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1 Introduccion

De acuerdo a lo establecido en el Decreto con Fuerza de Ley N° 4, de 2006, del Ministerio de
Economia, Fomento y Reconstruccién, que fija el texto refundido, coordinado y sistematizado del
Decreto con Fuerza de Ley N° 1, de 1982, del Ministerio de Mineria, Ley General de Servicios
Eléctricos, y sus modificaciones posteriores (en adelante, “Ley General de Servicios Eléctricos” o
“Ley”), corresponde a la Comisidn Nacional de Energia (en adelante e indistintamente, “Comisién” o
“CNE”), entre otras tareas, el célculo de los precios de nudo de energia y potencia definidos en el
articulo 162° de la referida ley.

Asimismo, conforme a lo establecido en el articulo 63° bis del Decreto N° 62, de 2006, del Ministerio
de Economia, Fomento y Reconstruccion, que “Aprueba Reglamento de Transferencias de Potencia
establecidas en la Ley General de Servicios Eléctricos” (en adelante e indistintamente, “Reglamento
de Potencia”), la Comision realizara, a mas tardar cada cuatro afios, un estudio del periodo de control
de punta, el que podra contratarse conforme a las disposiciones legales, reglamentarias vy
administrativas vigentes, con el objetivo de establecer una metodologia para determinar el periodo
de control de punta en el informe técnico definitivo en que se determinan los precios de nudo de
corto plazo (en adelante e indistintamente, “Informe Técnico PNCP”) a que hace referencia el articulo
169° de la ley.

Para dar cumplimiento a lo anterior, la Comisiéon, mediante Resolucidn Exenta N° 226, de 6 de mayo
de 2025, realizé un llamado a licitacién publica y aprobd las bases administrativas, técnicas y anexos
para la contratacién del estudio denominado “Determinacidon de los periodos de control de punta en
el Sistema Eléctrico Nacional” (en adelante, “Estudio”). Luego, mediante Resolucion Exenta N° 428,
de 22 de julio de 2025, la Comisién aprobd el Convenio de prestacidén de servicios con Ohmio Energia
Limitada (en adelante, “Ohmio” o “Consultor”), consultora encargada de ejecutar el estudio que
sirvié como base para la realizacién, por parte de la Comision, del informe técnico del periodo de
control de punta y su posterior determinacion.

En conformidad a lo anterior, a continuacion se presenta el Informe Técnico Preliminar denominado
“Metodologia para la Determinaciéon del Periodo de Control de Punta en el Sistema Eléctrico
Nacional” (en adelante, “Informe Técnico”), realizado por esta Comisién en base al informe final del
Estudio entregado por el Consultor (en adelante, “Informe Final”).



2 Antecedentes y consideraciones iniciales

2.1 Contexto regulatorio chileno

El articulo 149° de la Ley dispone que las transferencias de potencia entre empresas que poseen
medios de generacidn, sistemas de almacenamiento u otras instalaciones con capacidad de inyectar
energia al sistema eléctrico, operados en sincronismo con un sistema eléctrico y resultantes de la
coordinacion de la operacidn a que se refiere el articulo 72°-1 de la Ley, deben valorizarse al precio
de nudo de la potencia calculado conforme al articulo 162° de la Ley. Dichas transferencias deben
efectuarse en funcién de la capacidad de generacidn compatible con la suficiencia y los compromisos
de demanda de punta existentes, conforme lo determine el Reglamento de Potencia.

Por su parte, los precios de nudo de potencia deben ser calculados y fijados por la Comisidn,
conforme a lo dispuesto en los articulos 162° y siguientes de la Ley, en cada fijacién semestral. Estos
se determinan considerando el tipo de unidades generadoras mas econdmicas para suministrar
potencia adicional durante las horas establecidas para la demanda maxima anual en una o mas
subestaciones troncales del sistema eléctrico, y se determina el costo marginal anual de incrementar
la capacidad instalada de cada subsistema eléctrico considerando este tipo de unidades generadoras.
Los valores resultantes se incrementan en un porcentaje igual al margen de reserva de potencia
tedrico del respectivo subsistema.

De conformidad con lo establecido en el articulo 169° de la Ley, los precios de nudo y sus férmulas
de indexacion deben ser comunicados al Ministerio de Energia y a las empresas eléctricas, junto con
el informe técnico que contenga el célculo y los antecedentes que sustentan dichos precios (Informe
Técnico PNCP). Actualmente, la Resolucidn Exenta N° 641, de 2016, de la Comisién?, establece que
el informe técnico debe remitirse el 31 de enero y el 31 de julio de cada afo. A su vez, el Ministerio
de Energia debe dictar los correspondientes decretos de precios de nudo de corto plazo el 10 de
febrero y el 10 de agosto de cada afio, respectivamente, entrando en vigencia el 1° de abril y el 1° de
octubre del mismo afio.

En conformidad con lo dispuesto en el articulo 63° bis del Reglamento de Potencia, y sobre la base
del Informe Técnico PNCP sefalado en el inciso precedente, la Comisién deberd determinar los
periodos de control de punta, entendidos como aquel periodo acotado dentro del afio que permita
entregar una sefial para control de punta de los clientes del Sistema Eléctrico Nacional (en adelante
e indistintamente, “SEN”). Para ello, debe elaborar, a lo menos cada cuatro afios, un informe técnico,
el cual debe contener, entre otros aspectos, la metodologia utilizada para su determinacion.

Segln lo previsto en el mismo articulo 63° bis, la Comisidn, en el Informe Técnico PNCP
correspondiente al decreto cuya vigencia se inicia durante el segundo semestre de cada afio, debera
determinar los periodos de control de punta para los decretos cuya vigencia se inicie el afio siguiente,
sobre la base de los resultados del Informe Técnico. Adicionalmente, en el Informe Técnico PNCP,
asociado al decreto cuya vigencia se inicia durante el primer semestre del siguiente afio, la Comisién
podrd modificar, fundadamente, los periodos de control de punta, cuando se produzcan cambios

1 Resolucion Exenta N° 641, de 30 de agosto de 2016, de la Comisién Nacional de Energia, que “Establece plazos, requisitos
y condiciones para la fijacion de precios de nudo de corto plazo”.



relevantes en las condiciones previstas en el Informe Técnico PNCP, asociado al decreto cuya vigencia
se inicid durante el segundo semestre del afio anterior.

A partir del Informe Técnico PNCP, los periodos de control de punta seran fijados por el Ministerio
de Energia en el decreto a que hace referencia el articulo 171° de la Ley, esto es, en el decreto de
precios de nudo de corto plazo.

A continuacién se mencionan los principales procesos relacionados con el periodo de control de
punta:

a. Proceso de fijacién de precios de nudo de corto plazo. El periodo de control de punta se
establece en el Informe Técnico PNCP, y posteriormente se fija mediante decreto del
Ministerio de Energia.

b. Realizacion del balance de transferencias de potencia. El Coordinador Eléctrico Nacional
(en adelante e indistintamente, “Coordinador” o “CEN") debe llevar un registro horario
de los retiros de potencia promedio de cada uno de los clientes que participan del
Balance de Potencia en el periodo de control de punta.

c. Determinacion del valor agregado de distribucion. Los estudios tarifarios y el calculo del
valor agregado de distribucidén requieren la informacion relativa a las demandas de
potencia de distribucidn en horas de punta y fuera de punta para el dimensionamiento
de la empresa modelo y para el calculo de pérdidas medias de potencia.

d. Fijacion de formulas tarifarias aplicables a clientes regulados y de peajes de
distribucion. La Comisidn debe estructurar las férmulas tarifarias del valor agregado de
distribucidn, para lo cual emplea las demandas de potencia y los periodos de control de
punta, tanto para especificar las opciones tarifarias como para determinar los
coeficientes, ponderadores y valores unitarios de las formulas. Lo anterior aplica tanto
para clientes regulados como para clientes libres que deben pagar peajes por uso del
sistema de distribucidn.

e. Facturacidn a empresas distribuidoras por contratos de suministro. La facturacién que
realizan las empresas generadoras a las empresas distribuidoras por el suministro de la
potencia para clientes regulados se hace de acuerdo con las condiciones de aplicacién de
los decretos de precios de nudo de corto plazo, en particular, en lo relativo a las horas de
punta.

2.2 Experiencia internacional

En diversos sistemas eléctricos, especialmente en aquellos con alta penetracién de energias
renovables, se han desarrollado mecanismos para identificar las horas criticas en las que el sistema
estd bajo mayor estrés. Estas horas criticas (puntas de carga o de escasez) sirven para definir seiales
econdmicas hacia la demanda: por ejemplo, cobrar a los clientes una componente de potencia o
capacidad basada en su consumo durante esas horas. El objetivo es enviar una sefal de precio que
incentive la reduccidon de consumo en momentos de mayor riesgo para la seguridad del suministro.



A continuacidn se presenta una revisidn internacional con énfasis en sistemas de alta penetracion
renovable (por ejemplo, California, Australia y Espaia), describiendo cémo determinan sus horas
criticas, seguida de propuestas metodoldgicas de distinto nivel de complejidad para implementar un
esquema similar.

2.2.1 California (California Independent System Operator, CAISO)

California opera con una elevada penetracion solar, lo que ha desplazado las horas criticas desde la
tarde hacia el atardecer, coincidente con la caida de la produccidn fotovoltaica. Tradicionalmente, el
peak de carga bruta ocurria a media tarde, pero ahora el peak de carga neta (la demanda total,
descontada la generacién renovable) se presenta cerca de la puesta del sol y representa el momento
mas exigente para el sistema. De hecho, durante eventos de calor extremo en verano, el momento
critico para el operador es la tarde-noche, cuando la demanda sigue alta pero la generacién solar
declina.

En cuanto a mecanismos formales para el control de punta, CAISO no contempla un cargo por
capacidad basado en horas de punta al estilo de otros mercados (California no tiene un mercado de
capacidad tradicional como PJM Interconnection). En su lugar, la Resource Adequacy (RA), regulada
por la CPUC (por sus siglas en inglés de California Public Utilities Commission), exige a las empresas
eléctricas contar con capacidad firme suficiente para cubrir la demanda maxima prevista mas un
margen de reserva (~15%), incluyendo capacidad disponible en las horas de peak neto del sistema.
Este es un proceso ex ante (se planifica con anticipacion anual/estacional) y de caracter
deterministico, basado en proyecciones de demanda y de generacién renovable. La RA
histéricamente se calculaba sobre la demanda bruta méxima, pero en los ultimos afios se ha ajustado
para asegurar recursos durante las horas de peak neto al atardecer, dado que ahi se concentra el
riesgo.

En esencia, California ha pasado de fijarse solo en la demanda bruta a prestar atencién a la demanda
neta de renovables, aunque sigue usando metodologias deterministas (peaks previstos bajo
escenarios meteoroldgicos extremos, por ejemplo). Adicionalmente, a nivel de clientes, las
compaiiias californianas utilizan esquemas voluntarios de Critical Peak Pricing (CPP) o precios de
punta criticos [60]. Bajo estos programas, el operador declara con un dia de antelacién ciertas
jornadas como “eventos criticos” en verano (por prondstico de alta demanda, precios elevados o
reserva estrecha), en las que el precio de la electricidad se dispara por unas horas (horas peak),
mientras que el resto del afio la tarifa es mds baja. Tipicamente se limitan a 15-20 eventos criticos
por afo, de 4 horas de duracién cada uno, avisando a los clientes el dia previo. Este esquema ex ante
deterministico (activado por umbrales de pronéstico) ha demostrado reducir la carga en horas punta,
enviando una sefal econémica fuerte para que los usuarios reduzcan su consumo en esas pocas horas
mas costosas. Si bien el CPP estd enfocado en el corto plazo (gestion de demanda diaria),
complementa la RA al aliviar peaks reales.

California se enfoca en la demanda neta para identificar horas criticas (atardeceres de alta demanda
residual), considera margenes de reserva en la planificacion (RA), define horas de riesgo
principalmente ex ante (por prondsticos estacionales o activaciones del dia anterior), y emplea
enfoques deterministas (peaks histéricos y escenarios de calor extremo) mas que estocasticos. La
sefial econdmica hacia la demanda proviene indirectamente de la RA (mediante costos de capacidad
incorporados en tarifas) y directamente de programas CPP en ciertos casos.



2.2.2 Australia (Australian Energy Market Operator, AEMO)

Australia presenta dos mercados operados por AEMO: el Mercado Nacional de Electricidad en el
este y sur de Australia (NEM, por sus siglas en inglés de National Electricity Market), sin un mercado
de capacidad explicito, y el mercado de Australia Occidental (WEM, por sus siglas en inglés de
Wholesale Electricity Market), que si tiene un mecanismo de capacidad. En ambos casos la
penetracion renovable (solar fotovoltaica distribuida, edlica, etc.) es alta, provocando desafios en la
identificacion de horas criticas.

