERCOT también se define
(desde 2014) un precio de escasez basado en el VOLL, que en este caso estd definido en
9 000 USD/MWh. Este precio administrativo se implementa por medio de un complemento al
precio del mercado. En los periodos de escasez, que se definen como los periodos de operacién
en los que las reservas disponibles estidn por debajo de un requisito minimo, el complemento al
precio simplemente es tal que el precio resultante sea de 9 000 USD/MWh (complemento =
VOLL — precio), es decir, el efecto es equivalente a un precio piso como en los casos anteriores.
En este caso, no sélo se incrementa el precio de la energfa, sino también el de las reservas, de
forma que su precio refleje correctamente el costo de oportunidad de reservar capacidad en

lugar de vender energfa.

El precio de 9 000 USD/MWh es sélo el maximo que puede alcanzarse, pero el mecanismo
prevé utilizar el complemento al precio de forma progresiva, segin se disponga de mdas o
menos reservas. Para cada nivel de reservas se define una probabilidad de pérdida de carga

(LOLP), basada en datos histéricos del sistema. El precio administrativo es el resultado de
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multiplicar LOLP por VOLL. La Figura 22 muestra un ejemplo c6mo varfa este precio en
funcién del nivel de reservas, esta curva no es siempre la misma, sino que hay varias curvas

definidas para distintas circunstancias.
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Figura 22. Ejemplo del precio de escasez administrativo en ERCOT (ERCOT, 2014)

Cabe destacar que, también en el caso de Texas, el precio administrativo se usa para liquidar
las posiciones de todos los agentes, tanto para penalizar los que se han desviado de su

despacho, como para remunerar los que han contribuido a la confiabilidad del sistema.

5.6.6 Productos innovadores
PJIM

PJM es el operador independiente en doce estados de la costa este de Estados Unidos, lo que lo
convierte en el mayor mercado mayorista de electricidad del pafs. En este mercado, el producto
de reserva secundaria (regulation reserve) fue reformado en 2012 a raiz la Order 755 de la FERC.
Esta orden introducfa el concepto de pay-for-performance’’, cuya intenciéon era que la
remuneraciéon del servicio de reserva secundaria reflejara la precisién con la que los
generadores segufan la sefial de reserva. PJIM no sélo es un ejemplo de c6mo se implementé
este concepto, sino que, ademds, PJM introdujo un nuevo producto de reserva destinado a

nuevas tecnologfas de almacenamiento como las baterfas.

En PJM, la remuneraciéon de la reserva secundaria depende de tres factores, que se calculan
para cada recurso y cada hora: La precisién, que mide la correlacién entre la sefial de
regulacién y la respuesta del generador cada diez segundos; el retardo, que es el tiempo
transcurrido entre que se da la sefial y se alcanza la méaxima correlacién; y el error, que mide
en valor absoluto el desvio entre la sefial de regulacién y la respuesta del generador. Estos tres
factores se ponderan para obtener una calificacién para cada generador, que afecta
directamente a su remuneracién. Ademds, el histérico de calificaciones de un generador se
tiene también en cuenta en la casacién del mercado de reservas, para dar prioridad a los

generadores que mejor responden.

57 Este ultimo principio también se usa en el dmbito de los mercados de confiabilidad, ver subseccién

5.9.8.c, pero con un significado diferente y sin tener ninguna relacién con la sefial de regulacién.



Este criterio se sigue para dos productos de reservas, conocidos como regA y regD. El primero
es el producto tradicional de reserva secundaria, concebido originalmente para unidades
térmicas y que, como en la mayorfa de sistemas térmicos, estd limitado por unas restricciones
de rampa. El segundo, es el nuevo producto, cuya sefial requiere una respuesta mas rapida,
especialmente disefiada para nuevas baterfas conectadas a la red que no tienen restricciones de
rampa, aunque algunas unidades hidrdulicas también pueden dar este servicio. La Figura 23
ilustra la diferencia entre estas dos sefales. El aspecto mas innovador de estos productos es
que son complementarios, es decir, PJM no tiene un requisito independiente para cada uno de
ellos, sino que tiene en cuenta el efecto combinado de ambos sobre un objetivo global. De
forma simplificada, el servicio regD es inicialmente mas valioso que el regA, pero a medida que

se dispone de mas volumen del primero, su valor disminuye.
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Figura 23. Sefial de regulacién en PJM para dos productos diferentes, RegA y RegD (IRENA, 2017b)
California ISO

California ISO es el operador independiente en la mayor parte del estado de California, y
ademds permite la participacién de algunos sistemas (balancing authority areas) vecinos en su
mercado del tiempo real. El estado de California destaca por sus ambiciosos objetivos de
generacion renovable (Senate of California, 2017), y esto se refleja en su disefio de mercado. En
noviembre de 2016 implementé un nuevo producto (flexible ramping product) destinado a
garantizar suficiente capacidad de rampa durante el mercado del tiempo real, culminando un

proceso de disefio que duré mas de cinco afos.

Aunque en todos los mercados de Estados Unidos, los programas de despacho incluyen
restricciones de rampas, la capacidad de rampa no es un producto remunerado. Esto es
diferente en California, donde el mercado del tiempo real pone precio (USD/MW) a la
capacidad de aumentar o disminuir la produccién de un periodo (de 5 minutos) al siguiente.
Ademas, el operador no compra tnicamente la capacidad de rampa estrictamente necesaria
para cubrir la evolucién esperada de la demanda neta del sistema, sino que compra una

cantidad adicional basada en la incertidumbre de su pronéstico.
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Figura 24. Restricciones de rampa en el despacho del tiempo real (CAISO, 2016)

Como ilustra la Figura 24, el despacho relativo al mercado del tiempo real para el periodo
10:00-10:05 se calcula con unos siete minutos de antelacién. En ese proceso se tiene en cuenta
la demanda esperada del sistema en los siguientes periodos (linea azul), para los que se dan
también 6rdenes de despacho, aunque de cardcter informativo (advisory). Ademds, el operador
asegura que la solucién de despacho es compatible con unos requisitos de rampa que incluyen
la incertidumbre (linea naranja). Para tal fin, adquiere rampas que le permitirfan operar el
sistema con seguridad frente a la mdxima variacién esperada de la demanda (entre el punto
naranja superior e inferior de la Figura 24). Los generadores son remunerados por toda esta
capacidad de rampa, cuyo costo se asigna al total de usuarios del sistema, incluyendo a la
demanda, en un proceso de liquidacién posterior que trata de ser proporcional a la contribucién

de cada agente a la incertidumbre.

5.6.7 SSCC en sistemas hidricos: Colombia y Brasil

Las centrales hidroeléctricas, como otras tecnologias de almacenamiento, tienen enormes
ventajas a nivel técnico para proporcionar control de frecuencia, que se basan en una capacidad
de respuesta casi inmediata y en la habilidad de proporcionar rampas con facilidad y sin
sobrecostos especificos. Por esta razén, el estudio de las reservas en sistemas hidroeléctricos

merece especial atencién. En esta subseccién, la atencién se centrard en Brasil y Colombia.

Brasil

La energfa generada a partir de centrales hidroeléctricas varia en Brasil entre afios himedos y
afios secos, pero se sitla normalmente entre el 70% y el 80%. Las plantas hidroeléctricas
habilitadas tienen la obligacién de proveer el control primario y secundario de frecuencia. La
gestion comercial de estos servicios estd regulada por los contratos de prestacién de servicios
ancilares, o CPSA. Sélo el control secundario de frecuencia tiene una remuneracién, que es un
monto fijo establecido por el regulador cada afio. En 2016, esta remuneracién ha sido igual a
44 156 R$/ano, lo cual equivale a unos 18 500 USD/afo, una cantidad muy reducida que

refleja el bajo valor de los servicios complementarios en Brasil.

Colombia

El sistema eléctrico colombiano cuenta con un servicio de regulacién secundaria de frecuencia,

conocido con el ya mencionado acrénimo AGC. El servicio es voluntario y proporcionado por
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los generadores habilitados (aunque, en la practica, las unidades activadas son casi siempre
hidroeléctricas). Segtn la Resolucién CREG064-2000, las centrales habilitadas presentan una
oferta econémica compuesta por una capacidad de regulacién secundaria, siendo el precio el
mismo ofertado a la bolsa de energfa, el mercado diario colombiano. El operador del sistema
selecciona los recursos que se encargardn de proveer la regulacién secundaria antes de casar la
bolsa de energfa. La remuneracién neta del servicio depende de un sistema de liquidaciones
bastante complejo, pero la capacidad se remunera pay-as-bid, segin la oferta de cada agente.

Sin embargo, existe un precio piso igual al minimo precio de bolsa horario en el dfa.

Este disefio ha sido criticado por el Comité de Seguimiento del Mercado Mayorista de Energia

Eléctrica (CSMEM, 2007 y 2015). Los puntos que més controversia han producido son:

+ El costo del servicio de regulacién secundaria de frecuencia oscila entre el 20% y el 30%
del costo total de las transacciones de energfa que se realizan en bolsa, un valor elevado en
comparacién con otros sistemas y no alineado con la cantidad de generacién hidroeléctrica
disponible en el pafs.

+  El hecho de definir varios productos con un mismo precio (energfa y regulacién secundaria
de frecuencia) puede resultar en comportamientos estratégicos de los agentes y que los
precios resultantes no sean éptimos para el mercado. Los costos marginales de proveer
energfa y reservas son diferentes y los agentes deberfan poder expresar un precio para cada
servicio.

« El precio piso para la remuneracién del servicio de regulacién (durante la operacién

normal del sistema) es una excepcién a nivel internacional.

En respuesta a estas criticas, la Resoluciéon CREG027-2016 ha modificado los términos que se
utilizan para la remuneracién del servicio AGC, introduciendo ademds una discriminacién por
tecnologfa. La remuneracién de la holgura de las centrales hidroeléctricas esta basada en el
precio de bolsa, mientras que la holgura de las centrales térmicas se remunera al més alto entre
el precio de bolsa y el precio de reconciliaciones positivas (las reconciliaciones son pagos que

surgen de las diferencias entre el despacho ideal y el despacho programado, ver seccién 5.8)

5.6.8 Volumen econdémico de los servicios complementarios

En la seccién 5.2, se comenté cémo, a nivel tedrico, la penetracién renovable causa un aumento
en el requerimiento de reservas y, consecuentemente, en el volumen econémico del mercado de
servicios complementarios. Esta afirmacién esta basada en diversos estudios académicos, que, a
través de modelos de simulacién de diferentes sistemas eléctricos, evaltan el impacto de las
tecnologias ERV en el volumen de reservas necesarias para garantizar la seguridad de

suministro.

La mayoria de los estudios concuerdan en que el impacto mayor va ser en el volumen de
secundaria y terciaria, mientras que algunos estudios mencionan también un posible
incremento en la necesidad de reservas primarias (Brouwer et al., 2014). Holttinen et al. (2011)
analizan diferentes simulaciones de integracién de centrales edlicas y estiman, en sistemas
térmicos, un aumento del requerimiento de reservas (secundaria y terciaria) que puede variar
entre el 2% y el 9% del aumento en la capacidad edlica (entre 20 y 90 MW por cada GW de

edlica instalado).
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Ziegenhagen (2013), considerando una reduccién del 30% en los errores de prediccién
(elemento fundamental en este tipo de simulaciones), cuantifica el aumento de reservas en el
6% de la capacidad instalada edlica o fotovoltaica. Si las dos tecnologias se desarrollan

conjuntamente, este incremento baja al 4% (Figura 25).
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Figura 25. El impacto de las ERV en el requerimiento de reservas (Hirth y Ziegenhagen, 2015)

Un estudio que ha tenido una gran repercusién es el que llevé a cabo el laboratorio de energias
renovables de los Estados Unidos (NREL, 2013) para el sistema interconectado del oeste del
pais. Este documento considera diferentes escenarios de penetracién: i) escenario de referencia,
que cumple con los objetivos de penetracién fijados por los estados de esta regién, ii) alta
penetracién edlica, iii) alta penetracién fotovoltaica, iv) alta penetracién de ambas tecnologias
ERV#5. Segtin los resultados de las simulaciones, la penetraciéon renovable no tiene ningtn
impacto en los requerimientos de reservas primarias (que suelen fijarse con metodologias
deterministas que no cambian al aumentar la renovable), mientras aumenta los volimenes de
reservas de regulacién secundaria y de reservas de flexibilidad (Figura 26). Estas tltimas, que
son las que mas crecen en escenarios con elevada generacién renovable, representan un
servicio disefiado por los autores del estudio que permitirfa complementar la variabilidad de la

edlica y de la fotovoltaica (también se definen en el documento como reservas load-following).
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Figura 26. Distribucién (mediana y percentiles 25 y 75) de reservas de regulacién (izquierda) y de
flexibilidad (derecha) en diferentes escenarios (Elaboracién a partir de NREL, 2013)

Sin embargo, la evidencia empirica que proviene de las experiencias internacionales no siempre

respalda estos estudios tedricos. Esta seccién presenta informacién relativa al volumen de

8 La penetracién (en términos de energia generada) considerada en cada escenario es: i) 9,4% edlica y
3,6% fotovoltaica; ii) 25% edlica y 8% fotovoltaica; iii) 8% edlica y 25% fotovoltaica; y iv) 16,5% edlica y
16,5% fotovoltaica.
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reservas (también en términos econémicos) y a su evolucién con el desarrollo renovable para

diferentes sistemas.