En el NEM no se cobra un cargo de capacidad especifico a los clientes por horas punta; la fiabilidad
se gestiona mediante un mercado de energia con precios mayoristas que pueden subir hasta el precio
tope (muy elevado) en situaciones de escasez, lo cual de facto envia una sefial a la demanda. AEMO
define un estandar de fiabilidad (de un maximo de 0,002% de energia no suministrada esperada) y
evalta anualmente la adecuacién mediante simulaciones probabilisticas (estocasticas) en el informe
Electricity Statement of Opportunities (ESOO). Si estas simulaciones anticipan que en algun horizonte
futuro podria no cumplirse el estandar (por ejemplo, proyectan déficit en ciertos periodos como
verano tarde-noche), se activa el Retailer Reliability Obligation (RRO): un mecanismo ex ante por el
cual se identifican las ventanas temporales de posible escasez (por ejemplo, un trimestre o
temporada especifica) y se obliga a las comercializadoras a contratar suficiente capacidad para cubrir
sus cargas en esos periodos. Este es un enfoque mixto: utiliza analisis estocdstico para pronosticar
dénde estardn las horas o dias de riesgo en el futuro, pero no fija con precisiéon cuales horas
especificas seran criticas, sino periodos amplios (por ejemplo, tardes de verano de cierto afio). A la
hora operativa, AEMO maneja alertas de baja reserva (LOR, por sus siglas en inglés de Lack of Reserve)
de manera determinista: si la reserva operativa pronosticada cae por debajo de umbrales definidos,
declara estados LOR y puede recurrir a recursos de emergencia. En resumen, en el NEM las horas
criticas no se predefinen ni se asignan ex post para aplicar un cargo fijo a clientes, sino que la sefal
de escasez llega via precios spot altos y obligaciones de contratacidn. La identificacién de riesgo es
mayormente ex ante (por simulacién) y considera la variabilidad renovable y la indisponibilidad
forzada de centrales o lineas de trasmision (estocastico).

En el WEM, con un mercado de capacidad establecido, si existe un mecanismo explicito para asignar
costos de capacidad a los consumidores en funcidon de su consumo en horas punta. El operador
identifica cada afo, de forma ex post, las 12 “Peak Trading Intervals” (intervalos de maxima carga)
del sistema, que corresponden a los 12 intervalos horarios de mayor demanda del aifo. A cada
Participante de Mercado (Market Participants), tales como agregadores de demanda o grandes
usuarios que operan directamente en el mercado mayorista, se les calcula un Indicador de
Responsabilidad Individual de Reserva (IRCR, por sus siglas en inglés de Individual Reserve Capacity
Requirement) basado en su demanda durante esas 12 horas punta (especificamente se usa la
mediana de su demanda en esos intervalos). Esto atenua el impacto de fallar en una o dos horas
aisladas (requiere mantener la reduccidn en al menos 6 de las 12 para bajar la mediana). Las 12 horas
de peak se determinan retrospectivamente una vez finalizado el afo (o periodo) y tienden a coincidir
con los momentos de mayor demanda del verano australiano.

Dado el auge de la energia solar distribuida en Australia Occidental, el peak de demanda del sistema
suele darse al final de la tarde (cuando la demanda sigue alta pero la generacion solar distribuida
cae), similar al caso de California. De hecho, en el WEM se reconoce que la proliferacién de
generacion solar fotovoltaica detras del medidor reduce la demanda diurna y traslada la tensién a
rampas vespertinas, por lo que se esta evaluando incorporar también sefales por contribucién a



rampas de subida, no solo a peaks estdticos. Actualmente, el IRCR del WEM no incorpora
explicitamente un margen de reserva, sino que asigna proporcionalmente el requerimiento de
capacidad entre consumidores segln su carga en peaks observados (en cierto modo, presume que
los peaks de demanda reflejan las condiciones de menor reserva). El método es determinista y ex
post: identifica las horas concretas (las mayores demandas medidas) y no utiliza simulaciones
probabilisticas en esa seleccidn. La sefial econdmica para los usuarios es directa y fuerte: si reducen
su consumo durante los peaks del sistema, baja su responsabilidad de pago de capacidad. Esto ha
motivado respuestas de demanda (generadores in situ, baterias o ajuste de produccién) para
“recortar” consumo en potenciales horas punta. Cabe notar que, a diferencia del NEM, este esquema
del WEM se parece al de otros mercados de capacidad (como PJM Interconnection, descrito mas
abajo), pero adaptado a su contexto de alta generacion solar.

En el NEM no se usa una métrica simple de horas punta para cargos a clientes, sino precios spot y
obligaciones de fiabilidad; alli la identificacion de riesgo es ex ante mediante analisis estocdstico
(LOLE, por sus siglas en inglés de Loss of Load Expectation, y USE, por sus siglas en inglés de Unserved
Energy), considerando plenamente la variabilidad renovable y las contingencias. En el WEM si se
utiliza un esquema de horas punta deterministas ex post (12 intervalos peak anuales) basado en
demanda bruta observada, sin ajuste explicito por reserva (aunque en la practica reflejan momentos
de menor reserva), para asignar costos de capacidad. En ambos casos, la creciente penetracion
renovable estad cambiando las horas de estrés hacia el atardecer (peaks de demanda neta o rampas),
impulsando la evolucion de estos mecanismos.

2.2.3 Espana (Red Eléctrica de Espaiia, REE)

Espafia [61] presenta una elevada participacion de generacion renovable en el sistema
(especialmente edlica y solar fotovoltaica), pero su esquema de tarifas eléctricas y pagos por
capacidad ha sido tradicionalmente mds estatico y administrativo en comparacion con los mercados
anglosajones. En el régimen vigente desde 2021, para consumidores regulados (Precio Voluntario
para el Pequefio Consumidor o PVPC) y peajes de acceso, se definieron periodos horarios fijos de
energia y potencia.

En particular, los consumidores tienen contratada una potencia en dos periodos: punta y valle. La
potencia punta abarca aproximadamente las horas del dia de mayor demanda (por ejemplo, de 8:00
a 24:00 en dias laborables) y la potencia valle cubre las horas nocturnas y fines de semana. El término
de potencia (un cargo fijo por kW contratado) se cobra a distintas tarifas segun el periodo: el precio
por kW contratado en horario punta es muy superior al de valle (del orden de 0,073782 €/kW/dia en
punta vs 0,001911 €/kW/dia en valle, segin peajes 2021, es decir, una diferencia de casi 40 veces).
Esto incentiva a los usuarios a no sobredimensionar su demanda maxima en horas punta, e incluso
pueden contratar menos kW en punta que en valle para ahorrar, gestionando su carga.

Es importante mencionar que estas horas punta/valle se definen ex ante por regulacion, son las
mismas todos los dias de ciertos periodos y no dependen de condiciones del sistema en tiempo real
ni de afios especificos. Por ejemplo, en la tarifa doméstica 2.0TD, las horas punta son de 10h-14h y
18h-22h entre semana y las horas valle corresponden a aquellas horas de noche y fines de semana.
Ademas, para la energia, existe un tercer periodo de “llano intermedio”, que cubre el resto de las
horas entre semana. En el caso del cobro por potencia, hay dos periodos: punta durante todo el dia
laboral y valle durante noches y festivos.



Bajo este esquema, Espafia emplea la demanda bruta y supuestos de uso horario sin ajustar por la
variabilidad instantanea de generacion renovable ni por margen de reserva en tiempo real. La
seleccidn de las horas punta es deterministica (derivada de analisis de curvas de carga histdricas,
buscando periodos de maxima demanda general) y ex ante, fijada por normativa; no se recalcula
cada afio ex post en funcion de qué ocurrié realmente, ni se hace mediante modelos probabilisticos.
La sefial econdmica resultante es moderada en precisidn: si bien cobrar un cargo por potencia mucho
mayor en el rango de 8h-24h laborales concentra el incentivo en horas de posible alta demanda,
incluye un bloque muy amplio de horas (16 horas diarias) donde no todas son igual de criticas para
el sistema. No se distinguen, por ejemplo, dias muy extremos de dias templados dentro de ese rango.
Por lo tanto, la sefial a la reduccion de consumo es general en todo el periodo punta, que puede
considerarse una aproximacion gruesa de las horas criticas reales.

A nivel mayorista, Espafa ha contado con pagos por capacidad a generacién financiados via cargos,
pero esos costos se socializaban sin un mecanismo explicito de “horas criticas” como en otros paises.
La reforma de tarifas de 2021 buscé al menos reflejar la estacionalidad y variacién horaria en los
peajes, pero sigue siendo un enfoque sencillo determinista. En adelante, con alin mayor penetracion
de generacién renovable y escenarios de peaks de demanda neta variables (por ejemplo, tardes de
invierno con baja energia solar pero alta demanda de calefaccion, etc.), es posible que Espafia explore
sefales mds dindmicas o relacionadas con escasez real. Sin embargo, al 2025, el enfoque sigue
siendo: demanda bruta, sin margen de reserva explicito en la férmula, horas punta definidas ex ante
fijas y metodologia determinista de time of use.

2.2.4 PJM Interconnection (EE. UU.)

Varios mercados en Estados Unidos asignan los costos de capacidad en funcién de la contribucién de
cada cliente a los peaks anuales. PJM Interconnection, que coordina parte de la regiéon centro-
atlantica y del medio-este, utiliza el método 5 Coincident Peaks (5CP) [62], donde se identifican las 5
horas de mayor demanda anual del sistema (en verano) de forma ex post y se calcula el promedio de
la demanda de cada usuario en esas 5 horas.

Ese valor llamado Coincident Peak Load determina la porcidn de costos de capacidad que paga cada
usuario. Es un esquema ex post, determinista (5 mayores demandas brutas), que no considera
directamente un margen de reserva (solo demanda). De forma similar, ERCOT (por sus siglas en inglés
de Electric Reliability Council of Texas) tiene un método con los 4 peaks mensuales de verano (4CP).
Estos mecanismos proveen una sefial fuerte, pero requieren que los clientes pronostiquen cudando
ocurriran esas horas de peak para poder responder (no se anuncian ex ante).

2.2.5 Reino Unido (NESO, antes National Grid ESO)

En el Reino Unido [62] histdricamente se usé el sistema de Triad, consistente en las 3 medias horas
de maxima carga invernal (noviembre—febrero), no consecutivas, identificadas ex post. Los
consumidores pagaban segln su carga promedio en esas tres medias horas punta, lo que incentivd
fuertemente la respuesta de algunos consumidores (algunos grandes consumidores reducian casi
totalmente su demanda durante posibles peaks invernales). Era un método determinista, ex post,
con demanda bruta. Sin embargo, en 2023 el Reino Unido elimind las Triads en favor de cargos fijos,
argumentando que ciertos clientes evitaban pagar pese a usar la red el resto del tiempo.
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2.2.6 México (Centro Nacional de Control de Energia, CENACE)

Con la reforma eléctrica de 2014, México implementé un Mercado de Balance de Potencia (MBP)
para asegurar suficiencia de capacidad. Para determinar las responsabilidades de potencia,
inicialmente (2017-2018) se usaron las 100 horas de mayor demanda bruta del afilo como horas
criticas [63]. Sin embargo, a partir de 2019 se modificé el criterio para reflejar mejor las condiciones
de estrés del sistema con generacidén renovable. Asi, de las 100 horas criticas se paso a considerar las
100 horas con menor reserva de generacidn en el afio, es decir, en lugar de tomar simplemente la
carga maxima, ahora se identifican aquellas horas donde la diferencia entre oferta disponible y
demanda fue mas exigua (pudiendo producirse por alta demanda, baja produccién renovable o
salidas de unidades).

Este cambio hacia considerar la reserva operacional equivale a usar demanda neta o condiciones de
escasez reales en vez de solo demanda bruta. El proceso es ex post determinista; una vez cerrado el
afio se analizan los datos horarios y se seleccionan las 100 peores horas de margen. El operador ha
observado que tipicamente esas horas criticas ocurren en dias de calor, ya que hay mayor demanda
por aire acondicionado en las uUltimas horas de la tarde, cuando baja la generacion solar (patrén
similar a California). La sefial econdmica del MBP se refleja en que los generadores deben estar
disponibles en esas horas para acreditar capacidad, y los suministradores pagan en funcién de la
demanda en esas horas. Aunque es un mecanismo de mercado de capacidad, ilustra una metodologia
avanzada que combina demanda neta y margen de reserva, enfocada en verdaderos momentos de
estrés.

2.2.7 Resumen de la revisién internacional
A continuacidon se presenta la Tabla 1, en la que se comparan las caracteristicas de los distintos
sistemas analizados, sin incluir el Reino Unido, dado que el operador del sistema ya no utiliza la

metodologia descrita.