Alemania: juna paradoja?

El sistema eléctrico aleman es el mas grande de Europa y cuenta con una elevada penetracién
renovable (casi 40 GW de edlica y 40 GW de fotovoltaica, el 40% de la capacidad instalada). La
reserva primaria se asigna como una cuota de la reserva total para Europa continental y, como
ya mencionado, para Alemania equivale a 603 MW (Fleer et al., 2017). El volumen de reservas
secundarias y terciarias se define segtin una metodologia probabilista basada en la convolucién
estadistica (Hirth y Ziegenhagen, 2015). Los tres productos se adquieren en un mercado de
SSCC (abierto a otros paises) con casacién pay-as-bid. La reserva primaria es un producto
semanal simétrico; la secundaria es un producto semanal que se divide entre reserva a subir y a
bajar y entre horas punta y horas valle; la terciaria es un producto diario que se divide entre

reserva a subir y a bajar en bloques de cuatro horas.

Balancing reserve

53GW =— ( 800 Tertiary
’ Secondary
Balancing costs -15% W Primary
680 €/year — 600
© i
a 400 |
50% 2
200 1
I — JANIEnmE
2008 09 10 11 12 13 2014 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

Figura 27. Evolucién de la capacidad renovable, el volumen de reservas y el monto econémico por
diferentes tipos de reservas en Alemania (Hirth y Ziegenhagen, 2015)%°
La Figura 27 muestra la evolucién del volumen y del costo total de las reservas de capacidad
en Alemania entre 2008 y 2014/2015. Mientras, en ese periodo, la capacidad renovable crecfa
el 190%, el volumen de reservas secundaria y terciaria bajaba un 15% y el costo total de esas
reservas bajaba un 50%. La bajada del costo total ha afectado de la misma manera la secundaria
y la terciaria. Este efecto se conoce en literatura como la paradoja alemana, para subrayar la
incongruencia entre estos valores reales y las simulaciones tedricas sobre los requerimientos

de reservas.

Hirth y Ziegenhagen (2015) y Ocker y Ehrhart (2017) han intentado explicar esta situacién

paraddjica y han identificado las siguientes causas:

+ Alemania cuenta con diferentes operadores de red dentro del pais. Entre 2009 y 2010,
estos operadores han firmado acuerdos de cooperacién en la gestién de las reservas y los
desvios. Esta coordinacién ha permitido bajar los requerimientos de reservas,

aprovechando las sinergias entre los diferentes sistemas.

89 La grafica de la izquierda es relativa a las reservas secundarias y terciarias. Por lo que concierne el
monto econémico (balancing costs, en naranja), la unidad aparece erréneamente como €/afio, en vez de
Me/ ano.
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+ Parte de la flexibilidad que el aumento de generacién renovable requiere ha sido cubierta
en el mercado intradiario, que, también gracias a la introduccién de productos de 15
minutos a partir de 2011, ha visto crecer mucho su volumen y su liquidez (ver subseccién
5.7.6.a).

«  La creacién de mercados regionales de servicios complementarios ha bajado los precios de
adquisicién de estos servicios en Alemania.

+ La penetracién renovable y la contraccién de la demanda eléctrica, en Alemania y en otros
paises europeos, ha empujado a muchos generadores convencionales a participar en el

mercado de reserva y la competencia puede haber bajado los precios.

Las graficas de Figura 27 tienen una dificil interpretacién. Obviamente, no se puede deducir de
ella que la penetracién renovable baja la necesidad y el precio de las reservas, lo cual serfa
contrario a la l6gica. No obstante, lo que parece evidente es que las renovables no son el mayor
impulsor del comportamiento del mercado de SSCC y que hay otros factores que pueden tener

una importancia mayor y un impacto mas evidente en los resultados econémicos.

Otro dato que se puede extraer de la experiencia alemana (y que no se ve afectado de manera
significativa por las variaciones ilustradas hasta ahora) es la cuota muy reducida que
representan los costos de los servicios complementarios en el costo total del suministro, o
incluso en el volumen econémico del mercado mayorista. La Figura 28 muestra una
comparativa entre precios equivalentes. Segln estos datos, el conjunto de servicios
complementarios representa el 2,7% del precio de la energfa en el mercado mayorista y el

0,35% del precio de la electricidad para un usuario doméstico.
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Figura 28. Comparacién entre precio de la energfa para un usuario doméstico, precio del mercado
mayorista y precios equivalentes de los SSCC (Hirth y Ziegenhagen, 2015)

Espana

También el sistema eléctrico espaifiol ha registrado un incremento muy significativo de las
energias renovables, sobre todo de fuente eélica, en la dltima década (actualmente cuenta con
23 GW de edlica y 7 GW de solar, el 28% de la capacidad instalada). Durante el periodo de
mayor crecimiento de las renovables, el requerimiento de secundaria no ha variado, incluso se

redujo ligeramente entre 2010 y 2015, como muestra la Figura 29.
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Figura 29. Evolucién del volumen de reserva secundaria a subir y a bajar en Espafia (Villar et al., 2017)

La reserva de secundaria es mas o menos constante incluso si se miran afios anteriores, hasta
2005. Segtn Villar et al. (2017), la regulacién secundaria en Espafia tiene una correlacién

evidente con la variacién inter-horaria de la demanda, pero no con la generacién renovable.

Por otro lado, el volumen econémico del conjunto de servicios complementarios para control
de frecuencia ha ido aumentando en los afios de mayor crecimiento de la generacién renovable.
La Figura 30 compara la produccién eléctrica de fuente renovable con los elementos de costo
(expresados como costos unitarios por un MWh de demanda) que se han podido ver afectados
por el crecimiento de las ERV, es decir, los servicios de ajuste, las restricciones técnicas (ver
subseccién 5.8.3.a) y los pagos por capacidad (ver seccién 5.9). El volumen econémico de los
servicios de ajuste parece tener cierta correlacién con la generacién renovable. El costo
unitario de estos servicios se ha duplicado, de 1 a 2,3 €/MWh, en los afios de mayor

crecimiento de produccién ERV.
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Figura 30. Evolucién de la generacién renovable y costo unitario de servicios de ajuste, restricciones
técnicas y pagos por capacidad en Espaiia de 2007 a 2015 (datos de CNMC, 2016b)
Para tener una idea del tamarno relativo de estos términos, la Figura 31 muestra estos costos
unitarios dentro del conjunto de los componentes del precio final medio de la electricidad. Los
servicios de ajuste, en 2015, representaban el 2,5% del precio medio del mercado mayorista,
aunque en 2013 este porcentaje se quedaba justo por debajo del 5%. Si se considera que el
mercado mayorista espafiol representaba en 2015 alrededor del 42% del costo total del
suministro, la cuota de los servicios de ajuste en este costo y en este afo se situaba en torno al

1%, un porcentaje més alto que el del sistema aleman.
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Figura 31. Evolucién de los componentes del precio final medio de la electricidad en Espafia (CNMC,
2016b)

ISO New England

En ISO New England, los costos de produccién anuales han sido muy volatiles durante los
tltimos afios. La Figura 32 muestra cémo esta variabilidad afecta tanto al mercado de energfa
como al mercado de SSCC, mientras que el mercado de capacidad, basado en contratos de largo

plazo, tiene un comportamiento mas estable.
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Figura 32. Evolucién de los principales costos de generacién (ISO New England, 2016)

El volumen econémico de los servicios complementarios oscila entre los 100 y los 300 MUSD
en los ultimos afios, representando entre el 1,5% y el 8,2% del volumen econémico del mercado

mayorista de energfa.

PIM

PJM cuenta con una gran variedad de servicios que el operador del sistema puede utilizar en el
tiempo real para garantizar la seguridad del suministro. La Figura 33 ilustra los costos
unitarios de generacién y transporte y doce de ellos estan relacionados con diferentes servicios

complementarios.
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2005 2006 2007 2008 2009 2010 20m 2012 2013 2014 2015

Category $/MWh  $/MWh  $/MWh $/MWh $/MWh $/MWh $/MWh $/MWh  $/MWh $/MWh $/MWh
Load Weighted Energy $63.46 §53.35 $61.66 §71.13 $39.05 $48.35 $45.94 $35.23 $38.66 $53.14 $36.16
Capacity 50.03 50.03 $3.53 $7.80 $10.78 $12.15 $9.71 $6.05 $7.13 59.01 $11.12
Transmission Service Charges $2n $3.18 $345 $3.68 $4.03 $4.04 $4.49 $4.90 $5.21 $5.96 $7.09
Transmission Enhancement Cost Recovery $0.00 $0.00 $0.01 $0.06 $0.11 $0.20 $0.27 $0.34 $0.36 $0.41 $0.51
PJM Administrative Fees 50.72 50.74 $0.72 $0.39 5031 50.36 §0.38 $0.44 5042 F0.44 §0.44
Energy Uplift [Operating Reserves) $1.07 $0.47 $0.65 $064 $0.48 $0.80 $0.78 $0.74 $0.61 $1.15 $0.38
Reactive 50.26 $0.29 $0.29 $0.34 $0.36 50.45 $0.41 $0.46 $0.76 $0.40 $0.37
Regulation $0.80 $0.53 $0.63 $0.70 $0.34 $0.36 $0.32 $0.26 $0.25 $0.33 $0.23
Capacity (FRR) $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.53 $0.52 $0.11 $0.20 $0.13
Synchronized Reserves $0.11 $0.08 $0.06 $0.08 $0.05 $0.07 $0.09 $0.04 $0.04 $0.12 $0.11
Day Ahead Scheduling Reserve [DASR) $0.00 $0.00 $0.00 $0.01 $0.00 $0.01 $0.05 $0.05 $0.06 $0.05 $0.10
Transmission Owner (Schedule 1A) $0.09 $0.09 $0.09 $0.09 $0.09 $0.09 $0.09 $0.08 $0.08 $0.09 $0.09
Black Start $0.02 $0.02 $0.02 $0.02 $0.02 $0.02 §0.02 $0.04 $0.14 $0.08 $0.08
NERC/RFC $0.01 -$0.00 $0.01 $0.01 $0.02 $0.02 $0.02 $0.02 $0.02 $0.03 $0.03
Non-Synchronized Reserves $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.02 $0.02
Load Response $0.00 50.03 $0.06 $0.05 $0.01 50.01 $0.00 $0.02 $0.01 $0.03 $0.02
RTO Startup and Expansion $0.01 $0.01 $0.01 $0.01 $0.01 $0.01 $0.0 $0.01 $0.01 $0.01 $0.01
Transmission Facility Charges $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00
Emergency Load Response $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.02 §0.02 $0.01 $0.06 $0.06 $0.00
Emergency Energy $0.02 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.00 $0.01 $0.00
Total Price 569.30 §58.82 §71.19 $85.00 $55.66 $66.93 $63.21 $49.22 $53.93 $71.50 §56.88

Figura 83. Costos unitarios de generacién y transporte en PJM (Monitoring Analytics, 2016)

El costo unitario de cada uno de esos servicios es muy reducido en comparacién con el costo de
energfa y capacidad. La suma de los costos de los servicios complementarios proporcionados

por los generadores representa en torno al 1,8% del costo medio del mercado de energfa.

Colombia

Como ilustrado en la subseccién 5.6.7, el mercado de servicios complementarios colombiano
(en particular de regulacién de frecuencia, o AGC) cuenta con un disefio particular, en el que el
precio que se oferta en la bolsa de energifa es el mismo que se usa para seleccionar los recursos
que proveeran reservas y donde existe un precio piso. La Figura 34 ilustra el volumen

econémico de diferentes componentes del mercado mayorista.

1,600

1,400

1,200
1,000
800
600
200
200

[

sep-2016 oct-2016 nov-2016 dic-2016 ene-2017 feb-2017

Miles de millones

15

cop

o)

M TRANSACCIONES_EN_CONTRATOS ™ TRANSACCIONES_EN_BOLSA ™ COMPRAS_EN_DESVIACION ® RECONCILIACIONES_POSITIVAS M SERVICIOS_AGC ™ SERVICIOS_SIC_CND_LAC

Figura 34. Volumen econémico de diferentes componentes del mercado mayorista colombiano (XM,
2017)
Por un lado, se aprecia cémo el costo total del servicio AGC (que oscila en torno a los
50 000 millones de pesos colombianos, casi 17 millones de USD) representa, como declarado
en CSMEM (2015), aproximadamente el 20% del volumen econémico de la bolsa de energfa.
Por otro lado, la bolsa colombiana presenta una liquidez mucho menor que otros mercados
diarios, por el peso preponderante que tiene el mercado de contratos de largo plazo en este pais
y en otros paises de América Latina. Si se compara el costo total del servicio AGC con el
volumen total del mercado mayorista (incluyendo los contratos), se obtiene un 3,8%, un valor

sé6lo ligeramente mas alto que los que se han visto para otros paises.
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5.7 Mercados intradiarios

El intradiario es un segmento del mercado eléctrico que solo estd presente en algunos
sistemas, principalmente europeos. El mercado intradiario permite a los agentes ajustar su
posicién de salida del mercado diario antes del tiempo real, segtn la informacién que vayan
actualizando. Esta operacién reduce la diferencia entre los programas de mercado y la
operacién real del sistema y con ella los desvios, reduciendo (en principio) también la necesidad
de reservas. Siendo un mercado de ajustes de la posicién casada en el mercado diario, el

producto es el mismo que en este mercado, basicamente energia.

Hay que subrayar que, en los sistemas que no cuentan con mercados intradiarios, también hay
ajustes progresivos entre el programa de despacho del dia anterior y el despacho en el tiempo
real. E] operador del sistema recalcula el despacho con cierta frecuencia y cambia el programa a
medida que la informacién disponible varfa. No obstante, estos ajustes no generan
liquidaciones econémicas. La mayoria de los sistemas de Estados Unidos, por ejemplo, estdn
basados en un sistema de doble liquidacién (Zwo-settlement system, en inglés) que considera el
mercado diario y el mercado del tiempo real. Cualquier diferencia entre el despacho del dia
anterior y el del tiempo real se liquida al precio de este tltimo mercado, independientemente
del momento en el que se conozca el desvio (su antelacién respecto al tiempo real). Segtin
muchos expertos (MITei, 2016; IRENA, 2017b), este esquema de funcionamiento no permite
reflejar los diferentes costos que comporta corregir el despacho en momentos diferentes. Un
desvio que se comunicara con muchas horas de antelacién y uno que se diera a conocer sélo
media hora antes del tiempo real se penalizarfan de la misma manera, con una evidente pérdida
de eficiencia econémica. Esto reduce los incentivos a mejorar las técnicas de predicciéon y a

comunicar los desvios cuanto antes?.

5.7.1 Disefio de mercado
5.7.2 Subastas intradiarias o comercio continuo

La diferencia principal en el disenio de los mercados intradiarios reside en la manera en la que
se agrupan las transacciones. Los mercados continuos permiten transacciones individuales en
cualquier momento, los agentes pueden presentar ofertas para ajustar su posiciéon de salida del
mercado diario desde la casacién de éste hasta el cierre comercial (gate closure, en inglés), que es
el momento en que el operador del sistema toma el control del despacho y ya no se permiten
més negociaciones. Las ofertas se casan por orden de llegada (first come, first served, en inglés):

en cuanto existe una oferta de compra y una de venta compatibles, se realiza un intercambio.

En cambio, las subastas intradiarias concentran los intercambios en momentos especificos.
Estas subastas se casan de la misma manera que la subasta del mercado diario, normalmente al
precio marginal. Como se vera mdas adelante, el nimero de subastas intradiarias que existen

entre el mercado diario y el tiempo real es otro elemento de disefio muy relevante.

9 Hay que considerar, sin embargo, que la mayorfa de los operadores de los sistemas estadounidenses
cuentas con sus propias previsiones de demanda y de produccién de fuentes renovables, y los agentes no

pueden actualizar sus previsiones en el disefio actual.
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El comercio continuo es mas flexible para los agentes, porque permite ajustar la posicién en
cada momento, en cuanto se genera una nueva informacién relevante. No obstante, tiene
muchas desventajas en comparacién con las subastas en lo que concierne a la formacién de
precios. Las subastas aumentan la liquidez del mercado (elemento muy relevante en esos
contextos caracterizados por un niimero reducido de grandes compaiifas) y el precio resultante
proporciona una referencia mucho mas fidedigna de la evolucién del costo marginal de la
energfa en el horizonte intradiario. Otra ventaja de las subastas es que pueden incorporar
restricciones de red y calcular precios nodales o zonales, mientras que el comercio continuo, al
casar ofertas de compra y venta en parejas individuales, no permite que existan rentas de
congestién (diferencia de precio entre dos zonas cuando se alcanza el limite de la

interconexion).

Finalmente, cabe mencionar que, como se verd en las experiencias internacionales, algunos
sistemas han optado por combinar estos dos esquemas, complementando el comercio continuo

con subastas puntuales a lo largo del dia.

5.7.3 Frecuencia de las subastas

En los mercados intradiarios basados en subastas, el regulador tendrd que determinar la
frecuencia con la que éstas se organizan. Esta decisiéon estd intimamente relacionada con la
discusién entre mercado continuo y subastas. Una mayor frecuencia permite mas flexibilidad a
los agentes para ajustar su posiciéon lo antes posible y, supuestamente, al menor costo posible,
pero también implica una menor liquidez en cada subasta. Por lo tanto, es necesario identificar
un término medio, que dependerd de las caracteristicas del mix de generacién y de la

concentracién del mercado.

5.7.4 Discriminacién temporal del producto

Segin los mercados se acercan al tiempo real, los productos deberfan aumentar su
granularidad temporal, o sea, deberfan definir posiciones por intervalos de tiempo menores
(MITei, 2016). Los mercados intradiarios se encuentran en un horizonte de tiempo en el que
los productos horarios pueden no ser la solucién mds eficiente. Productos de media hora o
cuarto de hora, que se utilizan en algunos contextos, pueden mejorar el desempefio de algunos

agentes, como los renovables.

5.7.5 Debates actuales relacionados con las ERV

Los mercados intradiarios representan un elemento fundamental para enfrentarse a la
intermitencia y las dificultades de previsién de las energias renovables. Los errores de
prediccién de las ERV se reducen de manera significativa més cerca del tiempo real, como
muestra la Figura 35 (que evidencia también como este error ha ido disminuyendo durante los
Gltimos afios). La existencia de plataformas de mercado que permitan ajustar el programa
segin se disponga de informaciéon mas precisa y fiable es una ventaja, no sélo para los recursos
renovables, sino también para el sistema en general, porque este ajuste reduce la necesidad de

reservas y el costo de estos servicios.
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Figura 85. Error de prediccién de plantas edlicas en Espana (IRENA, 2017b, sobre datos de Red
Eléctrica de Espana)
Los debates actuales apuntan a la creacién de mercados intradiarios mas liquidos que en el
pasado y a reformar su disefio para mejorar su eficiencia en un contexto de elevada penetracién
de renovables. El aumento de la resolucion temporal del producto, el aumento de la frecuencia

de las subastas y su acercamiento al tiempo real son elementos que van en esta direccién.

5.7.6 Experiencias internacionales
5.7.6.a Alemania: productos de 15 minutos

Alemania tuvo histéricamente un mercado intradiario con productos horarios (igual que el
mercado diario) y comercio continuo. En 2011, para reflejar mejor el valor de los recursos
flexibles y permitir ajustar con mayor precisién sus programas, se introdujo un nuevo
producto intradiario con duracién de 15 minutos. La ventaja del producto de 15 minutos es que
coincide con el intervalo de liquidacién de los desvios, permitiendo entonces reducir el margen
de error entre posicién de mercado y despacho real. En 2014, para aumentar la liquidez del
producto de 15 minutos, se complementé el comercio continuo con una subasta intradiaria.
Estas modificaciones, junto con la elevada penetracién renovable (y otros factores), han llevado
a un crecimiento significativo del volumen de negociacién en el mercado intradiario aleman,

como ilustra la Figura 369'.

91 Algunos autores subrayan también la correlacién entre el volumen del mercado intradiario aleman y
el proceso de redespacho, que obliga a algunos agentes a participar en el intradiario. No obstante, Nabe
y Neuhoft (2015) limitan este impacto al area bajo control de 50Hertz, uno de los operadores del sistema
aleman, y afirman que este disefio del redespacho (que afecta el mercado intradiario) se ird eliminando en
los préximos afos. Por otro lado, tanto Tennet (2016) como ACER/CEER (2015) subrayan el rol
central del producto de 15 minutos en el aumento del volumen intradiario y relacionan los mayores
intercambios de este producto con la penetracién de tecnologfas renovables, que se benefician del

intervalo mas corto para ajustar mejor el programa del mercado a su produccion real.
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Figura 36. Volumen del mercado intradiario aleman comparado con la penetracién renovable (Ocker y
Ehrhart, 2017)

La ventaja en términos de seguimiento de la inyeccién real es muy evidente para la tecnologia

tfotovoltaica, como muestra la Figura 37.
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Figura 87. Comparacién entre cubrir la produccién fotovoltaica alemana con productos de 15 minutos, a
la izquierda, y horarios, a la derecha (ACER/CEER, 2015)

Por esta razén, el volumen negociado del producto de 15 minutos ha empezado a mostrar en

los tltimos afios una evidente correlaciéon con la generacién fotovoltaica, siguiendo también la

estacionalidad de esta tecnologia (Figura 88). En cambio, no se puede apreciar ninguna

correlacion en el caso de la generacién edlica (ACER/CEER, 2016).
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Figura 38. Liquidez del producto intradiario de 15 minutos en Alemania y correlacién con la generacién
fotovoltaica (ACER/CEER, 2015)

5.7.6.b Union Europea

La clara correlaciéon que se puede observar en Alemania entre el volumen del mercado
intradiario y la penetraciéon renovable no es comuin a todos los sistemas eléctricos europeos. Si
bien en algunos sistemas existe relacién entre el porcentaje de generacién intermitente en el
sistema y el volumen del mercado intradiario (como ilustra la Figura 39), esta relacién no es
para nada concluyente. Hay muchos mercados con un volumen intradiario mayor que el
aleman, que sin embargo tienen una penetracién renovable menor; y, al contrario, hay paises
con cuotas de generacién intermitente significativas que cuentan con muy bajos volimenes en

mercados intradiarios.

Market Intermittent generation |Ratio ID

(% installed capacity) volumes/demand
Spain 12.1%
Italy 7.4%
Portugal 7.6%
Germany 4.6%
Great Britain 4.4%
Slovenia 1.0%
Belgium 1.0%
Sweden 1.0%
Lithuania 1.0%
France 0.7%
Czech Republic 0.7%
Netherlands 02%
Poland 0.1%

Figura 389. Generacién intermitente y liquidez del mercado intradiario en una seleccion de pafses
europeos (ACER, 2016)
Tampoco la evolucién de los volimenes registrados en los mercados intradiarios europeos
permite identificar una tendencia ligada a la penetraciéon renovable. La Figura 40 muestra
cémo ha variado el volumen intradiario entre 2011 y 2015 en algunos mercados europeos.
Mientras la capacidad renovable instalada segufa creciendo, Espana y Portugal registraron una
caida significativa del volumen, Italia se mantuvo relativamente constante, mientras que el

incremento en Reino Unido fue muy reducido.
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Figura 40. Evolucién del volumen del mercado intradiario, como porcentaje de la demanda, en una
seleccién de paises europeos (ACER/CEER, 2016)
Estos datos podrian indicar que no existe relacién entre la generacién renovable y la necesidad
de negociacién intradiaria, pero lo que realmente evidencian es que hay elementos que tienen
mayor relevancia, y que pueden enmascarar el efecto teéricamente esperado (y empiricamente
observado en Alemania). En especial, pueden existir causas de origen regulatorio. Un ejemplo
evidente es el volumen del mercado intradiario espaiiol, cuya reducciéon no parece tener
ninguna relacién con la penetracién renovable, pero se explica facilmente observando la Figura

41, que desagrega por tecnologfa los intercambios intradiarios en Espafia.
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Figura 41. Evolucién de la participacién de las ventas y compras en el mercado intradiario (CNMC,
2016b)
Se pueden extraer dos conclusiones claras de la Figura 41. Primero, las ventas y compras de
centrales edlicas (marrén claro) en el mercado intradiario se han mantenido pricticamente
constantes en los afios analizados. Segundo, la caida del volumen global en este mercado se
debe principalmente a una tecnologfa: las centrales de carbén (marrén oscuro). El carbén
nacional espariiol recibié durante afios un incentivo cuyo disefio forzaba su oferta en el mercado
intradiario. Cuando este incentivo se eliminé para cumplir con la regulacién europea, la
participacién de estas plantas en el mercado intradiario se redujo de manera significativa y esto

provocé la bajada observada en el volumen de este mercado.
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5.8 Mercados diarios

En muchos contextos, el mercado diario ha representado y representa un pilar fundamental del
sistema eléctrico. Como ya se mencioné en la seccién 5.2, el horizonte de tiempo diario se ha
considerado durante décadas como el horizonte 6ptimo para la operacién de un sistema
eléctrico basado en tecnologfas convencionales. Aunque la penetracién de renovables desplace
este punto de equilibrio mas cerca del tiempo real, el mercado diario sigue siendo la principal

fuente de remuneracién en muchos sistemas.

Se han usado muchos modelos diferentes para el disefio del mercado diario. Estos modelos
dependen también de la organizacién institucional, como, por ejemplo, la diferencia entre los
operadores europeos, que normalmente son propietarios de la red de transmisién y sélo se
hacen cargo de la operacién del sistema, y los operadores americanos, que suelen ser
independientes de cualquier activo fisico, pero se encargan a la vez de la operacién del sistema
y el mercado. Esta seccién se centrard en los elementos de disefio de los mercados diarios que

mas importancia tienen para la integracién de las tecnologfas renovables.

5.8.1 Disefio de mercado
5.8.1.a Formato de oferta

El disefio del mercado diario, como el de otros segmentos, tiene que buscar un equilibrio entre
transparencia y eficiencia. 1 modelo de mercado diario mas utilizado en Estados Unidos prima
en cierta medida la eficiencia. La casacién del mercado se obtiene a través de un algoritmo muy
parecido a los que se usarfan para el despacho en un sistema eléctrico no liberalizado. Las
ofertas para participar en este tipo de mercado se denominan complejas y tienen multiples
elementos que especifican tanto las restricciones técnicas de la central (tiempo de arranque,
rampas, etc.) como una serie de costos (reales o de oportunidad) para cada pardmetro (energia

producida, arranque en frio, arranque en caliente, etc.).