TABLA 1: RESUMEN DE LAS CARACTERISTICAS DE METODOS DE CONTROL DE PUNTA INTERNACIONALES

Sistema Demanda éConsidera Horas criticas Metodologia
Considerada margen de definidas
reserva?
Demanda neta Si (en Principalmente ex ante | Determinista (peaks
California (peak tarde-noche | planificacion RA (horas de riesgo previstos segun
(CAISO) tras solar) se incluye margen | previstas; CPP anuncia | historial/escenarios)
de ~15%) eventos dia previo)
Demanda neta Si (estandar de Ex ante (simulaciones Estocastica
operativa (alta fiabilidad 0,002% | identifican periodos (analisis
NEM (AEMO) | solar desplaza USE; RRO obliga a | futuros de déficit, no probabilistico
peak a la noche) contratar si se horas especificas fijas) | LOLE/USE para
proyecta brecha) identificar riesgo)
Demanda bruta No explicito (usa | Ex post (se eligen los Determinista (12
WEM (AEMO) del sistema (f)eak maximos de 1% intervalos {oeak del mayo!’es demandas
anual después de | demanda como afio transcurrido) horarias)
sol) proxy de estrés)
Espafia Demanda bruta No (no considera | Ex ante fijo (horas Determinista
. (curva de carga reserva en tiempo | punta fijas definidas
(Peninsular) . , .
tipica) por el Boletin Oficial
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Sistema Demanda éConsidera Horas criticas Metodologia
Considerada margen de definidas
reserva?
real, solo del Estado (BOE), p. ej. | (tarifa por periodos
periodos fijos) 8-24h lab.) estaticos
predefinidos)
Demanda neta Si (horas con Ex post (100 horas Determinista (regla
México (efectivamente, al | menor rese-r,va crl'tica!s del afio fija: -
(CENACE) usar reserva de generacion) anterior calculadas seleccionar horas
minima) a posteriori) con menor
margen)
Demanda bruta No explicito Ex ante (se define Determinista
(curva de mediante un decreto
duracion) tarifario) y Ex post (se
aplica con
posterioridad a la
Chile definicion del decreto
y su tratamiento
consiste en elegir las
52 horas con mayor
demanda del sistema
del afio anterior)

En la Tabla 1 se aprecia que los sistemas con mas energia renovable (California y México
recientemente) tienden a usar criterios basados en demanda neta o reserva para definir horas
criticas, reflejando que el estrés puede ocurrir no solo por la demanda maxima bruta tradicional, sino
también cuando la generaciéon disponible es escasa (por baja de generacién renovable o
contingencias en cuanto a la salida de unidades de generacidon). Por otro lado, Espafia y otros
sistemas mas tradicionales usan aun demanda bruta con horarios fijos, enviando una sefial menos
precisa a los agentes del mercado. La mayoria de los esquemas coincident peak (PJM, WEM vy Triad
histéricamente) funcionan ex post, de forma determinista, mientras que tendencias modernas
(NEM/RRO vy algunos disefios de mercados de capacidad nuevos) incorporan enfoques ex ante o
incluso estocdsticos para anticipar periodos de riesgo.

2.3 Factores relevantes para la definicion del periodo de control de
punta

En base a lo contemplado en la revisién internacional, y de acuerdo con el contexto regulatorio en
Chile, se sefialan los siguientes aspectos a considerar al momento de definir el o los periodos de
control de punta.

a. Duracidn diaria. Esta variable corresponde a la extension de la franja horaria, es decir, al
numero de horas continuas dentro del dia donde se define el periodo de control de punta.
Un bloque demasiado corto puede no capturar con precisién la demanda méxima, debido al
fendmeno del traslado de la demanda horaria —especialmente en sistemas con gran
penetracion de generacidon renovable intermitente—, mientras que un bloque horario
demasiado extenso diluye la sefial de precio en todo el periodo.
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Horario del periodo de control de punta. Esta variable corresponde a la localizacion del
bloque horario durante el cual rige el periodo de control de punta dentro del dia. Debe
reflejar el periodo en el que la demanda neta alcanza su mdximo o la reserva operativa
disminuye a un nivel critico. Actualmente se encuentra definido de 18:00 a 22:00 horas. Sin
embargo, el desplazamiento del consumo puede modificar este perfil horario.

Meses del afio del periodo de control de punta. La estacionalidad de la demanda es una
variable que influye directamente en el periodo de control de punta. Tradicionalmente se
define el periodo de control de punta durante los meses de invierno por el incremento en el
consumo.

Cantidad de horas criticas al affio. Ademas de la duracién intradiaria, limitar el
funcionamiento del periodo de control de punta a dias habiles reduce la cantidad de horas
criticas al afio, lo que permite a los usuarios ajustar su consumo de forma mds predecible.

Historial de consumo del sistema. Uno de los objetivos de establecer un periodo de control
de punta es reducir la demanda maxima del sistema, y con ello, la capacidad de generacion
de reserva necesaria para suministrarla. Por lo tanto, es conveniente definir el periodo de
control de punta en el mismo bloque horario en el que histéricamente se ha producido la
mayor demanda del sistema. Sin embargo, asi como ha ocurrido en Chile, los precios durante
el periodo de punta entregan sefiales a los usuarios para que realicen ajustes a su nivel de
consumo, por lo que con el tiempo es posible que la demanda maxima se traslade fuera del
periodo de punta definido.

Grado de instalacion de medidores con registro horario. Si no existe una amplia cobertura
de medidores con registro horario instalados, no tiene sentido adoptar multiples bloques
horarios con sefales de precios especificas en cada uno, ya que los efectos agregados seran
reducidos por la poca cantidad de clientes con capacidad de acceder a tarifas dindmicas.

Voluntad de entregar una seiial respecto del consumo de energia. Si se desea entregar una
sefial clara para que los clientes reduzcan su consumo, se deben adoptar periodos amplios y
casi permanentes de control de punta; asi el cliente puede planificar su consumo ante las
sefiales de precios fijas en un horario determinado, lo que podria llevar a una reduccién en
el consumo de energia.

Disponibilidad de energia renovable ligada a radiacion solar o a la estacién del ano. El
periodo de punta podria usarse expresamente para cambiar la punta del sistema hacia horas
de mayor disponibilidad de generacién, como las de mayor generacion solar y edlica. Por
ejemplo, si se definiera un periodo de control de punta en horas “oscuras”, se podria
incentivar el consumo durante el diay llevar a que la demanda maxima se produzca fuera del
periodo de punta. También se podrian elegir bloques donde la disponibilidad hidrica sea
minima. En concordancia, el periodo de control de punta deberia reformularse hacia un
concepto ligado a la disponibilidad de generacién y no solo a la demanda maxima. Para esto,
deberia pasar a ser el bloque horario o estacional en que la capacidad efectiva menos la
demanda es minima, incentivando que la demanda maxima ocurra fuera de este bloque.
Desde la perspectiva de los generadores, la potencia firme deberia calcularse y prorratearse
segun la disponibilidad de las centrales y sistemas de almacenamiento en estos bloques de
maximo estrés o minima capacidad, para contribuir a la seguridad del sistema eléctrico.
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3 Diseno de una herramienta o modelo para
determinar justificadamente la probabilidad de
pérdida de carga horaria en el SEN

En el presente capitulo se presenta una propuesta metodoldgica para integrar el calculo de la métrica
LOLP en la determinacién del periodo de control de punta en el Sistema Eléctrico Nacional.

Para ello, el desarrollo del contenido del presente capitulo se organiza en subcapitulos que analizan
la definicion conceptual y metodoldgica de la métrica LOLP, la comparacidn entre métodos
deterministicos y estocasticos, el andlisis del uso actual en procesos regulatorios chilenos y un
benchmark internacional de experiencias comparables. Posteriormente, se formula una
recomendacién metodoldgica especifica para el caso nacional y se presenta la herramienta
computacional desarrollada, disefiada para operacionalizar la metodologia propuesta.

3.1 Marco conceptual

LOLP, o Probabilidad de Pérdida de Carga, corresponde a un indicador fundamental en la
planificacién y operacidn de sistemas eléctricos, que mide la probabilidad de que la demanda exceda
la capacidad de generacion disponible en un periodo de tiempo determinado [2]. Este concepto
surgié a mediados del siglo XX, en un contexto en que la creciente complejidad de los sistemas
eléctricos hacia insuficientes los enfoques deterministas tradicionales. A partir de la década de 1950,
los ingenieros comenzaron a reconocer la necesidad de métodos probabilisticos para abordar las
incertidumbres en la planificacién, particularmente asociadas a fallas forzadas de equipos vy
variabilidad en la demanda.

Los primeros desarrollos formales aparecen en la literatura técnica de los afios 1960 y 1970,
impulsados por la comunidad del IEEE (por sus siglas en inglés de Institute of Electrical and Electronics
Engineers) Power Engineering Society, que promovid tutoriales y cursos pioneros en andlisis
probabilistico [3]. Posteriormente, los trabajos de Billinton y Allan sistematizaron estas
metodologias, convirtiendo la confiabilidad probabilistica en un campo académico y aplicado de
referencia [2]. Desde entonces, la LOLP se consoliddé como un estandar internacional, utilizado tanto
por operadores de sistemas como por agencias reguladoras en Norteamérica (NERC, por sus siglas
eninglés de North American Electric Reliability Corporation), Europa (ENTSO-E, por sus siglas en inglés
de European Network of Transmission System Operators for Electricity) y otras regiones [4], [5].

En términos simples, la LOLP responde a la pregunta: “¢Cudl es la probabilidad de que no tengamos
suficiente electricidad para satisfacer toda la demanda?” Esta métrica permite traducir
incertidumbres técnicas y operativas en indicadores cuantitativos, fundamentales para definir niveles
aceptables de confiabilidad. Asi, se convierte en una herramienta clave para determinar cuanta
capacidad adicional de generacidn, almacenamiento o flexibilidad se requiere para mantener un
suministro seguro y resiliente [6], [7].

En la actualidad, con la alta penetraciéon de energias renovables variables y la electrificacidon de

sectores como transporte y calefaccién, la relevancia del LOLP es aln mayor. Su capacidad para
integrar incertidumbres multiples —desde variabilidad climatica hasta restricciones de transmisién—
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la posiciona como un elemento central en el diseiio de politicas energéticas y en la planificacién de
inversiones de largo plazo [8], [5].

3.2 Consideraciones metodoldgicas

A continuacidn, se indican de manera esquematica los elementos que debe definir la metodologia a
utilizar y las opciones disponibles para dichos efectos, tanto en los supuestos de entrada, en la
simulacidn de la operacién, como en la sensibilidad de las condiciones.

FIGURA 1: ELEMENTOS QUE INCIDEN EN LA DEFINICION METODOLOGICA PARA EL CALCULO DEL LOLP

Elemento a definir Opciones disponibles / Preguntas asociadas
Tipo de demanda ¢Bruta o neta? ;Se descuenta autogeneracion o baterias?
Su pu estos d e Representacion de la demanda ¢ Histérica, proyectada, con escenarios de crecimiento?
e ntl’a da Representacién de renovables ¢Determinista, estocéstica, uso de series sintéticas?
Modelacién de fallas y mantenimientos ¢Se consideran FOR (Forced Outage Rates) y mantenimientos programados?
Enfoque metodologico ¢ Determinista ex-ante, determinista ex-post, estocastico?
. ., Datos necesarios ¢ Qué series se requieren y con qué granularidad?
Sl mu la clon de la Resolucion temporal ¢ Solo horas criticas? ;Afo completo? ;Horizonte de andlisis?
0 e ra ci(’)n Cobertura geogréfica ¢SEN completo, por zona, por barra representativa?
p Nivel de agregacion temporal ¢Se agregan horas por bloques? ¢ Se analiza cada hora individual?
Herramientas de modelacion ¢PLEXOS, Python, PSR, herramientas propias?
Criterio de suficiencia ¢Margen minimo, LOLP, evento de referencia (1 en 10 anos)?
Sen S | b | lidad Métrica para seleccionar horas criticas ¢Top N LOLP? ; Umbral de LOLP? ¢ Margen de reserva minimo?
Cantidad de escenarios (enfogue estocastico) ¢ Cudntas simulaciones para convergencia estadistica?
SO b re Validacién de resultados ¢ Validacion con datos reales? ¢ Con operadores o benchmarks?
condiCI()nes Uso regulatorio de los resultados £Como se vinculan los resultados al mecanismo de control de punta?

FUENTE: ESTUDIO FINAL DEL CONSULTOR

En tal sentido, es relevante resolver la demanda a considerar, la existencia de margen de reserva, las
horas criticas, el enfoque metodolégico y el momento del calculo, tal como se grafica en la siguiente
figura.