Todos estos datos son usados por el operador del sistema para definir la contribucién 6ptima
de cada recurso al suministro®2. Esto le permite también calcular el precio marginal, que
normalmente tiene una resolucién nodal. No obstante, puede haber unidades necesarias en el
despacho éptimo del sistema, que de ser remuneradas al precio marginal no cubrirfan sus
costos de operaciéon. Esto ocurre por la existencia de costos fijos de operacién (como los de
arranque y parada) que, por definicién, no se reflejan en el precio marginal. En este caso, dicha
unidad recibe un pago discriminatorio, lo que en inglés se denomina side-payment o uplift, que le
permite recuperar todos sus costos. Todos estos factores garantizan la eficiencia y la
optimalidad del despacho programado, pero el formato de la oferta, la casaciéon del mercado y

la existencia de pagos discriminatorios pueden ser poco transparentes para los agentes.

En cambio, en Europa, la mayorfa de los disefios de mercado han primado la transparencia en
el formato de oferta, que se denomina simple y s6lo considera una cantidad y un precio. Todos
los costos, incluso los costos fijos de operacién, han de internalizarse en la oferta simple, ya que

el mercado se casa al precio marginal, y ese precio marginal es la tnica remuneracién que

92 Hay que recordar que los mercados diarios estadounidense co-optimizan energia y reservas.
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reciben los agentes. Para internalizar un costo discreto, como, por ejemplo, el costo de
arranque, un agente tendra que hacer previsiones sobre el comportamiento del mercado en su
conjunto y estimar o predecir un despacho para su central. La primera desventaja de este tipo
de disefio es que estas previsiones requieren un esfuerzo analitico que es mas sencillo si se
cuenta con una amplia cartera de activos de generacién, lo cual puede crear barreras para la
entrada de nuevos agentes. La segunda desventaja es que estas previsiones se han hecho cada

vez mas complicadas con la penetracién de tecnologfas renovables intermitentes.

En realidad, muchos mercados europeos han ido introduciendo ofertas semi-complejas. En esos
casos, se mantiene una casacién basada en el precio marginal, pero se permite a los agentes
incluir implicitamente informaciones sobre sus restricciones y sus costos fijos de operacién (un
ejemplo es una oferta cantidad-precio que especifique un ntimero mfnimo de horas; si la oferta
resultara casada durante menos horas que este valor minimo, la oferta se elimina

automdticamente).

5.8.1.b Representacién de la red

El mismo desafio de encontrar un equilibrio entre eficiencia y transparencia surge de la
representacion de la red en el mercado diario. Este tltimo consiste en casar ofertas de venta y
de compra, que a nivel técnico representan inyecciones y consumos. El conjunto de estas
inyecciones y consumos puede resultar en un despacho factible (que la red de transporte puede
permitir), o no factible (que provoque la congestiéon de una o mas lineas). De aqui nacen

diferentes metodologias de consideracién de la red.

Algunos sistemas (como, por ejemplo, Espaiia o Colombia) casan el mercado sin considerar las
posibles congestiones en la red de transporte, como si el sistema estuviera compuesto por un
tnico nudo. Si el despacho resultante no puede ser soportado por la red, se procede al
redespacho del sistema, aumentando las inyecciones de unos agentes y disminuyendo las de
otros, para que la solucién sea factible. El redespacho implica claramente unos costos, porque
requiere activar unas centrales que se habfan quedado fuera del despacho y pagar una

compensacién a las centrales que habfan sido despachadas y que ven reducida su produccién.

La metodologfa opuesta al nudo tnico es el calculo de los precios nodales, que se usa en la
mayoria de los sistemas de América. El algoritmo de casacién considera las restricciones de red
con gran nivel de detalle, resultando siempre en un despacho factible. En este caso, se calcula
un precio para cada nudo de la red, y las diferencias entre los precios nodales sefialan la
congestién de la linea entre dos nudos®s. Al no necesitarse ningin redespacho?*, aumenta la

eficiencia econémica, pero la casacién pierde transparencia.

Una solucién intermedia es el cdlculo de precios zonales, como ocurre en Italia o en el Nord

Pool escandinavo. La casacién del mercado considera la red, pero de manera simplificada; los

93 Se suelen considerar también las pérdidas de energia en la red de transporte y ese efecto también lleva
a diferencias de precio entre nudos. La diferencia entre precios nodales representa también un indicador

eficiente para la expansién de la red. Para una descripcién detallada, ver Batlle (2013).

9% An puede ser necesario un redespacho si el operador del sistema tiene otros requisitos de fiabilidad,

mads alld de la congestién, como el equilibrio de la potencia reactiva en la red.
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nudos son agrupados en zonas, segln las congestiones mas frecuentes que aparecen en la red
de transporte. Los precios zonales son diferentes entre si cuando hay una congestién en la linea
que une dos zonas. Hay que subrayar que la mayorfa de los mercados diarios europeos estin
hoy acoplados y el algoritmo de casacién europeo (Euphemia®) calcula precios zonales.
Algunos pafses estan divididos en mds de una zona (como, por ejemplo, Italia), mientras otros

sistemas eléctricos nacionales se representan con una sola zona.

5.8.2 Debates actuales relacionados con las ERV

Como expone la seccién 5.2, el principal impacto econémico que las renovables tienen en los
mercados diarios es una depresién generalizada de los precios. En algunos sistemas que lo
permiten (sobre todo en Europa), aparecen incluso precios negativos. Este tltimo efecto, en
realidad, estd mas relacionado con algunos mecanismos de apoyo a la generacién renovable,
que deberfan evolucionar hacia esquemas que no provoquen estas distorsiones (Huntington et
al., 2017).

A nivel de formato de oferta, la penetracién de renovables aumenta la incertidumbre sobre el
despacho del sistema. Como se ha mencionado, las ofertas simples y las ofertas semi-complejas
obligan a los agentes a hacer previsiones sobre el comportamiento del mercado en su conjunto.
En los mercados que usan este tipo de ofertas, el aumento de la incertidumbre representa una
dificultad anadida para los agentes y puede aumentar la ineficiencia del programa obtenido en
el mercado, por no considerar caracteristicas técnicas de los generadores que son cada vez mas

relevantes.

El aumento de generacién intermitente cambia también de manera radical la operacién de las
centrales convencionales. El estudio NREL (2013), que ya se mencioné en la subseccién 5.6.8
para analizar el efecto de las renovables en el volumen de reservas, también estudié el impacto
de estas tecnologias en la capacidad térmica arrancada, las horas de operacién en cada arranque

y el ndmero de rampas anuales (Figura 42).

95 Ver PCR (2016) para més detalles.
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Figura 42. Capacidad térmica arrancada, horas de operacién en cada arranque y nimero de rampas
anuales para diferentes tecnologfas térmicas y para diferentes escenarios (IRENA, 2017b; NREL,
2013)%

En los escenarios con mds penetracién renovable, aumenta la utilizaciéon de la generacién de
punta, disminuye el ntimero de horas durante las cuales las centrales térmicas operan una vez
arrancada y aumenta el nimero de rampas para clertas tecnologfas. Estos efectos causardn
probablemente un aumento de los costos fijos de operacién. Es importante, entonces, que los
mercados eléctricos cuenten con una metodologia robusta y eficiente para la remuneracién de

estos costos.

Otra caracteristica de las tecnologfas renovables (que aplica también a otras tecnologfas, pero
que es mucho mas evidente en el caso de las ERV) es la relevancia de su ubicacién. Las mejores
ubicaciones, que garantizan una mayor produccién renovable, pueden estar cerca de nicleos de
demanda o no y, dependiendo de esto, pueden aumentar o disminuir la carga para la red de
transporte. En muchos sistemas eléctricos, la penetracién renovable ha coincidido con un
aumento de las congestiones de red (Alemania es probablemente el caso mas evidente). En este
contexto, el calculo de precios nodales tiene la ventaja de enviar sefales eficientes de
localizaciéon para todos los agentes, no sélo los renovables. Expuestos a estas sefales los
promotores de proyectos ERV tomarian las decisiones de localizacién de sus inversiones
buscando un equilibrio entre mayor produccién (disponibilidad de energfa primaria) y precios
mas favorables. Otro efecto de la penetracién renovable es que las congestiones de red son mas
volatiles y dificiles de prever. Esto complica la identificacién de las diferentes zonas de un

mercado zonal y cuestiona su validez a largo plazo.

Resumiendo, como afirman los informes de MITei (2016) e IRENA (2017b), la penetracién
renovable amplifica las ventajas de mercados basados en ofertas complejas y que consideren la

red con el mayor detalle posible.

96 El escenario TEPPC es el mismo escenario que se definfa como “Reference” en la Figura 26. El

escenario NoRenew, en cambio, considera el 0% de eélica y fotovoltaica.
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5.8.3 [Experiencias internacionales
5.8.3.a Espafia

El mercado diario espafiol (que en realidad era parte del mercado ibérico y que ahora es parte
del mercado diario acoplado europeo) se casa sin considerar las restricciones de red. El
operador del sistema se encarga posteriormente de comprobar la factibilidad del despacho y, si
necesario, aplica un redespacho. Este tltimo implica unos costos, para compensar los agentes
que son expulsados del despacho, aunque hayan sido casados en el mercado, y para remunerar
los nuevos recursos despachados. Estos costos de redespacho han ido aumentando en los
tltimos afos y muestran cierta correlacién con la generacién renovable, como se mostré
anteriormente en la Figura 30 (restricciones técnicas, linea roja). Lo que muestra esta
correlacién no es que la generacién renovable aumente el costo del despacho, si no que
aumenta la congestiéon de la red, y consecuentemente, aumenta la necesidad de efectuar
redespachos. Los costos totales del redespacho han supuesto, en los dltimos afos, entre el 4,1%
y el 8,7% del costo mayorista de la electricidad (CNMC, 2016b).

En lo que concierne al formato de oferta, Espafia utiliza una casacién simple, pero con ofertas
semi-complejas que pueden incluir lo que se denomina condicién de ingresos minimos. Esto
permite que, en caso de que el resultado del mercado no garantice a una central obtener un
ingreso minimo (que se define como una cantidad fija mds una remuneracién variable por
hora), se rechacen todas sus ofertas simples horarias. Este formato busca reducir el riesgo de
que las unidades que tienen costos fijos de operacién (como un costo de arranque), sean
despachadas en condiciones no rentables, debido a la dificultad de los agentes de anticiparse a
los resultados del mercado. Cuando las ofertas no son casadas porque no cumplen con este
requisito, se habla de activacién de la condicién de ingresos minimos. La Figura 43 ilustra la

evolucién de las activaciones de esta condicién y su correlacién con la produccion edlica diaria.
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Figura 43. Evolucién de la activacién de una oferta compleja (MIC) y generacién edlica en Espaiia
(IRENA, 2017b; Vazquez et al., 2014)
Se puede apreciar céomo los afos de mayor expansiéon de la generacién edlica han coincidido
con un crecimiento significativo de la activaciéon de la condicién de ingresos minimos. Como ya
se dijo en la subseccién 5.8.2, estas activaciones reducen la eficiencia del despacho y reflejan la

creciente dificultad que tienen los agentes para prever el comportamiento del mercado.
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5.8.3.b Alemania

La mayorifa de la capacidad edlica alemana estd instalada en el norte del pafs y existe una
Importante restriccién en la red de transporte en el eje norte-sur. Al mismo tiempo, también el
mercado diario alemén se casa considerando el sistema como un nudo tinico, con la consecuente
necesidad de redespacho. Esta combinacion de factores ha llevado a un crecimiento
incontrolado de las necesidades de redespacho entre 2013 y 2015, como ilustra la Figura 44.
Aunque parezca que se haya invertido la tendencia en 2016, los costos asociados a estos
redespachos siguen preocupando el regulador, que estd estudiando medidas para paliar el

problema.
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Figura 44. Volumen de redespacho en Alemania (Tennet, 2016)

La frecuente congestiéon de la interconexién norte-sur estd también detras de la creacién, en
2013, de la llamada reserva de red, un mecanismo de confiabilidad local que consiste en una
reserva estratégica compuesta por centrales en el sur del pafs. Las centrales que solicitan
autorizacién para su clerre pueden ser convertidas a reserva de red y recibir una remuneracién
regulada por este servicio. Segiin EC (2016¢), la reserva de red contaba, en 2016, con 5,6 GW

de capacidad, un valor muy elevado incluso para el sistema aleman.