FIGURA 2: OPCIONES METODOLOGICAS

Demanda a Consideracion de Definicion de horas Enfoque Momento del
considerar margen de reserva criticas metodoldgico célculo

No Ex-Post Determinista Fuera de linea
Demanda Total No se debe cumplir con Horas criticas se definen Muﬁd;:;:’ 5:522"":_?;3 gf; Ie_thizizilZ:ltieg
restricciones adicionales sobre datos histdricos . P ¥
determinar el LOLP descargada

Estocastico

Demanda Neta Si Ex-Ante Modelo se alimenta con Enlinea
Demanda total Se utiliza para definir Horas criticas se definen es:etnanos de derﬂanda LOLP se calcula en
descontada generacion momentos de mayor sobre una proyeccion de d u ural,L g(teneraclf:\ﬁ,' tiemporealenbasea
renovable estrés para el sistema demanda esarrolio transmision, medidas y senales

etc. y se determina el
LOLP

FUENTE: ESTUDIO FINAL DEL CONSULTOR
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3.3 Elementos que se deben capturar en el calculo de LOLP

LOLP es un indicador que sintetiza multiples dimensiones de la confiabilidad de un sistema eléctrico.
Su utilidad radica en que no solo mide la adecuacidén instantanea entre oferta y demanda, sino que
incorpora fuentes de incertidumbre y complejidad que determinan la seguridad del suministro. A
continuacion se detallan los principales elementos que esta métrica busca capturar.

3.3.1 Adecuacion de la capacidad

Evalla si el sistema cuenta con suficiente capacidad de generacién para abastecer la demanda en
todo momento. Esta dimensidn considera la suma de generacion disponible y la necesidad de
mantener margenes de reserva que protejan al sistema frente a incertidumbres. La adecuacidn
constituye la base de cualquier criterio de confiabilidad, ya que su ausencia puede conducir a
situaciones de racionamiento o cortes [2]. En el contexto internacional, estandares como el “1 dia en
10 afios” de NERC y el 0,002% de energia no servida en Australia muestran cdmo esta métrica es
utilizada para garantizar un nivel aceptable de seguridad del suministro [4], [8]. Prestar atencién a la
adecuacidn permite anticipar déficits estructurales y orientar decisiones de expansién.

3.3.2 \Variabilidad de la demanda

La demanda eléctrica fluctia constantemente debido a multiples factores que pueden alterar
significativamente el perfil de carga del sistema. El célculo de LOLP debe incorporar esta variabilidad
para reflejar escenarios de alto riesgo, ya que incluso cuando la capacidad instalada es suficiente en
promedio, existen periodos en los que los patrones de consumo elevan el riesgo de déficit [6], [7].

Estos factores incluyen:

e Ciclos diarios y estacionales. El consumo eléctrico sigue rutinas predecibles ligadas a la actividad
humanay a la temperatura ambiente. En muchos paises, durante el dia se observan peaks en las
mafanas y tardes asociados a los patrones de comportamiento laboral y desplazamiento de la
poblacién, mientras que estacionalmente la adopcidon de medios de climatizacién (como el aire
acondicionado en verano y la calefaccidon en invierno) intensifica la carga eléctrica. Estas
oscilaciones diarias y estacionales obligan al sistema a contar con recursos flexibles para seguir
la curva de demanda. En Chile, por ejemplo, la ausencia de generacidn solar en el peak vespertino
(18:00-22:00) coincide con el mayor consumo residencial, generando tensiones criticas en la
operacion [9].

e Condiciones meteoroldgicas extremas. Eventos climaticos como olas de calor, frentes frios o
tormentas intensas provocan incrementos subitos de demanda. En Texas, las olas de frio de 2021
y 2022 llevaron a un colapso operativo con cortes generalizados al combinarse alta demanda de
calefaccidn con indisponibilidad de generacidn [10]. Estos fendmenos no solo elevan la carga,
sino que también pueden reducir la disponibilidad de generacién, aumentando la probabilidad
de déficit. Por ello, el calculo de LOLP puede considerar escenarios meteoroldgicos extremos para
estimar adecuadamente los riesgos.

e Crecimiento econdmico y demografico. El aumento de la poblacidn y de la actividad econdmica
incrementa la demanda estructural a mediano y largo plazo. Este efecto no siempre es lineal:
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sectores como la mineria en Chile o la digitalizacidn masiva (centros de datos) pueden generar
concentraciones de carga en regiones especificas, poniendo presion sobre la infraestructura de
transmisidn y generacién local. El calculo de LOLP debe capturar estas tendencias, ya que
subestimar la evolucién de la demanda estructural puede llevar a margenes de reserva
insuficientes [11].

e Cambios en los patrones de consumo. La adopcién masiva de tecnologias como sistemas de
climatizacion inteligentes, vehiculos eléctricos y sistemas de generacion local esta modificando
la forma en que se consume o produce la electricidad. Estos cambios originados de forma
granular dentro de las redes generan nuevas curvas de carga (por ejemplo, peaks nocturnos
asociados a la carga simultanea de vehiculos eléctricos), incrementando a la vez la incertidumbre
en la proyeccion de consumo [12], [13]. Incluir este tipo de dinamicas en el cdlculo de LOLP se
perfila como uno de los grandes desafios actuales para la industria.

En conjunto, estos factores demuestran que la demanda eléctrica es una variable altamente
dindmica, expuesta tanto a tendencias estructurales de largo plazo como a choques coyunturales de
corto plazo. Incorporar esta variabilidad en el calculo de la LOLP permite capturar escenarios en los
que los patrones de consumo se desalinean con la disponibilidad de generacién, elevando
significativamente el riesgo de déficit. La experiencia internacional muestra que la omisidn de estos
efectos conduce a subestimar los requerimientos de capacidad firme y de flexibilidad operativa,
mientras que su adecuada modelacidén constituye un pilar esencial para garantizar la seguridad y
confiabilidad del sistema eléctrico [6], [7], [10].

3.3.3 Incertidumbre en la generacidon

La disponibilidad de generaciéon no es estatica: los medios de generacion basados en recursos
naturales (viento, sol y agua) presentan incertidumbre respecto de la disponibilidad del recurso
primario, las unidades térmicas pueden enfrentar contingencias en su cadena de suministro de
combustible, pueden ocurrir contingencias operacionales en el sistema y pueden ocurrir eventos de
forma simultanea. El calculo de LOLP debe incorporar estas incertidumbres y estimar la probabilidad
de que la capacidad efectiva sea insuficiente en un instante dado [14]. En sistemas con alta
penetracion renovable, como Chile, esta dimension adquiere especial relevancia, pues fenédmenos
como la desaparicién de la generacién solar en el peak vespertino o las calmas edlicas prolongadas
pueden comprometer la seguridad del suministro si no se planifican reservas y flexibilidad [9], [15].
Estas incertidumbres provienen de distintos factores:

e Fallas aleatorias de equipos (outages forzados). Las unidades de generacion (de cualquier
tecnologia) pueden salir inesperadamente de operacién debido a fallas mecanicas, eléctricas o
de control. Estos “forced outages” reducen subitamente la capacidad disponible y son
particularmente criticos cuando coinciden con peaks de demanda. Por ejemplo, Billinton y
Wangdee muestran cémo la simultaneidad de fallas en unidades térmicas y baja generacion
edlica puede disparar la LOLP en sistemas con alta participacién renovable [14].

e Mantenimientos programados. Las centrales requieren detenciones periddicas para inspeccion
y reparacién. Aunque son eventos planificados, pueden coincidir con condiciones adversas de
recurso renovable o con alta demanda, tensionando la operacién del sistema. Por ello, los
modelos de LOLP deben considerar los calendarios de mantenimiento como restricciones de
disponibilidad, ya que en horizontes largos impactan la capacidad firme efectiva del sistema [2],
[11].
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e Variabilidad de recursos renovables (viento, sol y agua). La generacion renovable esta sujeta a
condiciones meteoroldgicas estocdsticas. La generacién solar fotovoltaica, por ejemplo,
desaparece en el peak vespertino en Chile, cuando la demanda neta es mas alta, y su aporte se
reduce en dias nublados o de invierno [9]. Por su parte, la generacion edlica presenta calmas
prolongadas o rampas rapidas de salida, lo que exige contar con reservas y flexibilidad operativa
[15], [16]. En el caso de la hidroelectricidad, la estacionalidad y la hidrologia variable pueden
determinar fuertes diferencias en la contribucion firme de un afio a otro. Ignorar estos factores
de variabilidad lleva a subestimar los riesgos reales de déficit.

e Restricciones de combustible. Las centrales térmicas dependen de la disponibilidad de
combustibles como gas natural, carbén o diésel. Interrupciones en la cadena de suministro —por
restricciones logisticas, fallas en gasoductos o limitaciones de importacion— pueden dejar
unidades inoperantes incluso si estan técnicamente disponibles. En sistemas como el chileno, la
dependencia de gas natural importado ha sido histéricamente un factor de vulnerabilidad, que
impacta directamente en la confiabilidad cuando no existen contratos firmes de abastecimiento
[11], [17].

En conjunto, estas fuentes de incertidumbre justifican la necesidad de modelos probabilisticos para
la evaluacion de la confiabilidad. Al integrar estos factores, la LOLP permite dimensionar
adecuadamente reservas, almacenamiento y mecanismos de flexibilidad que aseguren un nivel
aceptable de seguridad del suministro.

3.3.4 Interdependencias del sistema

Los sistemas eléctricos son redes complejas en las que no basta contar con capacidad de generacidn
suficiente: la confiabilidad también depende de la infraestructura de transmisidn, la correlacién entre
recursos de generacién, la diversidad tecnolégica y geografica, y la disponibilidad de servicios
complementarios.

El cdlculo de LOLP busca capturar estas interdependencias al integrar los siguientes elementos:

e Limitaciones de transmision. Aun cuando el sistema tenga suficiente capacidad de generacion a
nivel global, las restricciones en las redes de transmisidn pueden impedir que la energia llegue a
los centros de consumo. Esto puede provocar déficits locales que no son visibles en los balances
agregados. En Europa, por ejemplo, los estudios de ENTSO-E han mostrado cémo regiones con
excedentes renovables pueden enfrentar cortes por falta de capacidad de interconexion [5]. En
Chile, estas limitaciones se han manifestado en zonas de alta penetracion solar en el norte, donde
la congestion de lineas impide aprovechar plenamente la generacion disponible, aumentando la
probabilidad de déficit en otras areas del SEN.

e Efectos de correlacion entre generadores. Las tecnologias de generacion no operan de manera
independiente: multiples unidades pueden estar afectadas simultdaneamente por un mismo
fendmeno. Por ejemplo, la generacidn renovable variable, como la edlica, suele mostrar alta
correlacién espacial durante calmas extendidas; en el parque térmico, las unidades similares
pueden experimentar fallas conjuntas, o el suministro de combustible que las abastece puede
verse comprometido por un conflicto geopolitico externo o burbujas de mercado. Ignorar estas
correlaciones puede conducir a subestimar la probabilidad de déficit. Por ejemplo, en el Reino
Unido se han documentado eventos de baja simultdnea en la produccidn edlica a gran escala, lo
que obliga a reforzar las reservas del sistema [18].
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o Diversidad geograficay tecnoldgica. La resiliencia del sistema depende en gran medida de contar
con una matriz diversificada. Una alta concentracién de generacidn en una misma regién o
tecnologia aumenta la vulnerabilidad frente a contingencias climaticas o técnicas. Diversificar
geograficamente los parques edlicos y solares reduce la probabilidad de que un evento
meteoroldgico afecte simultdaneamente toda la capacidad instalada. Asimismo, la coexistencia de
tecnologias flexibles como centrales hidroeléctricas de embalse, centrales a gas natural o
sistemas de almacenamiento permite mitigar la intermitencia renovable. La planificacion
probabilistica de la confiabilidad incorpora esta diversidad como un factor que reduce la LOLP

(8], [5].

e Servicios complementarios y reservas. La estabilidad del sistema requiere mas que energia:
servicios de red como control de frecuencia, inercia y regulacién secundaria aseguran que el
sistema pueda responder a perturbaciones imprevistas. En contextos de alta penetracion
renovable, la menor inercia del sistema aumenta la necesidad de reservas rapidas y flexibles. La
falta de provision adecuada de estos servicios ha sido identificada como un factor de riesgo en
mercados como el de ERCOT en Texas, donde eventos recientes han mostrado que, aun con
capacidad instalada suficiente, la falta de reservas y respuesta de frecuencia agrava los riesgos
de déficit [10].

En conjunto, estas interdependencias muestran que la confiabilidad del suministro no depende
Unicamente de balances globales de generacién y demanda, sino de la capacidad efectiva del sistema
de transportar, complementar y estabilizar la energia producida. La LOLP, al capturar estas
complejidades, permite identificar vulnerabilidades que los métodos deterministas tradicionales
tienden aignorar. Incorporar limitaciones de red, correlaciones tecnolégicas, diversidad de recursos
y disponibilidad de servicios complementarios resulta esencial para garantizar un suministro robusto
y resiliente frente a escenarios de alta variabilidad e incertidumbre [5], [18].

3.4 Metodologias de calculo de LOLP

El célculo del LOLP puede abordarse a través de diferentes enfoques metodoldgicos, que reflejan
tanto la evolucién histérica de la disciplina como las necesidades especificas de cada sistema
eléctrico. En términos generales, existen dos grandes aproximaciones: el método deterministico,
basado en la extrapolacidon de datos histdricos, y el método estocastico, que emplea simulaciones
probabilisticas para capturar la incertidumbre de la operacién.

El enfoque deterministico surgi6 como la primera herramienta sistematica para evaluar la
confiabilidad, en un periodo en que los sistemas eléctricos estaban dominados por generacién
térmica e hidrdulica y presentaban menor variabilidad [2], [3]. Su fortaleza radica en la simplicidad,
la transparencia y la baja demanda de recursos computacionales, lo que lo convirtié en un estandar
ampliamente utilizado en la segunda mitad del siglo XX. Sin embargo, este método descansa en el
supuesto de que el futuro se comportara de manera similar al pasado, lo que limita su capacidad de
capturar eventos extremos y nuevas fuentes de incertidumbre [4], [7].

En contraste, el enfoque estocastico emergid como respuesta a la creciente complejidad y
variabilidad de los sistemas eléctricos modernos, especialmente con la integracién masiva de
energias renovables variables (edlica y solar) [14], [19]. Este método utiliza simulaciones Monte Carlo
para generar multiples escenarios de operacion, incorporando distribuciones de probabilidad para
demanda, disponibilidad de generacidn, recursos renovables y transmision. Su ventaja principal es la

19



capacidad de representar explicitamente la incertidumbre y cuantificar la frecuencia y severidad de
déficits bajo condiciones diversas [5], [20], [21].

La eleccion entre ambos métodos depende de los objetivos del estudio y de las caracteristicas del
sistema analizado. Mientras que el enfoque deterministico sigue siendo util en contextos regulatorios
donde se privilegia la transparencia y la trazabilidad de los resultados, el enfoque estocastico ofrece
mayor realismo y robustez en sistemas expuestos a alta variabilidad e incertidumbre. Por ello, en la
practica internacional se observa una tendencia a combinar ambas metodologias: el analisis
deterministico como referencia de base, y el andlisis estocastico como complemento para capturar
escenarios criticos y validar la resiliencia del sistema [4], [5].

En las siguientes secciones se presentan en detalle ambos métodos, sus fundamentos, pasos de
calculo y principales ventajas y desventajas.

3.5 Método deterministico

El enfoque deterministico utiliza datos histdricos para identificar patrones de demanda y
disponibilidad de generacion, y a partir de ellos calcular la probabilidad de déficit. Su logica es
relativamente directa: si en los registros del sistema existen horas en que la demanda superd la
capacidad disponible, dichas horas se utilizan como proxy de riesgo futuro. A diferencia de los
métodos probabilisticos, este enfoque no modela explicitamente incertidumbres estocasticas, sino
gue se basa en la repeticion de condiciones observadas [2], [3].

El calculo deterministico sigue los siguientes pasos:

1. Recopilaciéon de datos histdricos. El primer paso consiste en reunir series temporales extensas de
demanda (idealmente 10 a 20 afios) y registros de disponibilidad de generacidn. Esto incluye
registros histéricos de fallas forzadas, mantenimientos programados y, en sistemas renovables,
datos meteoroldgicos correlacionados con produccién edlica, solar o hidrdulica. Cuanto mas
extensa y representativa sea la base de datos, mas robusto sera el andlisis. En Norteamérica, por
ejemplo, los reportes de NERC utilizan varias décadas de datos de demanda y disponibilidad para
validar tendencias deterministas [4].

2. Construccion de curvas de duracién. Con la serie de demanda se elaboran curvas de duracion de
carga, que ordenan las horas de mayor a menor consumo y permiten visualizar cuantas horas del
afio se ubican por encima de ciertos umbrales. Esto facilita identificar periodos criticos de
operacion, como peaks estivales o invernales, y analizar patrones estacionales. De forma similar,
se pueden construir curvas de disponibilidad de generacién. La comparacién entre ambas curvas
permite detectar puntos de potencial déficit en el pasado y extrapolar condiciones futuras [2], [5].

3. Modelado de capacidad disponible. Una vez identificada la demanda, se ajusta la capacidad de
generacidon tomando en cuenta tasas de falla histdricas (aplicadas como factores de reduccién de
capacidad firme), mantenimientos programados (que eliminan capacidad en ciertos periodos del
afio) y efectos de envejecimiento de equipos (que reducen progresivamente la confiabilidad de
unidades térmicas o hidrdulicas).
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Este modelado es fundamental para obtener una curva realista de capacidad disponible. En
estudios europeos, ENTSO-E enfatiza la necesidad de aplicar tasas histéricas de forced outage
(FOR) a cada tipo de tecnologia [4].

4. Cdlculo del LOLP. Finalmente, se realiza la comparacion directa entre demanda y capacidad
disponible para cada hora de la serie analizada. Se cuentan las horas en las que la demanda superé
la capacidad, y se obtiene la probabilidad de déficit como:

Numero de horas historicas con déficit

LOLP, T
deterministica Total de horas analizadas

Este resultado puede extrapolarse a horizontes futuros, asumiendo que los patrones histéricos se
mantendran. En el Reino Unido, Ofgem (por sus siglas en inglés de Office of Gas and Electricity
Markets) ha utilizado este tipo de métricas deterministas para identificar Triads de demanda
maxima y derivar cargos de capacidad, aunque han evolucionado hacia enfoques mas
probabilisticos [7].

Ejemplo practico: para ilustrar el resultado de calculo del LOLP, se presenta un calculo simple a
partir de un sistema ficticio con los datos histdricos de 10 afios presentados en la Tabla 2.

TABLA 2: DATOS HISTORICOS DE EJEMPLO FICTICIO PARA CALCULO DE LOLP DETERMINISTICO

. Capacidad

- Demanda pico . A .. arm

Afio (MW) disponible minima Horas con déficit
(Mw)

2014 4.500 4.800 0
2015 4.600 4.750 0
2016 4.700 4.650 12
2017 4.750 4.800 0
2018 4.850 4.700 28
2019 4.900 4.820 6
2020 4.650 4.900 0
2021 4.950 4.800 35
2022 5.000 4.850 42
2023 5.100 4.900 18

En este caso, LOLP = (0+0+12+0+28+6+0+35+42+18) / (10 x 8.760) = 141/87.600 = 0,00161 = 1,61
horas por ano.

El enfoque determinista es simple, transparente y computacionalmente eficiente, lo que lo hace
atractivo para aplicaciones preliminares o regulatorias de baja complejidad. Sin embargo, presenta
limitaciones significativas: no captura adecuadamente la incertidumbre, depende fuertemente de la
calidad y representatividad de los datos histéricos, y puede subestimar riesgos en sistemas con
cambios estructurales como la insercién masiva de renovables variables. Por esta razén, en la practica
internacional suele complementarse con metodologias estocasticas que permiten capturar
escenarios de mayor variabilidad [4], [5].

3.6 Método estocastico
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El enfoque estocdstico busca representar explicitamente la incertidumbre en la operacion y
planificaciéon del sistema eléctrico. A diferencia del método deterministico, que se apoya en
condiciones histéricas observadas, este enfoque utiliza simulaciones Monte Carlo para generar un
gran numero de escenarios posibles, a partir de distribuciones de probabilidad que describen la
demanda, la disponibilidad de generacién, los recursos renovables y la transmisién [2], [14], [19],
[22]. Esto permite capturar eventos de baja probabilidad y alto impacto, fundamentales para una
evaluacidn robusta de la confiabilidad.

El proceso estocastico incluye los siguientes pasos metodoldgicos:

1. Modelado de variables aleatorias. Cada componente del sistema se representa como una
variable aleatoria con distribuciones de probabilidad adecuadas:

e Demanda eléctrica. Se modela con distribuciones normales o gamma que representan
variaciones de corto plazo, incorporando ademas tendencias de largo plazo y correlaciones
con la temperatura [2], [3]. Esta aproximacion permite capturar patrones diarios,
estacionales y la respuesta de la demanda a condiciones meteorolégicas extremas.

e Disponibilidad de generadores. Se modela habitualmente mediante procesos de Markov de
dos estados (operacidn/falla), con tasas de transicidon que reflejan tasas histdricas de forced
outages y mantenimientos programados [14].

e Recursos renovables. La generacion edlica suele representarse con una distribucién Weibull,
cuya flexibilidad permite describir la velocidad del viento en diferentes zonas [23]. La
generacion solar, con distribuciones beta ajustadas a condiciones atmosféricas [24]. La
generacion hidroeléctrica, con modelos estocdsticos que integran series hidrolégicas y
estacionalidad [25].

¢ Fallas de transmision. Modeladas con distribuciones exponenciales, a menudo dependientes
de condiciones climaticas extremas, como tormentas, o de eventos como incendios que
afectan lineas simultaneamente [4], [5].

2. Generacion de escenarios. A partir de las distribuciones, se generan escenarios multiples
mediante muestreo Monte Carlo. Esto incluye:

e Muestreo de distribuciones. Cada iteracion selecciona valores de demanda, generacion y
disponibilidad de equipos segun las funciones de probabilidad definidas.

e Correlaciones temporales y espaciales. Se consideran dependencias entre recursos: por
ejemplo, la produccién eélica puede estar altamente correlacionada en parques cercanos,
mientras que la demanda presenta ciclos horarios y estacionales [16].

e Eventos extremos. Se incorporan explicitamente escenarios poco frecuentes pero criticos,
como olas de frio, sequias prolongadas o fallas multiples de transmisién [10].

Este paso es clave porque amplia el espectro de condiciones posibles mds allad de lo observado
histéricamente.

3. Simulacién del balance oferta—demanda. Para cada escenario generado se evalla el balance
entre capacidad disponible y demanda:
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e Se calcula el margen de reserva como diferencia entre generacion disponible y carga.
e Sila demanda excede la capacidad, el escenario se clasifica como evento de déficit.

e Estos resultados se agregan a lo largo de miles de simulaciones, reflejando la frecuencia
relativa de los déficits [19], [20].

Este enfoque permite identificar no solo el promedio de riesgo, sino también la distribucién de
eventos criticos, algo que los métodos deterministas no capturan.

4. Anidlisis estadistico. Con los resultados de las simulaciones, se construye la métrica final:

SN I(deficity)
LOLPestocsstica = AI_IEO l N :

donde I(déficit;) es una funcién indicadora que vale 1 si el escenario i resulta en déficit, y 0 en
caso contrario.

Ademas, este andlisis permite:

e Calcular intervalos de confianza del LOLP, lo que otorga un rango de incertidumbre
estadistica.

e Realizar analisis de sensibilidad, evaluando cémo cambian los resultados si varian
pardmetros como tasas de falla, penetracién renovable o correlaciones climaticas [4], [5].

Esta metodologia requiere ademas la modelacidon de componentes especificas:

a) Demanda eléctrica. Se descompone en una tendencia de largo plazo, ciclos estacionales y diarios,
sensibilidad a temperatura e incertidumbre econdmica. Una representacién simplificada seria un
modelo que capture tanto la evolucién estructural (crecimiento poblacional y econédmico) como
las fluctuaciones coyunturales (olas de calor o frio).

b) Energias renovables

e Edlica. Se representa con una distribucién Weibull cuyos parametros varian segun la
localizacién geografica y la hora del dia [23].

e Solar. Modelada mediante una distribucién beta, que reproduce la produccidn normalizada
en funcién de radiacién y nubosidad [24].

e Hidraulica. Requiere modelos hidroldgicos estocdsticos que incorporan caudales histdricos,
precipitaciones y condiciones climdticas a largo plazo [25].

c) Falla de equipos

e Generadores. Procesos de Markov de dos estados describen las transiciones entre operacién
y falla, considerando tasas histéricas de forced outages [14].

e Transmision. Tasas de falla dependientes del clima, como tormentas de nieve o incendios
forestales, que generan multiples desconexiones simultaneas [4].
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e Modos de falla comun. Eventos de alto impacto, como huracanes o sequias, que afectan
simultaneamente multiples recursos, introduciendo correlaciones no triviales [5], [10].