Esta situaciéon podria complicarse con el desarrollo de centrales edlicas off-shore en el mar del
Norte. Van den Bergh et al. (2015) han estudiado el posible impacto de estas instalaciones en el

redespacho del sistema, obteniendo los resultado de la Figura 45.
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Figura 45. Evolucién del volumen (izquierda) y del costo total (derecha) del redespacho para diferentes
escenarios de penetracién de la tecnologia edlica marina (Van den Bergh et al., 2015)

En el escenario de mayor penetracién de edlica marina (2 300 MW instalados), el volumen del
redespacho crecerfa en casi 3 000 GWh/afio, mientras que el costo total aumentarfa en mas de
600 Me.
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5.8.3.c Colombia

Colombia casa su bolsa de energfa sin considerar la red. Esto produce un despacho ideal cuya
factibilidad tiene que ser verificada por el operador del sistema. El despacho programado
incluye los ajustes que el operador considere necesarios debido a las congestiones en la red. Las
diferencias entre el despacho programado y el ideal se remuneran a través de reconciliaciones
positivas (remuneracién para los agentes fuera de mérito que han sido incluidos en el despacho
programado) y negativas (compensacién para los agentes casados en el despacho ideal y
excluidos del despacho programado). La Figura 84, presentada en una seccién anterior,
mostraba la evolucién de diferentes componentes del mercado mayorista colombiano. Las
reconciliaciones positivas representan un porcentaje muy significativo del volumen total del
mercado mayorista, oscilando entre el 12% y el 14%. Como en el caso espafiol, este porcentaje

es mucho mayor del que corresponde, por ejemplo, a los servicios complementarios.

En lo que concierne a los costos fijos de operacién, las centrales térmicas presentan en el
mercado ofertas que indican su costo variable y su costo de arranque y parada (que se oferta
trimestralmente). Estos tltimos se consideran para despachar el sistema, pero no estan
reflejados en el precio de bolsa, que es un precio marginal basado sélo en los costos variables.
Los costos de arranque y parada son reconocidos y remunerados a los agentes. Para recuperar
estos costos, el precio que paga la demanda casada en el mercado considera el precio de bolsa

mas un sobrecosto para arranque y parada que funciona como un uplift.

5.9 Mercados de confiabilidad

La motivacién principal detrds de la liberalizaciéon de las industrias eléctricas es la conviccién
de que el precio de un mercado con competencia es la sefial mds eficiente, tanto para la
operacién del sistema en el corto plazo como para su desarrollo en el largo plazo. Segin la
teorfa regulatoria, el precio de corto plazo es una sefal suficiente para atraer nuevas
inversiones y garantizar un desarrollo eficiente del mix de generacién. Sin embargo, estas
afirmaciones estdn basadas en unas hip6tesis que rara vez se cumplen en los mercados reales?’.
Para garantizar la suficiencia del sistema en el largo plazo, hacen falta medidas regulatorias
adicionales y eso da lugar a diferentes enfoques. Algunos sistemas optan por lo que se conoce
en inglés como energy-only market: el mercado de energfa de corto plazo y su precio emiten la
tnica sefial para la inversién en el largo plazo. No obstante, estos sistemas suelen contar con
una serie de salvaguardias regulatorias®® que le permiten asegurar la seguridad del suministro.
Otros reguladores introducen mecanismos explicitos que tienen como objetivo garantizar la

suficiencia del sistema. Estas medidas se conocen normalmente como mecanismos de

97 Para mas detalles sobre la necesidad de introducir mecanismos de capacidad o mercados de
confiabilidad, ver Rodilla y Batlle (2013) y Mastropietro (2016).

9 Entre otras, la presencia en el mercado de una empresa estatal, la aceptacién de cierto nivel de
concentracién horizontal en el mercado, la adquisicién con mucha antelaciéon de SSCC, o la intervencién

del operador del sistema mediante acciones de emergencia durante las condiciones de escasez.
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capacidad, pero se definirdn en este documento como mercados de confiabilidad, para no perder

generalidad®.

5.9.1 Disefio de mercado

Los mercados de confiabilidad son mecanismos de largo plazo que pueden tener disefios muy
complicados, sobre todo por la necesidad de relacionar su funcionamiento con el resto de
segmentos del mercado. Hay muchas clasificaciones basadas en etiquetas (pago por capacidad,
subasta de capacidad, obligaciones de capacidad, cargos por confiabilidad, etc.). No obstante,
estas agrupaciones no son capaces de reflejar la gran variedad de disefios posibles y a veces
crean confusién entre el producto de confiabilidad y el mecanismo de adquisicién. Por estas
razones, se estdn popularizando taxonomias basadas en los elementos de disefio de los

mercados de confiabilidad, como la que se muestra en la Tabla v.

% Hay “mecanismos de capacidad” que tienen como producto la energia (como las obligaciones de

energfa firme colombianas), pero que tienen el objetivo claro de asegurar la suficiencia del sistema.
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Tabla v. Elementos de disefio de los mercados de confiabilidad (Mastropietro, 2016)

Mecanismo de adquisicién

Centralizacion del mecanismo Centralizado Descentralizado
Estimacién de la demanda Centralizada Descentralizada
Demanda total del .
Lado comprador Demanda regulada . Demanda libre
sistema
Plantas existentes Plantas nuevas
Seleccion de tecnologifas Neutral
Lado vendedor Recursos internacionales
Recursos domésticos
Interconexiones
Recursos de generacién Recursos de demanda

Disposiciones de los contratos

. . De unos pocos meses (existentes) a muchos afnos (nuevos
Periodo de carencia

entrantes)
Duracién del contrato De uno a muchos afios (cobertura de riesgo)
Férmula de indexacién Indexacién a precios de combustible, cambio de divisas, etc.
Garantias financieras De muy bajas a muy altas garantfas
Producto de confiabilidad
Capacidad Energfa
Producto Capacidad Disponibilidad Contrato Entrega
instalada Financiero fisica
. Precio de un mercado de Pardametros de red o
Indicador de escasez . .
referencia medidas del operador
Obligacién Fija Con seguimiento de carga

Limites superiores e inferiores a la cantidad de producto

Limites a la cantidad comerciable P .
(energifa o capacidad firmes)

Incentivos al cumplimiento

Basada en el precio del Basada en el costo del nuevo

Penalizacién
contrato entrante

Pagos para los agentes que entregan més de lo requerido en

Créditos para sobre-cumplimiento
su contrato

Exenciones Ninguna Lista de tecnologias exentas
L Basados en el precio del Basados en el costo del
Techos a las penalizaciones
contrato nuevo entrante
Horizonte temporal de los techos Un mes Una estacion seca Un afio

No todos los elementos de disefio son relevantes para el anélisis que se esta llevando a cabo en
este documento y las siguientes subsecciones centrardn la atencién en los aspectos mds

relacionados con la penetracién renovable.

136




5.9.1.a Mecanismo de adquisicion
Centralizado o descentralizado

Un mecanismo de confiabilidad suele organizarse alrededor de un mercado en el que se
adquiere el producto de confiabilidad (ver subseccién 5.9.1.c). Este mercado puede ser
centralizado, cuando el operador del sistema adquiere el producto de confiabilidad para cubrir
toda la demanda o parte de ella, o descentralizado, cuando el regulador impone una obligacién
de adquirir confiabilidad a ciertos agentes, los cuales cumplen con la obligacién a través de
contratos bilaterales o a través de subastas descentralizadas. La misma distinciéon se puede
aplicar al proceso de estimacién de la demanda a cubrir a través de contratos de confiabilidad,
que puede llevarse a cabo de manera centralizada (por parte del operador del sistema) o

descentralizada (por parte de cada uno de los agentes).

Lado comprador y lado vendedor

En la adquisicién de confiabilidad, el regulador tiene que identificar y autorizar unos
vendedores y unos compradores. Los compradores son los que tienen la obligacién de cubrir su
demanda, presente y futura, con contratos de confiabilidad. El lado comprador puede ser toda
la demanda del sistema, s6lo la demanda regulada y, en raras ocasiones, sélo la demanda libre.
La eleccién del lado vendedor, en cambio, es un elemento muy relevante en el disefio del
mecanismo. El regulador puede limitar la participacién a las plantas existentes o ampliarla a
las plantas nuevas (o introducir reglas que discriminan entre las dos). El regulador puede
limitar la participacién a ciertas tecnologias que retinen una serie de caracteristicas que
garantizan la confiabilidad de sistema, o puede excluir (implicitamente o explicitamente)
algunas tecnologfas por razones técnicas o econémicas. Otras posibilidades son discriminar
entre recursos domésticos e internacionales (debate muy importante, por ejemplo, en Europa),

o entre recursos de generacién y recursos de demanda.

5.9.1.b Disposiciones de los contratos
Periodo de carencia

El periodo de carencia es el intervalo de tiempo que separa la firma del contrato de
confiabilidad y el comienzo del periodo de entrega, en el que la confiabilidad ha de hacerse
disponible. Este elemento es fundamental cuando el mercado de confiabilidad tiene como
objetivo atraer nuevas inversiones, que necesitan un periodo de carencia suficiente para la

construccién y puesta en funcionamiento de la central.

Duracion de los contratos

También la duracién de los contratos es fundamental para atraer nuevas inversiones. Los
mercados de confiabilidad se introducen muchas veces para cubrir parte del riesgo de los
agentes, que, debido a unas fallas del mercado, no encuentran herramientas para cubrir este
riesgo en los mercados convencionales. Contratos de larga o muy larga duracién garantizan
ciertos ingresos a los nuevos entrantes y fomentan la inversién. Cuanto més grandes sean las
inversiones (no es lo mismo instalar un motor a combustién interna que una central

hidroeléctrica de gran escala), mayor tiene que ser la duracién de los contratos.
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5.9.1.c Producto de confiabilidad

El diseno del producto es sin duda el elemento mds importante para garantizar el
funcionamiento eficiente del mercado de confiabilidad y tiene que ser hecho a medida para los
problemas de confiabilidad que afectan al sistema. El producto puede ser simplemente
capacidad instalada (o energia producible, en los sistemas hidraulicos), la disponibilidad de esa
capacidad en ciertos periodos de tiempo, o directamente la inyeccién fisica de electricidad en la
red durante ese tiempo. Cada uno de estos productos enviard sefiales muy diferentes al

mercado y atraerd tecnologias muy diferentes.

Indicador de escasez

El periodo de tiempo durante el cual el producto de confiabilidad tiene que ser entregado se
define, normalmente, a través de un indicador de escasez. Este indicador puede estar basado en
el precio de un mercado de referencia (por ejemplo, hay escasez cada vez que el precio de la
bolsa diaria supera un valor preestablecido) o en parametros de red o medidas tomadas por el
operador del sistema para asegurar el suministro (por ejemplo, hay escasez cada vez que la

reserva secundaria se encuentra por debajo de un nivel predeterminado).

Limites a Ia cantidad comerciable

Una vez definido el producto de confiabilidad, el regulador tiene que decidir qué cantidad de
este producto puede comerciar cada agente. En realidad, la decisién fundamental es si esa
cantidad tiene que ser fijada de manera regulada o si es el agente mismo quien, basdndose en
las caracteristicas técnicas de su recurso, se auto-asigna una cantidad de producto de
confiabilidad por encima de la cual el riesgo serfa demasiado alto (dependiendo de las
penalizaciones, ver subsecciéon 5.9.1.d mas abajo). La practica mas comtn prevé que el
regulador o el operador del sistema asignen estos limites a los agentes durante una fase de
calificacién, basdndose en el concepto de capacidad (o energfa) firme. Con firme se define la
capacidad o la energfa que puede ser entregada por el agente con cierto nivel de confiabilidad
(si esta asignacion se hace a través de un programa de simulacién probabilistico, dicho nivel de

confiabilidad se puede definir directamente como una probabilidad porcentual).

5.9.1.d Incentivos al cumplimiento

Para que los contratos de confiabilidad guien al sistema hacia una inversién eficiente y
suficiente, deben producir ciertos incentivos. Si toda la demanda esta cubierta por contratos de
confiabilidad, pero no hay penalizaciones por el incumplimiento de estos contratos, la
confiabilidad del sistema no puede ser asegurada. Las penalizaciones pueden suponer
simplemente la restitucién (o la pérdida) de la remuneracién obtenida en el mercado de

confiabilidad o pueden estar basadas en otros pardmetros, como el costo del nuevo entrante!?.

Exenciones

En ciertos casos, el regulador puede prever exenciones a la aplicacién de las penalizaciones.

Estas exenciones pueden ser necesarias para reducir el riesgo de los agentes y abarcan

100 ] costo del nuevo entrante, o CONE (del inglés, cost of new entry) se suele definir como la anualidad

de la inversion en una tecnologifa representativa de los nuevos entrantes que se quieren atraer.
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normalmente los eventos que estan fuera del control de los agentes (como, por ejemplo, fallos
en la entrega debidos a la indisponibilidad de la red de transporte). No obstante, la exencién
intrinsecamente altera y diluye la sefial eficiente que la penalizacién transmite y su uso deberfa

ser muy limitado.

Techos a las penalizaciones

El mismo razonamiento se puede aplicar a los techos a las penalizaciones. Los techos pueden
reducir el riesgo y aumentar la participacién en el mercado de confiabilidad (y evitar problemas
financieros a los agentes que podrian repercutir en la misma seguridad de suministro). Sin
embargo, un agente que ya ha alcanzado su techo de penalizacién no tiene ningtin incentivo a
cumplir con su contrato. En este caso, es muy importante definir el horizonte de tiempo en el

que se aplica el techo.

5.9.2 Debates actuales relacionados con las ERV

Los debates a nivel internacional que relacionan los mercados de confiabilidad y las energfas
renovables son numerosos. Algunos paises indican claramente la penetracién renovable como
una de las causas de introducir o reformar el mecanismo de capacidad en su sistema eléctrico.
En general el argumento es que la depresién de los precios de mercado y la reduccién de los
factores de carga de las centrales tradicionales desincentivan la inversién en generacién
programable, la cual, por otro lado, es indispensable para respaldar la produccién intermitente
de las renovables. No obstante, como se expone en la secciéon 5.2, el problema principal es el
impacto de las renovables en la incertidumbre en el mercado eléctrico, tanto de precio como

regulatoria.