El método estocastico constituye la metodologia mas robusta para la evaluacién de confiabilidad,
ya que permite capturar la incertidumbre inherente a la operacién de sistemas eléctricos modernos.
Su principal fortaleza es la capacidad de incluir eventos poco frecuentes pero criticos y de estimar
probabilidades realistas en contextos de alta penetracidn renovable [19], [20]. Sin embargo, también
presenta desventajas: requiere mayor capacidad computacional, bases de datos extensas y
supuestos bien calibrados sobre las distribuciones utilizadas. Por ello, en la practica se recomienda
complementar los resultados estocasticos con analisis deterministas para aportar transparencia y
robustez al proceso de toma de decisiones [4], [5].

3.7 Ventajas y desventajas de cada método

En la Tabla 3 se presenta en forma cualitativa un resumen con las ventajas y desventajas de cada
metodologia para el calculo de LOLP.

TABLA 3: VENTAJAS Y DESVENTAJAS DE CADA METODO

deterministico

Método Ventajas Desventajas
Simplicidad computacional: cdlculos Limitacién temporal: asume que el
directos y rapidos futuro serd similar al pasado
Transparencia: resultados facilmente No captura incertidumbres: no
auditables y explicables considera variabilidad aleatoria
. Datos confiables: basados en Inadecuado para sistemas
Método

experiencia histérica real
Implementacidon econdmica: requiere
menos recursos computacionales
Regulatoriamente aceptado:
ampliamente utilizado en marcos
regulatorios

cambiantes: problemas con nueva
tecnologia

Subestima riesgos extremos: no
modela eventos de baja probabilidad
Inflexibilidad: dificil incorporar
nuevos factores de riesgo

Método
estocastico

Modelado completo de incertidumbres:

captura multiples fuentes de
variabilidad

Flexibilidad tecnoldgica: adaptable a
nuevas tecnologias y patrones
Andlisis de escenarios extremos: evalla
eventos de baja probabilidad
Intervalos de confianza: proporciona
medidas de incertidumbre
Correlaciones complejas: modela
interdependencias del sistema
Analisis de sensibilidad: identifica
factores criticos

Complejidad computacional:
requiere recursos significativos
Calibracién compleja: necesita
muchos parametros y validacién
Caja negra: resultados menos
transparentes

Dependencia de supuestos: sensible
a distribuciones asumidas
Convergencia: requiere muchas
simulaciones para estabilidad
Costos de implementacion: mayor
inversion en software y capacitacion
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3.8 Recomendacion metodoldgica

En el contexto actual de alta penetracidn de energias renovables e incertidumbre climatoldgica, el
método estocastico es significativamente mas adecuado que el deterministico, aunque se
recomienda un enfoque hibrido.

3.9 Justificacion para el método estocastico

3.9.1 Alta penetracion de energias renovables

Las energias renovables variables introducen nuevas fuentes de incertidumbre que los métodos
deterministicos no logran capturar de manera adecuada, lo que exige un enfoque estocastico mas
robusto para la evaluacidn de confiabilidad.

e Variabilidad intrinseca: viento y sol son inherentemente estocasticos. La generacion edlica y
solar depende de fendmenos meteoroldgicos fluctuantes que no pueden predecirse con certeza
absoluta. Esta variabilidad introduce dispersion significativa en la capacidad efectiva de aporte
en cada hora, lo que implica que un valor promedio de disponibilidad puede sobreestimar la
confiabilidad real del sistema [19], [26].

e Correlaciones espaciales: eventos meteoroléogicos afectan multiples plantas. Las condiciones
climaticas que reducen la produccién renovable suelen cubrir grandes extensiones geograficas
(por ejemplo, anticiclones prolongados en el Cono Sur o bloqueos atmosféricos en Europa). Esto
significa que la pérdida de produccion no se compensa con la dispersién geografica de parques,
generando déficits simultaneos que deben considerarse en el calculo de LOLP [15], [16].

e Patrones no lineales: curvas de potencia con comportamiento complejo. La relacién entre
recurso disponible y generacion no es proporcional. En el caso del viento, la curva de potencia
de una turbina presenta un umbral minimo de arranque, un rango de crecimiento no lineal y un
limite de corte por seguridad. Esto hace que pequefias variaciones en la velocidad del viento se
traduzcan en cambios abruptos en la generacién, aumentando la necesidad de modelar
distribuciones de probabilidad mds sofisticadas [20], [23].

e Complementariedad temporal: interacciones entre diferentes recursos renovables. La
combinacion de recursos renovables puede reducir la probabilidad de déficit si sus perfiles de
generacion son complementarios. Por ejemplo, en Chile el aporte solar se concentra en horas
diurnas, mientras que los vientos tienden a intensificarse en la tarde y noche. Modelar esta
complementariedad temporal mediante simulaciones estocasticas mejora la estimacion del
margen de reserva efectivo [13], [24].

e Anti-correlacion demanda-solar: maxima demanda neta cuando no hay aporte solar. En
multiples sistemas, los picos de demanda ocurren al atardecer o en la noche, cuando la
generacion solar es nula. Esto genera el conocido efecto “solar duck curve”, que obliga a cubrir
la demanda punta con generacidn térmica, hidraulica o almacenamiento. Ignorar esta anti-
correlacién subestima el riesgo de déficit en horarios criticos [9], [27].

e Intermitencia edlica nocturna: variabilidad critica en horas de alta demanda. Aunque la
generacion edlica puede aportar durante la noche, su comportamiento es altamente incierto,
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con eventos de calma prolongada que coinciden con periodos de alta demanda invernal. El
modelado de estas intermitencias mediante métodos probabilisticos es esencial para
dimensionar reservas y mecanismos de respaldo [15], [16].

En sintesis, la creciente participacién de energias renovables variables en la matriz chilena plantea
desafios que exceden las capacidades de los métodos deterministicos tradicionales. La variabilidad
intrinseca de generacidn edlica y solar, sus correlaciones espaciales, el caracter no lineal de sus curvas
de potencia, asi como la anti-correlacidon con la demanda neta en horarios criticos y la intermitencia
edlica nocturna, generan condiciones que solo pueden ser evaluadas de manera realista mediante
metodologias estocasticas. La experiencia internacional confirma que la incorporacién explicita de
estas caracteristicas en los calculos de confiabilidad permite reflejar mejor la vulnerabilidad del
sistema y disefiar mecanismos adecuados de respaldo, flexibilidad y diversificacion.

3.9.2 El caso del sistema eléctrico chileno

Chile constituye un caso que refuerza la necesidad de adoptar métodos estocdsticos en sistemas con
alta penetracidn renovable. Actualmente, entre un 33% y un 42% de la generacion eléctrica proviene
de fuentes variables, principalmente solar fotovoltaica y edlica. Esta elevada participacion de
recursos intermitentes introduce desafios operativos que los métodos deterministicos no logran
capturar con precisién.

En la Tabla 4 se presentan en detalle los principales factores que caracterizan esta realidad y que
justifican la incorporaciéon de un enfoque probabilistico en la evaluacién de la confiabilidad del

Sistema Eléctrico Nacional.

TABLA 4: RESUMEN POR TECNOLOGIA EN EL SISTEMA ELECTRICO NACIONAL 2024

Tecnologia Capacidad Participacion (%) Factor de planta Variabilidad
& instalada P ° promedio (%) temporal
Solar fotovoltaica 4.200 17,5% 28% Nula nocturna,
variable diurna
Edlica 3.800 15,8% 32% Continua pero
altamente variable
Hidro de embalse 6.500 27,1% 42% Despachable pero
limitada
Hidro de pasada 2.100 8,8% 45% Estacional
predecible
Carbdn 4.600 19,2% 65% Despachable (en
retiro)
Gas natural 2.400 10,0% 25% Despachable
flexible
Otros 400 1,6% Variable Variable

El sistema eléctrico chileno presenta las siguientes caracteristicas que magnifican la importancia del
analisis estocastico de LOLP:

1. Desacoplamiento solar-demanda critico. El sistema eléctrico chileno presenta caracteristicas
que aumentan la relevancia del analisis estocastico del LOLP, en particular, por el
desacoplamiento entre la generacién solar y la demanda en horario punta. La energia solar
fotovoltaica, que representa aproximadamente un 17,5% de la capacidad instalada del sistema,
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3.

presenta una correlacidn negativa con la demanda horaria. Durante las horas de mayor exigencia
vespertina (18:00-22:00), cuando la demanda alcanza valores del orden de 9.500-10.200 MW, el
aporte de generacion solar es nulo debido a la ausencia de radiacién en dicho tramo horario. Este
fendmeno implica que la cobertura de la demanda de punta debe ser asumida por otras
tecnologias (principalmente generacién edlica, hidraulica disponible y centrales de respaldo
térmico), lo que incrementa la necesidad de evaluar probabilisticamente los margenes de reserva
[9], [11], [28].

Criticidad de la variabilidad edlica nocturna. La generacion edlica, con aproximadamente 3.800
MW de capacidad instalada (15,8% del total del sistema), adquiere un rol fundamental en la
cobertura de la demanda durante las horas nocturnas, cuando la energia solar no esta disponible.
Sin embargo, su aporte se caracteriza por una alta variabilidad que introduce riesgos relevantes
para la confiabilidad del sistema, destacandose los siguientes aspectos:

e  Variabilidad intrahoraria. En Chile se han documentado fluctuaciones significativas en la
produccién edlica agregada, con reducciones de hasta 40-60% de la capacidad en periodos
de 15 a 30 minutos durante cambios bruscos de viento. Estas oscilaciones, observadas en
estudios de proyectos edlicos reales, requieren la disponibilidad de reservas rdpidas para
evitar desbalances en el sistema [28], [29].

e  Alta correlacién espacial entre parques cercanos. Cerca del 70% de la capacidad edlica se
concentra en la zona centro-norte, donde eventos de baja velocidad de viento pueden
afectar simultadneamente multiples parques. A diferencia de lo que ocurre en sistemas mas
diversificados, la compensacién desde otras regiones no siempre es suficiente, lo que
incrementa la probabilidad de déficits coincidentes. Estudios realizados en Chile han
mostrado que la correlacién entre parques disminuye con la distancia, pero en el norte y
centro sigue siendo alta, reduciendo los beneficios de diversificacion [28], [29], [30].

e  Patrones estacionales inversos. Los meses de menor viento (marzo-mayo) coinciden con el
inicio del aumento estacional de la demanda, lo que genera un desajuste entre
disponibilidad del recurso y requerimientos de consumo. Investigaciones recientes han
demostrado que, aunque existe cierta complementariedad solar-edlica a escala anual, la
variabilidad intraestacional de la generacidn eélica persiste como un desafio critico para la
confiabilidad en Chile [28], [30], [31].

e Eventos de calma edlica extendida. En la zona central y norte del pais se han registrado
periodos de 2 a 5 dias con generacidn edlica por debajo del 15% de la capacidad instalada,
asociados a condiciones atmosféricas de gran escala como la accidon del anticicldn
subtropical del Pacifico Sur y la influencia de ondas planetarias. Estas calmas prolongadas
pueden coincidir con alta demanda invernal, aumentando el riesgo de déficit si no se
dispone de reservas suficientes [28], [31], [32].

Andlisis de margenes de reserva. En el contexto chileno, la evaluacién de confiabilidad se ha
estructurado a partir de criterios regulatorios especificos para el calculo de los margenes de
reserva, los cuales buscan reflejar la capacidad efectiva del sistema para atender la demanda en
condiciones criticas. Estos criterios constituyen una construccién metodolégica definida por la
normativa vigente y no una caracteristica intrinseca de la operacidon del sistema eléctrico. En el
caso particular de la reserva efectiva, considerando el analisis deterministico tradicional utilizado
en Chile, se calculan valores promedio o percentiles histéricos de generacién renovable.
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4. Correlaciones complejas e impacto operacional documentado. El sistema eléctrico chileno
presenta correlaciones multidimensionales entre demanda, generacién renovable y condiciones
climdticas que solo pueden ser representadas de manera adecuada mediante metodologias
estocasticas. La evidencia de operacidn reciente confirma que estas interacciones han tenido
efectos relevantes sobre la confiabilidad del suministro, destacdndose los siguientes aspectos:

¢ Correlacion viento-temperatura. Los periodos de alta temperatura, que incrementan la
demanda debido a un mayor uso de sistemas de climatizacién y refrigeracion, tienden a
coincidir con baja disponibilidad de recurso edlico en la zona centro-norte, reduciendo el
margen de reserva en momentos de maxima exigencia. Este fendmeno ha obligado en
diversas ocasiones al despacho intensivo de centrales térmicas.

e Correlacion hidro-edlica estacional. Los meses secos, caracterizados por una menor
produccién hidroeléctrica de pasada, suelen coincidir con reducciones en el recurso edlico.
Esta superposicion limita la capacidad de respaldo entre ambas tecnologias y aumenta la
probabilidad de déficit en el periodo de transicidn otofio—invierno.

¢ Correlacion solar-demanda residencial. Aunque existe una correlacién negativa estructural
entre demanda neta peak y generacion solar, en dias de alta irradiancia se observa un
aumento paralelo del consumo residencial por uso de aire acondicionado. Este efecto genera
simultdaneamente alta produccidn solar y mayor consumo, lo que incrementa los desafios de
gestion de rampas al final de la tarde.

e Correlacion espacial de eventos extremos. Los sistemas frontales que afectan
simultdneamente amplias zonas del pais producen una reduccidon generalizada de la
generacién edlica y, en paralelo, un incremento en la demanda de calefaccidn. Estas
condiciones han presionado el despacho de reservas de seguridad.

¢ Periodos criticos. La operacion reciente ha registrado episodios de calma edlica prolongada
coincidentes con peaks de demanda, lo que ha requerido la activacion de reservas térmicas
en condiciones de estrecho margen de seguridad. Estos eventos ponen de manifiesto la
vulnerabilidad del sistema ante fendmenos prolongados de baja disponibilidad renovable.

¢ Combinaciones adversas. En ocasiones se han presentado de manera simultdnea baja
disponibilidad hidrica y calma edlica nocturna durante horarios de maxima demanda. Estas
coincidencias han reducido significativamente los margenes de reserva, forzando un uso
intensivo de generacién de respaldo.

¢ Desafios de ramping. La sucesion de dias con alta irradiancia solar seguidos de bajas en la
generacioén edlica vespertina ha generado exigencias de ramping que superan la capacidad
de respuesta de la flota convencional, revelando la necesidad de contar con mayor
flexibilidad en el sistema.

Estos antecedentes, documentados en las estadisticas de operacién del Coordinador Eléctrico
Nacional [28], muestran que la utilizacidn de promedios histdricos bajo un enfoque deterministico
no captura adecuadamente los riesgos reales del sistema. Por el contrario, los métodos estocdsticos
permiten incorporar estas interacciones y combinaciones adversas dentro de sus distribuciones de
probabilidad, representando con mayor fidelidad la exposicidn al riesgo operativo.
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3.9.3 Evolucidn tecnoldgica acelerada en el contexto chileno

La rapida incorporaciéon de nuevas tecnologias en el sistema eléctrico chileno esta introduciendo
nuevas fuentes de complejidad que refuerzan la necesidad de enfoques estocasticos para una
adecuada evaluacion de la confiabilidad. La magnitud de los cambios en curso implica que los datos
histéricos pierden vigencia rapidamente, dificultando la utilizacién de métodos deterministicos como
base para la planificacion.

1. Sistemas de almacenamiento emergentes [33], [34], [35]

e Baterias de gran escala. Estas tecnologias presentan patrones de operacion que dependen
estocasticamente de los precios de mercado, la demanda residual y la disponibilidad
renovable, lo que exige modelacidn probabilistica.

e Hibridacion solar + bateria. El desarrollo de proyectos hibridos fotovoltaicos con
almacenamiento a gran escala afiade complejidad a la operacién, dado que las estrategias
de despacho consideran simultdneamente produccion solar, algoritmos de carga y descarga,
y condiciones de red, todas variables con alta incertidumbre.

e Sistemas BESS (por sus siglas en inglés de Battery Energy Storage System) stand-alone. Mas
de 7.000 MWh de proyectos de baterias independientes han sido aprobados, ofreciendo
flexibilidad operacional en forma de servicios complementarios, pero con disponibilidad que
no puede considerarse deterministica, sino dependiente de incentivos de mercado vy
condiciones operativas.

2. Electrificacion del transporte [36]

e Vehiculos eléctricos. La Estrategia Nacional de Electromovilidad proyecta que hacia 2030 los
vehiculos eléctricos alcanzaran cerca del 18% de penetracidn en el parque automotriz, como
etapa intermedia hacia la meta de 100% de ventas de vehiculos cero emisiones al 2035. Los
patrones de carga son altamente variables y dependen de factores sociales, econémicos y
tecnoldgicos, lo que afiade incertidumbre al perfil de demanda.

e Transporte publico eléctrico. Santiago cuenta con una flota de buses eléctricos, de alrededor
de 800 unidades en operacion, cuya demanda esta correlacionada con patrones de trafico
urbano y condiciones meteoroldgicas, lo que incrementa la volatilidad en el consumo
agregado.

e Carga bidireccional (V2G). El desarrollo incipiente de tecnologias de vehicle-to-grid introduce
un nuevo vector de incertidumbre, pues convierte a la flota de vehiculos en un recurso
flexible cuya disponibilidad depende de decisiones de usuarios y condiciones de mercado.

3. Digitalizacion y gestidn inteligente [35], [37]

e Maedicidn inteligente. La implementacidon de mas de 2,1 millones de medidores inteligentes
habilita esquemas de respuesta de la demanda, los cuales se caracterizan por patrones de
activacion estocasticos que dependen de sefiales de precios, comportamiento de usuarios y
capacidad de agregadores.
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Prondsticos mejorados. Los avances en prediccidon edlica y solar han extendido los
horizontes de prondstico, aunque las incertidumbres asociadas aumentan de manera no
lineal con el plazo de proyeccion, lo que obliga a integrar distribuciones de error en la
planificaciéon de la operacion.

Mercados de flexibilidad. La creacion de mercados para servicios complementarios
prestados por recursos distribuidos, como baterias o demanda controlable, plantea nuevas
dindmicas de disponibilidad probabilistica, cuya modelacién requiere enfoques estocasticos.

4. Complejidades sistémicas emergentes [35], [37]

Efectos de retroalimentacion. La operacién de grandes sistemas de almacenamiento afecta
los precios de mercado, y a su vez estos precios condicionan las decisiones de despacho de
otras tecnologias, generando dinamicas circulares que requieren modelacidn probabilistica.

Cascadas de decisiones. La disponibilidad de almacenamiento puede alterar el despacho de
centrales térmicas, modificando de manera indirecta los margenes de reserva efectiva del
sistema.

Competencia por flexibilidad. Distintos recursos—almacenamiento, respuesta de la
demanda, generacion flexible— compiten por proveer servicios de ajuste y reserva, creando
incertidumbre respecto de qué recursos estaran efectivamente disponibles en cada instante.

Obsolescencia acelerada. La rapida evolucién tecnolégica hace que las series histéricas
pierdan relevancia como base para la planificacidn, reforzando la necesidad de metodologias
adaptativas y estocdsticas.
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4 Metodologia para la determinacion del periodo de
control de punta en el SEN

En esta seccion se aborda la propuesta metodoldgica a utilizar para la determinacién del periodo de
control de punta del Sistema Eléctrico Nacional.

La metodologia propuesta identifica las horas en que el Sistema Eléctrico Nacional enfrenta mayor
riesgo de insuficiencia mediante una estimacion horaria de la probabilidad de pérdida de carga y
otras métricas. Estas se obtienen a partir de la revision realizada en el capitulo anterior y se aplican
sobre diferentes escenarios de la operacion esperada del SEN.

Para ello, en una primera etapa, se realiza una modelacidn del Sistema Eléctrico Nacional para dos
afos histéricos y un afio proyectado, con el objetivo de generar escenarios base o de operacién
normal del SEN. Posteriormente, se aplica una metodologia de escenarios de estrés sobre dichos
escenarios base, cuyo propdsito es estimar la frecuencia de pérdida de carga ante distintos
escenarios de estrés, identificar los momentos de mayor riesgo de insuficiencia y generar la base
cuantitativa requerida para los analisis posteriores. Esta etapa constituye el nicleo del componente
probabilistico del estudio y asegura coherencia metodoldgica con lo desarrollado en la Seccién 3.

La muestra de afos a utilizar considera dos afios histéricos, previos al afio de calculo, y un afio
proyectado, donde se espera que entre en vigencia el periodo de control de punta a definir. La
consideracion de dos afos histdricos dentro de la muestra se justifica en que estos corresponden a
afos recientes, por lo que permiten incorporar al proceso de definicién del periodo de control de
punta informacion basada en condiciones efectivamente observadas del sistema, incluyendo
patrones reales de demanda, disponibilidad de recursos, restricciones operacionales y
comportamiento horario del riesgo sistémico. Esto resulta especialmente relevante al definir una
sefial aplicable al afio a proyectar, ya que utilizar Unicamente una proyeccion podria hacer que el
periodo de control de punta quede excesivamente condicionado por supuestos prospectivos
especificos, tales como escenarios particulares de demanda, expansién, disponibilidad de generacién
o condiciones de operacién modeladas. En cambio, la incorporacién de afios histéricos permite
identificar horas de mayor criticidad que no respondan solo a una condicién proyectada puntual, sino
a patrones de riesgo mas persistentes y verificables. De esta manera, la metodologia multiaiio
entrega una sefal mas robusta, estable y gradual, reduciendo el riesgo de que el periodo de control
de punta se modifique abruptamente por la sensibilidad propia de un uUnico ano futuro. En ese
sentido, los afos histdricos actian como una base empirica reciente que complementa la mirada
prospectiva del afio a proyectar, permitiendo que la definicion final del periodo de control de punta
combine evidencia histdrica y proyeccién futura.

Finalmente, mediante la utilizacion de métricas de riesgo, tales como LOLP, Severidad Esperada de
la pérdida de carga (EENS, por sus siglas en inglés de Expected Energy not Served) y Margen Operativo
Promedio (M), se define un algoritmo de seleccién del periodo de control de punta, con el cual, en
base al riesgo obtenido para las distintas horas, se definen los intervalos horarios y meses mas criticos
para el sistema.
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FIGURA 3: PROPUESTA METODOLOGICA DEL ESTUDIO

Proceso de
Modelacién Algoritmo Periodo de Control de

Econdémica del (Métricas) Punta
Sistema

FUENTE: ELABORACION PROPIA

4.1 Proceso de modelacion econdmica del sistema

La herramienta propuesta para la modelacion econdmica del sistema corresponde a un modelo de
Planificacién de Corto Plazo (PCP) implementado en Pyomo 2, cuyo propdsito es optimizar la
programacion y despacho de generacién eléctrica en horizontes horarios y sub-horarios. Su
formulacion es equivalente al clasico Unit Commitment, resolviendo el problema fundamental de
coordinar unidades generadoras para satisfacer la demanda prevista al minimo costo operativo, bajo
las restricciones técnicas y fisicas del sistema. En la Figura 4 se presenta un diagrama general del
funcionamiento del modelo.

FIGURA 4: FUNCIONAMIENTO GENERAL DEL MODELO

/ Inputs \ / \

* Demanda proyectada

Generacion renovable Outputs
. Pardmetros térmicos e Modelo + Despacho 6ptimo
hidro * Reservas asignadas
» Restricciones técnicas PC P' Py * Margene’s_efectwog
* Horas criticas

Escenarios

\. estocasticos / \ /

Optimizacion bajo
incertidumbre
(Montecarlo,
programacion robusta)

FUENTE: ELABORACION PROPIA

1. Principales caracteristicas de la herramienta:

e Formulacién matematica robusta: modelo de programacion lineal entera mixta (MILP),
resoluble con solvers estandares (GLPK, CPLEX, Gurobi, entre otros).

e Flexibilidad temporal: permite horizontes de uno o varios dias, con discretizaciéon horaria o
sub-horaria.

2 La herramienta estd implementada en Python, es de cddigo abierto y el primer autor es el ingeniero Javier de la Fuente.
La herramienta fue modificada, mejorada y corregida por el Equipo Ohmio para efectos de este estudio.
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e Representacion detallada: considera recursos térmicos, hidroeléctricos y renovables;
embalses, sistema de transmision, reservas y vertimientos.

e Capacidad estocastica: permite simulaciones con multiples escenarios de demanda y de
generacidon renovable, incluyendo técnicas como Monte Carlo, Sample Average
Approximation (SAA) o programacién robusta.

e Extensibilidad: disefiado modularmente en Pyomo, lo que facilita su adaptacién a distintas
configuraciones del sistema eléctrico nacional.

En sintesis, la herramienta disefiada aporta rigor matematico y flexibilidad computacional para la
evaluacion de confiabilidad en sistemas con alta penetracién de energias renovables, siendo
especialmente relevante para complementar los procesos actuales de andlisis de suficiencia y
planificacién de corto plazo en Chile.

4.1.1 Ejercicio de simulaciones para anos historicos

La metodologia propuesta se sustenta en un enfoque de escenarios que permite representar de
manera explicita la interaccién entre la demanda y la oferta bajo condiciones de estrés del SEN. El
ejercicio combina una modelacién deterministica base, que describe el despacho esperado del
sistema en condiciones normales (a partir de informaciéon publica del Coordinador Eléctrico
Nacional), con simulaciones que perturban las principales variables del equilibrio de potencia,
permitiendo estimar la frecuencia de pérdida de carga ante condiciones de estrés. Es relevante
destacar que cada escenario no se interpreta como una condicién probabilistica esperada del
sistema, sino como una combinacién controlada de condiciones fisicas de oferta y niveles progresivos
de exigencia de demanda. Este enfoque permite comparar de manera consistente la holgura
operativa relativa entre distintas combinaciones mes-hora e identificar aquellos periodos que
presentan una mayor vulnerabilidad ante condiciones de estrés.