Ademas de su papel como presuntos “impulsores” de la introduccion de mercados de
confiabilidad, los recursos renovables también pueden contribuir a la seguridad de suministro.
La intermitencia de las ERV puede ser mas ficilmente asimilada si existen suficientes sistemas
de almacenamiento o con un amplio mercado regional. Las tecnologias renovables se
complementan con otras fuentes primarias (como la hidraulica) y entre ellas. Las ERV cuentan
con tiempos de instalacién muy inferiores a los de las centrales convencionales, lo cual significa
que en ocasiones pueden ser recursos de gran valor para la suficiencia del sistema. Por estas
razones, muchas de las discusiones recientes apuntan a que las tecnologfas renovables y

convencionales puedan competir al mismo nivel en los mercados de confiabilidad.

La primera pregunta, de hecho, es si las ERV deberfan tener o no acceso a los mercados de
conflabilidad. Si se considera sélo este segmento del mercado, la Gnica respuesta posible es que
deberfan poder participar en la medida en que contribuyen a la confiabilidad del sistema. Esto
ultimo, obviamente, depende de la fuente primaria y de las caracteristicas del sistema y sus
condiciones de escasez. Por ejemplo, una central solar fotovoltaica no podra contribuir a cubrir
la demanda punta en un pafs de clima frio que siempre presenta picos de carga en las tltimas
horas de los dias de invierno. Pero la misma central claramente contribuye a garantizar la
seguridad de suministro en un sistema donde la punta de demanda tiene lugar en verano y
depende de los equipos de aire acondicionado. En realidad, a nivel teérico, no deberfa haber
barreras aunque la contribucién de las ERV a la confiabilidad se presuma baja. Como en el caso

de los servicios complementarios, la decisién de si es conveniente o no participar en el mercado
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de confiabilidad deberian tomarla los agentes teniendo en cuenta sus preferencias de

remuneracion y riesgo.

Un argumento muy usado para limitar o excluir la participacién de los recursos renovables en
los mercados de confiabilidad es que las ERV no deberfan tener acceso a la remuneracién del
mecanismo de confiabilidad porque ya estdn recibiendo, en muchos casos, otra sefial de
inversién especifica, a través de un mecanismo de apoyo a la renovable. Este argumento tiene
dos fallos a nivel tedrico. Primero, no considera que la senal del mercado de confiabilidad no es
s6lo una sefal de inversién, sino que también puede incluir un incentivo a estar disponible
durante las condiciones de escasez en el sistema. Si las renovables no reciben esta sefial, no
tendran este incentivo. Segundo, ese argumento no considera que los mecanismos de apoyo a la
renovable pueden ser disefiados para tener en cuenta una potencial participacién en el mercado
de confiabilidad y evitar explicitamente una doble retribucién. Todos estos razonamientos
teéricos llevan a la conclusién de que la participacién de las renovables serfa posible y
beneficiosa para el sistema. No obstante, en muchos mercados de confiabilidad, esta

participacién esta excluida o limitada.

En los sistemas que permiten la participacién de las ERV en los mecanismos de confiabilidad,
otro debate muy relevante concierne la metodologia para calcular su capacidad o energfa firme.
La intermitencia de las renovables dificulta esta tarea. Las metodologfas aplicadas
histéricamente a las centrales térmicas e hidrdulicas no pueden ser usadas para plantas edlicas
y fotovoltaicas. De hecho, la energfa firme de una planta renovable depende ampliamente del
mix de generacién del sistema. La intermitencia de corto plazo de una granja edlica no es
problematica en un sistema dominado por centrales hidroeléctricas, lo importante es que
produzca en el mediano y largo plazo la energia para la que se ha comprometido, permitiendo
de esa manera ahorrar agua en los embalses. Por esta razén, una metodologfa eficiente para el
célculo y la asignacién centralizada de la capacidad o energfa firme de las ERV requiere de
modelos de simulacién que reproduzcan las condiciones de escasez en el sistema y calculen la

contribucién de cada recurso.

Un tema que estd ganando relevancia en el disefio de los mecanismos de confiabilidad es el rol
de las penalizaciones. Algunos mercados de capacidad en Estados Unidos han sido reformados
recientemente para introducir penalizaciones mucho mds elevadas en caso de incumplimiento,
con el objetivo de mejorar las prestaciones de los proveedores de confiabilidad durante las
condiciones de escasez (el concepto se conoce en inglés como pay-for-performance). Estas
experiencias han sido recogidas en Europa, donde los nuevos mecanismos de remuneracién de
la capacidad ya incluyen elementos parecidos. Estas cuantiosas penalizaciones podrian
desincentivar la participaciéon de las renovables, que tienen un riesgo de incumplimiento mas

alto.

Un altimo elemento de debate sobre mercados de confiabilidad que puede afectar a las
renovables es la posible interaccién entre estos tltimos y los mercados de servicios
complementarios. Algun disefio, que serd objeto de andlisis en la seccién de experiencias
internacionales, remunera los recursos a cambio de su disponibilidad (medida como capacidad
de ofertar) en ciertos segmentos del mercado, el de servicios complementarios entre ellos. Si
las tecnologias renovables no estdn habilitadas para proveer SSCC, automaticamente quedan

excluidas también del mercado de confiabilidad y de su remuneracién.
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5.9.3 [Experiencias internacionales
5.9.3.a Participacion de las renovables: Reino Unido, Irlanda y ISO New England

Las experiencias internacionales demuestran cémo el debate sobre la participaciéon de las
renovables en los mercados de confiabilidad estd todavia muy abierto. Reino Unido introdujo
un mercado de capacidad en 2015 (DECC, 2014), en el marco de una reforma més amplia del
mercado eléctrico. Las tecnologifas ERV pueden participar en las subastas de capacidad y
percibir la remuneracién resultante, pero sélo si renuncian al mecanismo especifico de apoyo a
la renovable. Debido a las penalizaciones por incumplimiento previstas en los contratos de
capacidad, y al riesgo que éstas conllevan para la generacién intermitente, ningin proyecto

renovable ha sido casado en las subastas de capacidad hasta la fecha.

Irlanda estd a punto de introducir un mercado de capacidad basado en opciones de
confiabilidad (el mismo principio en el que se fundamentan las obligaciones de energia firme
colombianas). Segtn las mas recientes propuestas de disefio (SEM, 2015), y al contrario que en
el Reino Unido, Irlanda permite la participacién de las renovables en el mercado de
confiabilidad, también cuando las plantas estén recibiendo otro tipo de ayuda econémica
especifica. Sin embargo, y de nuevo debido a las elevadas penalizaciones, no se prevé una

participacién masiva de estos recursos.

ISO New England cuenta con un mercado de capacidad con més de diez afos en operacién.
Segtin el regulador (ISO New England, 2015), el mercado de capacidad debe garantizar la
viabilidad econémica de las centrales térmicas, cuyos ingresos en el mercado de energfa estdn
disminuyendo debido a la penetracién renovable. Siguiendo este razonamiento, el regulador
quiere evitar que las ERV subsidiadas depriman también el precio del mercado de capacidad.
Por esta razén, se introdujo un procedimiento de intervencién de las ofertas que se activa
cuando el precio ofertado estd por debajo de un umbral predefinido (ORTP, Offer Review
Trigger Price en inglés). Al mismo tiempo, las renovables estan exentas de esta condicién, pero

s6lo mientras no se superen los 200 MW de estas tecnologfas en cada subasta.

5.9.3.b Asignacion de la capacidad/energia firme: Francia, PJM y Colombia

Francia puso en funcionamiento en 2016 un mercado de capacidad descentralizado, con el
objetivo de garantizar la cobertura de la punta de demanda, en constante crecimiento debido a
los consumos eléctricos para calefaccién. Las renovables pueden participar en este mecanismo
(RTE, 2014). Cada central tiene asignados un ntmero de certificados de capacidad, que
representan su capacidad firme. Los agentes renovables pueden escoger entre dos

metodologias diferentes para el calculo de la capacidad firme:

+  Calcular por su cuenta la capacidad firme, que serd luego sujeta a ajustes segun las
prestaciones reales de la planta.

+ Aceptar la capacidad firme calculada a través de unos coeficientes establecidos por el
regulador para cada tecnologia, que internalizan el riesgo de indisponibilidad relacionado

con la falta de energfa primaria.

En el primer caso las penalizaciones por incumplimiento son las mismas que las que se aplican

a las demas tecnologfas. En el segundo caso, el agente sbélo es responsable y sujeto a
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penalizaciones por incumplimientos no relacionados con la fuente primaria (por ejemplo, una

indisponibilidad por fallo técnico).

PJM cuenta con un mercado de capacidad que ha registrado una participacién significativa de
recursos renovables. La capacidad firme que se les reconoce a las plantas ERV se calcula
multiplicando la capacidad instalada por un coeficiente fijado por el regulador. En las tltimas
subastas (PJM, 2016), este coeficiente ha sido igual al 18% centrales edlicas y 38% para
centrales fotovoltaicas. Cabe destacar que este dltimo coeficiente es incluso més alto que los
factores de carga esperados para proyectos fotovoltaicos. En PJM, las puntas de demanda
tienen lugar en verano, en las horas centrales del dfa, durante las cuales el consumo de los
equipos de aire acondicionado es mas alto. La correlacién de la demanda punta con la
produccién fotovoltaica es muy alta y se refleja en el coeficiente para el célculo de la capacidad

firme.

Colombia cuenta, desde 2006, con obligaciones de energia firme. La Resoluciéon CREG148-
2011 introdujo una metodologifa para el célculo de la energfa firme de proyectos eélicos. Dicha
metodologia dividia entre proyectos que cuenten o no con datos de viento de los tltimos 10
afios. Los proyectos con datos de viento pueden calcular su energfa firme segtin una férmula
establecida por el regulador en base a los datos histéricos. En cambio, a los proyectos sin datos
de viento de 10 afios se les asigna una energfa firme igual al 6% de su produccién méaxima
tedrica, un valor muy por debajo de los coeficientes de carga medios de esta tecnologfa. Las
Resoluciones CREG162-2014 y CREG242-2016 proponen modificar esta metodologfa,
permitiendo a los proyectos sin datos de viento de 10 afios integrar sus series histéricas con

datos de instituciones internacionales reconocidas por el regulador.

5.9.3.c Penalizaciones por incumplimiento: PJM

El mercado de capacidad de PJM ha sido reformado en 2014 para introducir penalizaciones por
incumplimiento més contundentes!©!. El mercado cuenta de momento con dos productos: el
base capacity, con requerimientos de cumplimiento menos estrictos, y el capacity performance, con
requerimientos y penalizaciones mds exigentes. Como ya se ha mencionado, unas
penalizaciones muy elevadas suponen un riesgo para la generacién no-programable. Esto se
reflej6 en la primera subasta para la adquisiciéon de estos productos (Figura 46), en la que la

mayoria de los recursos renovables opté por ofertar el producto de base capacity.

101 Durante el llamado polar vortex en enero de 2014, el 22% de la capacidad con compromisos de
confiabilidad no pudo producir, lo que significa que 40 200 MW de capacidad no estuvieron disponibles
(PJM, 2014) aunque estuviesen recibiendo una remuneracién por su aportacién a la confiabilidad del

sistema.

142



EWind ®Wind (Base) B Wind (Performance) ESolar M Solar (Base) M Solar (Performance)

1200 1200
1000 1000
800 800
5 s
600 - 600
= =
L) Q)
400 - 400
] : l:
‘ ‘ ‘ ‘ e m m W
2015/2016 2016/20172017/2018 2018/2019 2019/2020 2015/2016 2016/2017 2017/2018 2018/2019 2019/2020

Figura 46. Participacién de plantas eélicas (izquierda) y fotovoltaicas (derecha) en las tltimas cinco
subastas de capacidad de PJM (datos de PJM, 2016)
No obstante, el producto base capacity se eliminara progresivamente en los préximos afios y, de
momento, no es facil prever si los agentes renovables aceptaran el riesgo de las penalizaciones

(internalizdndolo en sus ofertas) o si dejardn de ofrecer su capacidad en estas subastas.

5.9.3.d Relacién entre mercados de confiabilidad y SSCC: Italia e Irlanda

Tanto Italia (Terna, 2017) como Irlanda (SEM, 2015) estdn a punto de sustituir sus pagos por
capacidad por mercados de contratos basados en las opciones de confiabilidad. En ambos casos,
los proveedores de confiabilidad reciben una prima anual (que se establece a través de una
subasta) y a cambio se comprometen a ofertar su capacidad en el mercado y a devolver la
diferencia entre el precio de mercado y un precio strike (opcién financiera). Diferentes
segmentos del mercado de corto plazo entran dentro de este mecanismo. En [talia, la capacidad
comprometida que no ha sido casada en el mercado diario tiene que ser ofertada en el mercado

de reservas. En Irlanda, el disefio es similar, pero incluye también el mercado intradiario.

Este tipo de disefio liga el mercado de confiabilidad con el mercado de servicios
complementarios. Claramente, los mecanismos irlandés e italiano no representan una
adquisicion adelantada y de largo plazo de reservas, pero aumentaran con toda probabilidad la
liquidez de los mercados de SSCC. Ademds, con este disefio, la participacién en el mercado de
confiabilidad estd de alguna manera condicionada a la capacidad de proporcionar reservas y

este elemento puede guiar el mix de generacién hacia tecnologfas mas flexibles.

5.10 Almacenamiento de Energia

El almacenamiento de energfa es considerado por muchos expertos como un elemento
imprescindible del sistema eléctrico del futuro. Esta tecnologia deberfa permitir una
integracién mas eficiente de las energfas renovables intermitentes y una mejor operacién de las
redes de distribucién. En este punto se presentan unas consideraciones sobre la participacién
del almacenamiento en los diferentes segmentos del mercado eléctrico, identificando las

principales barreras al despliegue de esta tecnologfa'o2.

102 Este subcapitulo se inspira en el articulo “The Regulatory Debate about Energy Storage Systems™ de 1.
Usera, P. Rodilla, S. Burger, I. Herrero, and C. Batlle, publicado en IEEE Power and Energy Magazine,

vol. 15, no. 5, setiembre/octubre 2017.
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Debido a sus caracteristicas de respuesta rapida, la discusién regulatoria sobre el
almacenamiento se ha centrado en los ultimos afios en su participacién en la provisién de
servicios complementarios. No obstante, estas tecnologias pueden participar (y estan
participando) también en los mercados de energia y de capacidad, si no existen reglas que,
explicita o implicitamente, desincentiven su contribucién. El objetivo que tiene que perseguir
la regulacién en la préxima década no es crear condiciones favorables para el almacenamiento
(que tiene que ser considerado como un participante méas en el mercado), sino eliminar

condiciones adversas e injustificadas a nivel técnico que pueden obstaculizar su desarrollo.

A continuacién, se desarrollan aspectos del almacenamiento de energia relacionados con el

mercado de energfa, con los servicios complementarios y con mecanismos de confiabilidad.

5.10.1 Mercado de energia

Las tecnologfas de almacenamiento pueden participar en los mercados de energfa de la mayoria
de los sistemas eléctricos, tanto en Estados Unidos como en Europa, aunque, hasta la fecha, su
penetracién haya sido escasa. La experiencia mds relevante para el caso chileno es la que se ha
desarrollado en EE.UU., donde el regulador federal, la FERC (Federal Energy Regulatory
Commuassion), propuso la inclusién de los siguientes nuevos pardmetros de oferta especificos

para el almacenamiento:

- Estado de carga (o SoC, State of Charge)
+  Limites de carga superior e inferior

+  Limites de rampa de carga y descarga

+  Tiempo de carga minimo y maximo

+  Tiempo de operacién minimo y maximo

Segun la FERC, incluyendo esta informacién en el algoritmo de despacho, los operadores
deberfan poder optimizar la contribucién del almacenamiento a la operacién del sistema. El
regulador propone al mismo tiempo permitir que los operadores de unidades de
almacenamiento puedan auto-gestionar su estado de carga, elaborando estrategias de oferta

que les permitan proveer paralelamente otros servicios, més alld del mercado de energfa.

Los operadores de los diferentes sistemas estadounidenses se han acogido de manera més o
menos estricta a estas recomendaciones. Por ejemplo, CAISO ha introducido la figura del
recurso no-generador (non-generation resource), que permite representar las restricciones tipicas
del almacenamiento, mientras que NYISO considera la figura del recurso con energifa limitada

(energy-limited resource), con caracteristicas similares a nivel de oferta.

5.10.2 Servicios complementarios

Las unidades de almacenamiento suelen contar con una capacidad de respuesta répida que les
permite proporcionar servicios complementarios de manera muy eficiente. No obstante, los
mercados para estos servicios se diseflaron en muchos casos pensando en la generacién

convencional y pueden presentar barreras a la participacién de tecnologias de almacenamiento.
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Para las unidades pequefias, las restricciones suelen derivar del umbral de capacidad (por
ejemplo, la capacidad minima para poder proveer regulacién secundaria de frecuencia) y del
intervalo de tiempo considerado por el disefio del producto (las unidades de tamano reducido
pueden tener problemas en proporcionar reservas durante una hora entera). La reduccién o
eliminacién de estos umbrales (o permitir la agregacién de los recursos) y la consideracién de
duraciones inferiores a la hora para los productos de SSCC son dos medidas que fomentarian la

participacién del almacenamiento en este segmento del mercado.

Otra barrera relevante es la compra conjunta de capacidad y energfa de reserva. La reserva de
capacidad puede llevarse a cabo a través de subastas que se efectiian con dfas, meses o incluso
un ano de antelacién. Eso reduce la participacién de recursos que no pueden tener informacién
sobre su estado de carga futuro con tanta antelacién. La reduccién del intervalo de tiempo
entre reserva de capacidad y activacién de energfa o la compra separada de capacidad y energfa

pueden solucionar este problema.

Finalmente, la compra conjunta de reservas a subir y a bajar (obligaciéon de presentar ofertas
simétricas) obliga a las unidades de almacenamiento a mantener un estado de carga que les
permita proporcionar ambos productos, impidiendo la utilizacién de todo el potencial de la
unidad. No habiendo razones o restricciones técnicas que obliguen a disefiar productos de
SSCC simétricos, estos servicios deberfan ser desacoplados, permitiendo la venta separada de

reservas a subir y a bajar.

Todas estas recomendaciones pueden ser aplicadas al nuevo mercado de servicios

complementarios que estéd siendo desarrollado en Chile.

5.10.3 Mecanismos de confiabilidad

Los mecanismos de confiabilidad pueden ser una fuente de ganancia importante para las
unidades de almacenamiento; no obstante, la contribucién que estos recursos pueden
proporcionar a la seguridad de suministro de un sistema depende de las caracteristicas del
sistema, reflejadas en el disefio del mecanismo de confiabilidad. Los sectores eléctricos en los
que el almacenamiento puede contribuir mas son los sistemas limitados en potencia (capacity-
constrained systems), donde una bateria puede ayudar a cubrir la punta de demanda, que tiene

lugar durante un tiempo reducido.

Las discusiones principales que se han desarrollado a nivel internacional sobre participacién
del almacenamiento en los mercados de capacidad versan sobre el disefio del producto, en
particular sobre las obligaciones que conlleva participar en este mercado y las penalizaciones
por el incumplimiento de dichas obligaciones. Muchos mercados de capacidad remuneran a los
agentes a cambio de su compromiso a producir cuando el operador declare una situaciéon de
escasez en el sistema, durante un niimero de horas que puede tener un limite (como las cuatro
horas de CAISO) o no tenerlo (como en PJIM o Reino Unido); el incumplimiento de este
compromiso conlleva penalizaciones muy elevadas. Sobre todo en aquellos casos en los que no
se impone un limite al nimero de horas, este disefio dificulta la participaciéon de unidades de
almacenamiento, que podrian no ser capaces de cumplir con su compromiso si la situacién de
escasez se prolongara mas alld de unas pocas horas. En cambio, cuando el nimero de horas de
escasez esta limitado, la unidad de almacenamiento puede “devaluar” (de-rate) su capacidad para

garantizar el cumplimiento del compromiso. Si, por ejemplo, el compromiso prevé la inyeccién
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de la capacidad contratada durante 4 horas frente a un aviso del operador del sistema, una
bateria con una capacidad instalada de 1 MW y una capacidad de carga de 1 MWh puede
ofertar 0,25 MWh en el mercado de capacidad, sin que su limitacién de energfa comporte una

exposicion elevada al riesgo de tener que pagar penalizaciones.

Todas estas discusiones no aplican al caso chileno. El mecanismo de confiabilidad chileno prevé
un pago por potencia, fijado de manera administrativa, que entra en la remuneracién prevista
en los contratos de largo plazo. No hay un compromiso de produccién con consecuentes
penalizaciones, ni una metodologfa para la identificacién de las condiciones de escasez. En
Chile, no hay ninguna barrera a la participacién de unidades de almacenamiento al mecanismo
de pago por potencia. El desafio regulatorio, en este caso, serfa la definicién de una
metodologia para el calculo de la potencia firme de estos recursos. Como ya se ha mencionado,
esta metodologia depende del sistema chileno y del tipo de condiciones de escasez que se espera

se produzcan en los préximos anos.
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Anexo A: ejemplos numéricos capitulo 1.

Programacién vinculante y reprogramaciones

Consideremos tres generadores, A, B y C, con el mismo tamaiio, 500 MW. Supongamos que,
en la programacién diaria, los tres generadores resultan despachados por toda su capacidad
para la hora 7 del dia siguiente y adquieren un compromiso de producir 500 MWh durante esa
hora. El costo marginal de la programacién diaria es igual a 40 USD/MWh y cada generador

recibe 500 x 40 = 20 000 USD por su contribucién comprometida en ese periodo horario.

Unas pocas horas después de la programacién diaria, en la hora /-14, antes de que empiece el
dfa al que esa programacién hace referencia, el generador B sufre un fallo en su central, que
limita a 300 MW la capacidad que puede proporcionar. El generador B sabe que no va a poder
cumplir con su compromiso en la hora A Segtn el disefio del mercado propuesto habria una
reprogramacién intradiaria que calcularfa una nueva sefial de precio. Supongamos que el
generador B comunica su indisponibilidad al operador del sistema, que considera la nueva
informacién en una reprogramacién intradiaria. Esta tltima fija unos nuevos compromisos
para la hora 4 (300 MWh para el generador B y 500 MWh para los otros dos generadores) y
calcula un nuevo costo marginal, que es igual a 50 USD/MWh. Este costo marginal se usa
para liquidar las diferencias entre la programacién diaria y la reprogramacién. El generador B
ha bajado su compromiso de 500 MWh a 300 MWh en la hora / y tendra cubrir esta diferencia
al nuevo costo marginal, o sea, pagando 200 x 50 = 10 000 USD. Los generadores A y C no
han cambiado su compromiso y no tienen liquidaciones econémicas asociadas a esta

reprogramacion.

Unas horas después, en la hora /-3, mucho més cerca del tiempo real, el generador C repara en
que entre las horas /-2 y A+1 no va a poder inyectar los 500 MWh comprometidos, y que sélo
podra entregar 250 MWh. Este desvio plantea la conveniencia de un nuevo redespacho, en el
que el Coordinador programa 50 MWh de produccién hidréulica adicional y ordena arrancar
una turbina de gas de 200 MWh para producir durante unas pocas horas (4 horas). EIl costo
marginal de esta reprogramacién en la hora £ es 85 USD/MWh, que se corresponde con el
variable de la turbina. En este caso, los generadores A y B no han cambiado su compromiso
con respecto al redespacho previo, luego no tienen obligacién econémica alguna, pero el
generador C tendrd que cubrir esta diferencia al nuevo costo marginal, pagando
250 x 85 =21 250 USD.

De este modo, y tnicamente refiriéndonos a la hora h, esta sera la liquidacién neta de los tres

generadores:

- El generador A, que cumpli6 con la programacién del horizonte diario habra recibido en la
hora £ 20 000 USD y habré producido 500 MWh,

« El generador B habrd recibido 10000 USD (500 x 40 =20 000 USD menos
200 x 50 = 10 000 USD) y habra producido 300 MWh.

- Finalmente, el generador C habra tenido que pagar 1 250 USD (500 x 40 = 20 000 USD
menos 250 x 85 = 21 250 USD) y habra producido 250 MWh en la hora #.
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En el ejemplo anterior se ilustra como los despachos vinculantes logran que el causante de los
redespachos reciba una sefial de precio relacionada con el impacto de tal cambio en la
programacién. En este caso, revelar la disponibilidad real mds cerca del tiempo real resulta en
un costo mayor para el generador, ya que implica con toda probabilidad la entrada de algtin
generador flexible, de costo mas alto. Este Gltimo costo, en teorfa, como en el caso del ejemplo,
serd con toda probabilidad mayor que el costo marginal de una reprogramacién que se podia
haber llevado a cabo unas pocas horas después de la programacién diaria, cuando todavia habia
tiempo de arrancar nuevas centrales de base. El incentivo a revelar la mejor previsién cuanto
antes no sélo va en la direccién de mejorar las ganancias de los generadores, sino que

disminuye el costo total del despacho y por tanto aumenta la eficiencia del mismo.

Si bien lo habitual es que los cambios de programacién cercanos al tiempo real impliquen un
mayor costo, y por lo tanto las sefales de precio penalicen a los agentes que cambian el
programa, esto no es necesariamente asi siempre. En general esto dependerd del sentido y
magnitud de todos los cambios de los programas de todos los agentes. Podria darse el caso de
que en el redespacho nos encontremos con ajustes de generacién (renovable o no) al alza, lo
que conducirfa en principio a precios de redespacho inferiores a los precios del mercado del dfa
antes. En este caso un generador que se ha desviado a la baja involuntariamente estarfa

favoreciendo al sistema, y los precios as{ lo reflejarfan.

Volvamos al ejemplo anterior. Esta vez, el generador B sufre un fallo en su central en la hora
h-14, que reduce a cero la capacidad que puede proporcionar. Ademds, en este caso, coincide
que hay una sobreproduccién edlica que no se habia programado en el horizonte diario y que se
programa en el redespacho. El nuevo costo marginal del redespacho se hunde debido a este
aporte renovable, y resulta igual a 5 USD/MWh. El generador B, que ha bajado su
compromiso de 500 MWh a 0 MWh en la hora % tendra que cubrir esta diferencia al nuevo
costo marginal, o sea, pagando 500 x 5 = 2 500 USD. De este modo, la liquidacién neta del
generador B le lleva a recibir 17 500 USD (20 000 USD del dfa antes menos 2 500 USD del
redespacho) a pesar de producir 0 MWh.

En todo caso, exceptuando claros ejercicios de poder de mercado'??, el incentivo de todos los
agentes serd el de declarar su disponibilidad real con la mayor antelacién posible. Debe
concluirse, entonces, que dotar de un carédcter vinculante a los programas calculados por el
Coordinador en el horizonte diario introduce un incentivo para los agentes a optimizar sus

procesos de estimacién de produccién futura.

Asignacion de costos de capacidad de reserva

Por plantear un ejemplo simplificado a modo de ilustracién: si se programa una capacidad de
reserva de 1000 MW calculada como un 5% de la punta de energfa demandada (e.g.,
10 GW x 5% = 500 MW), més la capacidad instalada de la mayor planta térmica que pudiera
fallar (e.g., 400 MW), mas un 10% de la produccién renovable esperada (e.g.,

1 GW x 1% = 100 MW), el célculo de la asignacién de los costos se puede asignar de forma

103 Desequilibrios sistemdticos en una misma direccién de los precios del mercado del dfa antes y del

primer (o ulterior) redespacho sugiere que las autoridades reguladoras analicen en detalle la situacién.
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proporcional: 50% a la demanda, 40% a las plantas térmicas (y entre ellas, en proporcién a su

tasa de fallos histérica) y un 10% a las plantas renovables.
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Anexo B: Reglamento de la Coordinacion y Operacion,
Reglamento de Servicios Complementarios y Co-

optimizacion de recursos

a) Antecedentes de Reglamentos en Tramite

Tanto el Reglamento de la Coordinacién y Operacién del Sistema Eléctrico Nacional (DS N°
125, Reglamento de Coordinacién) como el Reglamento de Servicios Complementarios (DS N°
113, Reglamento de SSCC), ambos en tramite de control de legalidad en la CGR, plantean que
la programacién de la operacién del sistema eléctrico debe efectuarse mediante un proceso de
optimizacién conjunta de los recursos destinados a abastecer la demanda como de aquéllos

destinados a otorgar reservas operativas.
En efecto, en el Articulo 36, el Reglamento de Coordinacién sefiala:

La programacion de la operacion deberd garantizar la operacion mds econémica para el
conjunto de instalaciones, minimizando el costo total actualizado de abastecimiento,
esto es, la suma de los costos totales de operacion, reservas y falla, para un
determinado horizonte de tiempo, preservando la seguridad y calidad del servicio en el sistema
eléctrico. La programacion de la operacion determinard el valor de los recursos de la energia
embalsada o almacenada, en adelante, energia gestionable, el nivel de colocacion de las energias
y reservas, y el uso optimo de las instalaciones, segiin corresponda, conforme al presente
reglamento y a la norma técnica respectiva. El Coordinador deberd realizar la programacion
de la operacion del Sistema Eléctrico Nacional optimizando de manera conjunta el nivel
de colocacion de la energia para abastecer la demanda y las reservas
operacionales necesarias que permitan cumplir adecuadamente los principios de

la coordinacion a que se refiere el articulo 5 del presente reglamento.

Este proceso deberd considerar los insumos necesarios para cumplir los objetivos sefialados en el
inciso anterior, tales como caracteristicas técnicas de las instalaciones, la programacion y
coordinacién de los mantenimientos, las solicitudes de trabajos en las instalaciones, costos
variables declarados por los Coordinados, informacion proporcionada por los Coordinados,
estudios desarrollados o mandatados por el Coordinador, informacion de prondsticos, entre

otros, de acuerdo a lo indicado en el presente titulo.
El Articulo 42 de la sefialada norma reglamentaria afiade:

El Coordinador deberd resguardar que el proceso de programacion de la operacion sea
compatible con los mecanismos que se definan para la materializacion y prestacion de Servicios
Complementarios, en particular, para los que resulten a partir de procesos de subastas de

cortistmo plazo.

El Reglamento de SSCC, por su parte, ratifica lo anterior, sefialando en su Articulo 18 que:
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El Coordinador deberd realizar la programacion de la operacion del Sistema Eléctrico
Nacional optimizando de manera conjunta el nivel de colocacion de la energia
para abastecer la demanda y las reservas operacionales necesarias para un
adecuado control de frecuencia de dicho sistema, junto con los demds elementos que se
deben considerar en la referida programacion de acuerdo a la normativa vigente y los principios

de ésta, establecidos en el articulo 72°-1 de la Ley.
La misma norma agrega en su Articulo 25 que:

El Coordinador deberd monitorear permanentemente las condiciones de mercado de los servicios
contenidos en el Informe SSCC, mediante procedimientos, metodologias y/o indicadores que éste

defina.

T'ratdndose de los servicios de control de frecuencia que se materialicen mediante subastas, el
Coordinador deberd considerar para la verificacion de las condiciones de competencia de éstas,
al menos, la realizacion de una optimizacion base que permita monitorear, en
consistencia con el disefio de las subastas que se establece en el articulo 32 del
presente reglamento, los resultados obtenidos en la optimizacion sefialada en el
articulo 18 del presente reglamento. Se entenderd por optimizacion base al ejercicio de la
programacion de la operacion que considere la provision de reservas operacionales de acuerdo a
los criterios que el Coordinador establezca, de conformidad a los principios establecidos en el

inciso segundo del articulo 6 del presente reglamento.

En caso que el Coordinador constate cambios en las condiciones de mercado que justificaron los
mecanismos de materializacion establecidos, deberd modificar el Informe SSCC mediante una

actualizacion del mismo.

Finalmente, en caso de declararse una subasta total o parcialmente desierta, por ejemplo,
siendo entonces necesario instruir la prestacion directa del servicio, el Articulo 51 del

Reglamento de SSCC sefiala que:

Para la determinacion del o los Coordinados responsables de la prestacion y/o instalacién
directa, el Coordinador deberd considerar las alternativas que resulten en Ia
operacion segura y mds economica del sistema o subsistema eléctrico
correspondiente. Adicionalmente, el Coordinador podrd considerar criterios tales como la
propiedad de las instalactones en la subestacion donde deba instalarse la Nueva Infraestructura,
la experiencia del Coordinado en instalaciones similares y/o la disponibilidad de terrenos de
este wltimo. La aplicacion de dichos criterios deberd resguardar la no discriminacion arbitraria

respecto de los Coordinados.

Para establecer la remuneracién del prestador en caso de producirse la situaciéon anterior, el

Articulo 56 del mismo reglamento prevé:

...Por su parte, los servicios que deban ser prestados y/o instalados directamente serdn

valorizados y remunerados segiin:

a. Lo establecido en el Estudio de Costos tratdndose de servicios en los que no existan

condiciones de competencia.
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b. Los valores mdximos o mecanismos de valorizacion fijados por la Comision tratdndose
de servicios cuyas licitaciones y/o subastas fueron declaradas desiertas, de conformidad a lo

establecido en los articulos 63 y siguientes del presente reglamento.

De esta forma, y en sintesis, se puede desprender de los textos transcritos que la

reglamentacién en tramite ordena que:

1. Los recursos requeridos para para abastecer la demanda y las reservas operacionales
deben programarse de modo conjunto mediante un procedimiento de optimizacién integrado,
debiendo ademds el Coordinador resguardar que el proceso de programacién de la operacién

sea en particular compatible con los resultados de procesos de subastas de cortisimo plazo.

2. Para la verificaciéon de las condiciones de competencia de las subastas destinadas a
asignar los servicios de control de frecuencia —para la asignacién de las reservas- el
Coordinador deberd al menos efectuar “una optimizacién base que permita monitorear, en
consistencia con el disefio de las subastas que se establece en el articulo 32 del presente
reglamento, los resultados obtenidos en la optimizacién sefalada en el articulo 18, es decir, los

resultados de la optimizacién conjunta de los recursos.

3. En caso instruirse la prestacién directa, el Coordinador debera considerar, entre otros
aspectos, las alternativas que resulten en la operacién segura y mas econémica del sistema. En
este caso, los precios a los cuales se remunere el servicio, corresponderan a los precios

maximos determinados por la Comisién.

b) Analisis

Teniendo como contexto las propuestas desarrolladas por el Consultor, particularmente, la
propuesta de eliminar el mecanismo de subastas para asignacién de SSCC -bdsicamente en lo
que dice relacién con la asignacién de reservas- sustituyéndolo por un procedimiento de co-
optimizacién que entregue la capacidad de reserva a programar en las unidades del sistema que
corresponda, asf como el precio a remunerar por la misma, se verifica que la reglamentacién en
tramite valora y recoge técnicamente el concepto de co-optimizacién situandolo como un
referente o trasfondo obligado de considerar al momento de efectuar las subastas, y en el

entendido que:

e La optimizacién base que debe utilizar el Coordinador para verificar las condiciones de
competencia en las subastas de reservas se basan en la co-optimizacién regular que se
practica para programar la operacién del sistema. Si bien la redaccién del Articulo 26
del Reglamento de SSCC no lo expresa asf, parece ser la mejor manera de interpretar
este texto al situarlo en el contexto técnico del problema, y en consistencia con lo

indicado en las demas disposiciones reglamentarias.
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e Las subastas estdn sujetas a un precio techo a fijar por la Comisién, si es que el
regulador opta por ejercer dicha facultad (Articulo 87 del Reglamento de SSCC).
Aunque la norma no lo sefiala, es razonable entender que los precios maximos seran
establecidos en funcién de los resultados de la co-optimizacién regular que el
Coordinador debe practicar, por ejemplo, un valor estabilizado de los costos

marginales de reserva obtenidos méds un margen.

e De instruirse directamente la prestacién del servicio, el mismo se asignara observando
criterios de optimizacién y valorarse a los precios techo determinados por la Comision.
Nuevamente, debe entenderse que el trasfondo de referencia tanto para la asignacién
de la capacidad de reserva a las unidades correspondientes, asi como el precio del

servicio, emanan primeramente del proceso de co-optimizacién.

Asf entendido, se verificarfa el hecho de que los resultados de la co-optimizaciéon a que se
refieren tanto el Articulo 36 del Reglamento de Coordinacién y como el Articulo 18 del
Reglamento de SSCC, se trate de los montos de reserva asignados a las unidades y/o de los
precios correspondientes, se constituyen en una referencia central para el monitoreo y control
de los procesos de subastas, e incluso, dependiendo de c6mo se administren, pudieran constituir
valores de convergencia a largo plazo para las variables involucradas, tanto para el mercado de

reservas como para el mercado principal.

Respecto al mercado principal, de especial interés resulta lo dispuesto en el Articulo 42 del
Reglamento de Coordinacién, cuando instruye al Coordinador a “resguardar que el proceso de
programacién de la operacién sea compatible con los mecanismos que se definan para la
materializacién y prestaciéon de Servicios Complementarios, en particular, para los que resulten
a partir de procesos de subastas de cortisimo plazo”. Si bien la norma es general, al no
caracterizar los dmbitos de “compatibilidad” a los que alude, da cuenta al menos de que el
regulador, vista la interdependencia del mercado principal y el de reservas, apunta a
resguardar tanto la eficacia técnica, como econémica y/o de competencia en la administracion
conjunta de ambos mercados. En efecto, la existencia de precios maximos en las subastas de
reserva no considera eventuales incentivos a ofertar en ellos precios artificialmente bajos para
forzar la asignacién de reservas que impactarfan a un alza artificial de los precios del mercado
principal. Nuevamente los resultados del ejercicio de co-optimizacién se constituirfan en un

referente para el resguardo de la compatibilidad en ambos mercados.

Aun cuando la forma en que el reglamento incorpora la co-optimizacién podria condicionar a
un funcionamiento eficiente a largo plazo, dependiendo de cémo se administre la
interdependencia de los mercados y la sucesién de decisiones de asignacién de los recursos, la
solucién reglamentaria no parece efectuar una optimizacién conjunta de los recursos, pues la
norma no lo sefiala expresamente en el sentido en que en este estudio se plantea; la co-
optimizacién a que hace referencia el Articulo 18 del Reglamento de SSCC, es referencial para
ese mercado. Tampoco se desprende de las disposiciones reglamentarias que la capacidad de
reserva, asignada por la co-optimizacién a unidades especificas y en montos diversos, resulte
igualmente asignada en los procesos de subastas, a menos que, como se ha indicado, el esquema

se administre con una fuerte orientacién a alcanzar los resultados de la co-optimizacion.
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Con todo, la propuesta del Consultor, de substituir las subastas de reservas por la co-
optimizacién de los recursos del parque, se fundamenta en argumentos de eficiencia de costos
en el mercado de generacién y, como se sefiala en el informe, también se efecttia en base a un
argumento de costo de supervisién. En efecto, el esquema de subastas considerado en la
normativa vigente es ostensiblemente mas caro de implementar y supervisar que el uso de la
co-optimizacién tal como se propone en el estudio, para, en el mejor de los casos, lograr los
mismos resultados. La reglamentacién en tramite confirma esta visién, pues valora e
implementa la co-optimizacién de todas maneras, y la usa como referencia de control de los

resultados de las subastas.

158