En términos generales, la actividad se estructura en dos fases complementarias:

1. Construccion del caso base representativo para cada aifo (modelo de despacho de corto plazo),
con resolucién temporal horaria, que define las condiciones operativas de referencia del SEN
(demanda, generacidn, costos de combustibles, disponibilidad de combustibles, funciones de
costo futuro de embalses y topologia).

2. Ejecucidn de simulaciones de escenarios de estrés, en las que para cada unidad temporal (etapa)
se varian parametros de demanda, disponibilidad de generacién renovable, térmica e hidraulica,
generando resultados que permiten cuantificar la frecuencia de pérdida de carga en cada hora
con el fin de identificar las horas de mayor vulnerabilidad sistémica.

El caso base se parametriza y define a partir de informacion oficial del Coordinador Eléctrico Nacional,
garantizando coherencia con los antecedentes empleados en la evaluacién y calculo de suficiencia a

gue hace referencia el Reglamento de Potencia.

La Tabla 5 resume las principales fuentes y supuestos considerados:
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Elemento

TABLA 5: PRINCIPALES SUPUESTOS DE LOS CASOS BASE UTILIZADOS

Descripcion

Comentarios

Aiios seleccionados
para el ejercicio

Afios histdricos

Corresponden a los dos afios mas recientes,
anteriores al afo de calculo, que cuentan
con informacion completa

Fuente principal de
supuestos por afio
seleccionado

Bases y resultados del PLP mensual
de diciembre del afio anterior
respecto de cada afio seleccionado.
Se considera la programacién
mensual de 12 meses del CEN
publicada en su sitio web

Se utiliza la programacion de la operacion
para 12 meses mas cercana al inicio del afio
seleccionado, debido a que esta cuenta con
una estimacion completa para el afio de
calculo

Resolucion
temporal

8.760 horas por afio, separadas en
48 etapas que corresponden a las
mismas semanas que define el CEN
en los ejercicios de PLP utilizados
(son semanas de 7 u 8 dias)

Permite mantener la coherencia con los
datos de entrada. Como elemento de
acople entre etapas, se consideran los
volumenes finales de embalse de cada
semana desde la corrida PLP

Demanda horaria
por subestacion

Para estos efectos se utiliza como
demanda la generacién neta horaria
de cada afio seleccionado
proveniente de archivos del Calculo
Definitivo de Potencia de Suficiencia
del afio respectivo. Especificamente
desde Data_DemPunta_{afio}.xlIsx

Del archivo mencionado se obtienen los
datos horarios de generacion neta que
luego son prorrateados a cada barra segun
su informacién de demanda. Esto permite
internalizar el efecto de las pérdidas en el
sistema de transmision y prescindir de
incorporarlas como una variable en el
problema de optimizacién

Estructura base del
sistema (centrales,
BESS, lineas,
topologia,
conectividad
hidraulica)

Informacion disponible en archivos
IPLP del CEN

Perfiles de
generacion

Informacion disponible en archivos
IPLP del CEN. En el caso de las
centrales fotovoltaicas, el perfil
horario proviene de archivos de
Generacién Real Horaria del CEN.

Costos y
disponibilidad de
combustibles

Informacién disponible en archivos
IPLP del CEN

Disponibilidad de

Informacion disponible en archivos

En general se aprovecha el archivo indHor
gue acompafia cada corrida del PLP para
hacer el traspaso cronolégico a horas

centrales IPLP del CEN
Modelacién del Informacion disponible en archivos Se utiliza el sistema de transmisién definido
sistema de IPLP del CEN en el modelo PLP para la programacién de

transmision

12 meses

Modelacion de
embalses

Informacién disponible en archivos
IPLP del CEN

En relacidn con la modelacion de embalses,
se deja constancia de que estos se modelan
utilizando la interconectividad hidrica y
eléctrica definidas por el CEN en las corridas
de PLP que dan origen a la simulacion.
Como elemento de acople entre etapas de
la simulacién se utilizan los volimenes de
embalse resultado de la corrida PLP. Asi se
mantiene el acople temporal respectivo

34



Estos elementos conforman la estructura deterministica sobre la cual se desarrollan los escenarios
estocasticos, asegurando la trazabilidad y robustez de los resultados.

4.1.2 Ejercicio de simulacidn para el aiio de fijacion del periodo de control de punta

Para efectos del afio a proyectar, se mantuvo la estructura general de modelacién, incluyendo la
representacién de generacion, demanda y transmision con resolucién horaria, actualizando
exclusivamente los insumos estructurales del sistema eléctrico y los pardmetros de entrada
consistentes con el horizonte temporal analizado. A continuacién, la Tabla 6 resume las principales
fuentes y supuestos considerados:

TABLA 6: PRINCIPALES SUPUESTOS DEL ANO DE FIJACION DEL PERIODO DE CONTROL DE PUNTA

Elemento

Descripcion

Comentarios

Afo seleccionado
para el ejercicio

Afo por proyectar

Ao en que comienza la fijacion del
periodo de control de punta

Fuente principal de
supuestos del afio
proyectado

Bases y resultados del PLP mensual de
diciembre del afio anterior al afio de
calculo. Se considera la programacion
de 12 meses del CEN publicada en su
sitio web.

Se utiliza la programacion a 12 meses
correspondiente a diciembre del afio
anterior al afio de calculo, dado que es la
ultima programacién completa disponible
al momento de realizar el ejercicio de
simulacion y cuenta con toda la
informacion necesaria.

Resolucion temporal

8.760 horas por afio, separadas en 48
etapas que corresponden a las
mismas semanas que define el CEN en
los ejercicios de PLP utilizados (son
semanas de 7 u 8 dias)

Permite mantener la coherencia con los
datos de entrada. Como elemento de
acople entre etapas, se consideran los
volumenes finales de embalse de cada
semana desde la corrida del PLP

Demanda horaria

Se considera la generacion neta
horaria proveniente del Célculo
Definitivo de Potencia de Suficiencia
publicado en el afio de calculo, y se
proyecta considerando el informe de
prevision de demanda utilizado en el
proceso de fijacion de Precios de
Nudo de Corto Plazo, ambos de la
Comisién Nacional de Energia.

El archivo Data_DemPunta_{afio}.xlsx
contiene datos horarios de generacion
que luego se prorratean a las barras segun
sus datos de demanda. A esto se le agrega
un factor proveniente del Informe de
Proyeccién de Demanda para el afio que
se esté proyectando, especificamente el
escenario “Medio”.

Estructura base del
sistema (centrales,
BESS, lineas,

Informacion disponible en archivos
IPLP del CEN

disponibilidad de
combustibles

topologia,

conectividad

hidraulica)

Perfiles de Informacién disponible en archivos

generacion IPLP del CEN. En el caso de las
centrales fotovoltaicas, el perfil
horario proviene de archivos de
Generacion Real Horaria del CEN.

Costos y Informacion disponible en archivos

IPLP del CEN

En general se aprovecha el archivo indHor
que acompafia cada corrida del PLP para
hacer el traspaso cronolégico a horas
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Elemento Descripcion Comentarios
Disponibilidad de Informacién disponible en archivos
centrales IPLP del CEN

En la Tabla 6 se resumen los pardmetros generales utilizados para la simulacidn del sistema eléctrico
en el afio a proyectar, incluyendo los criterios asociados a la demanda, la disponibilidad de
generacion, la representacién de tecnologias, el tratamiento de la hidrologia y las consideraciones
de transmisidn. En términos generales, los supuestos mantienen coherencia metodoldgica con los
utilizados en los ejercicios retrospectivos, asegurando comparabilidad entre resultados y consistencia
analitica, incorporando Unicamente las actualizaciones necesarias derivadas de la evolucién esperada
del parque generador y la demanda sistémica.

4.1.3 Construccion de escenarios de estrés

Para construir los escenarios de estrés se separan explicitamente dos capas:

1. Escenarios fisicos de oferta, que representan condiciones hidroldgicas, renovables vy
térmicas.

2. Estrés de demanda, que no representa escenarios probabilisticos, sino incrementos
proporcionales de demanda utilizados para medir el margen relativo antes de que aparezca
ENS (Energia no Suministrada).

De esta forma, la demanda aumentada no se interpreta como una condicidn esperada o factible del
sistema, sino como una herramienta de diagndstico para identificar las horas con menor holgura
operativa.

Con respecto a la transmisidn, esta se mantiene como condicién estructural del sistema, utilizando
los limites y estados operativos contenidos en los inputs del modelo.

No se aplican contingencias artificiales ni reducciones discrecionales sobre lineas especificas, ya que
ello podria inducir resultados zonales por disefio. Por ejemplo, degradar deliberadamente un
corredor relevante podria generar ENS en zonas particulares no necesariamente por vulnerabilidad
estructural horaria, sino por la contingencia impuesta. Por ello, el rol de la transmisién debe
analizarse ex post.

4.1.3.1 Escenarios fisicos de oferta

Corresponden a 25 escenarios de estrés para el Sistema Eléctrico Nacional considerando 5 hidrologias
y 5 combinaciones de recursos renovables y de generacidn térmica del sistema.

4.1.3.1.1 Hidrologias consideradas

La seleccién hidroldgica no se realiza aleatoriamente. Se utilizan las mismas hidrologias consideradas
por el Coordinador en la programacién mensual, con el objetivo de mantener consistencia
metodolégica con los escenarios hidrolégicos habituales del sistema.

Se consideran cinco escenarios hidroldgicos, los que se indican en la Tabla 7:
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TABLA 7:

ESCENARIOS HIDROLOGICOS CONSIDERADOS PARA CONDICIONES DE ESTRES

Escenario Ao hidrolégico Criterio
asociado

Hidrologia media 1974-1975 Ao con 50% de probabilidad de excedencia

Hidrologia seca 2020-2021 Afio con 90% de probabilidad de excedencia

Hidrologia hiumeda 1992-1993 Afo con 20% de probabilidad de excedencia

Hidrologia 68-69 1968-1969 Una de las dos hidrologias mas secas de la estadistica, con
96,8% de probabilidad de excedencia

Hidrologia 98-99 1998-1999 Una de las dos hidrologias mas secas de la estadistica, con
98,4% de probabilidad de excedencia

4.1.3.1.2 Oferta renovable y térmica

En la metodologia de escenarios de estrés no se aplican salidas aleatorias de centrales térmicas

individuales para evitar inducir artificialmente la ENS por aleatoriedad. Ademds, no se aplica el

modelo Monte Carlo generalizado a cada hora y a cada central renovable, ya que, de acuerdo con lo

sefialado por el Consultor, esto resulta en un estrés sistémico casi nulo. A partir de lo anterior, en el

presente proceso se considera la aplicacion de factores reductores de disponibilidad.

Los escenarios de combinacidn entre generacién térmica y generacién renovable considerados para

la construccidn de escenarios de estrés corresponden a los indicados en la Tabla 8:

TABLA 8: ESCENARIOS TERMICOS Y RENOVABLES PARA CONDICIONES DE ESTRES

supply_pattern_id Descripcion solar_factor | wind_factor | thermal_derating

S1 Estrés moderado general 0,90 0,90 0,95

S2 ERNC baja general y térmica | 0,80 0,80 0,90
moderadamente degradada

S3 Solar muy baja 0,70 1,00 0,95

S4 ERNC moderada y térmica baja 0,90 0,90 0,80

S5 Disponibilidad térmica muy baja 0,90 1,00 0,70

La interpretacidn de estos factores es la siguiente:

e solar_factor: multiplica la disponibilidad de centrales solares.

e wind_factor: multiplica la disponibilidad de centrales edlicas.

e thermal_derating: multiplica la disponibilidad maxima de centrales térmicas.

Mayores detalles pueden ser revisados en el Informe Final del Consultor.
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4.1.3.2 Estrés de demanda

La demanda se trata como una variable agndstica, no como un escenario probabilistico. Para cada
escenario fisico de oferta se aplican cinco factores proporcionales de demanda segun se indica en la
Tabla 9:

TABLA 9: FACTORES DE DEMANDA PARA CONDICIONES DE ESTRES

demand_factor | Interpretacion
1,00 Demanda base
1,05 Demanda +5%

1,10 Demanda +10%
1,15 Demanda +15%
1,20 Demanda +20%

La demanda de cada barra y hora se escala proporcionalmente:

Demandaj{®S = Demandap$*® x demand_factor

Estos incrementos no se interpretan como escenarios esperados de demanda. Su objetivo es revelar
el margen relativo del sistema: las horas en que aparece ENS con menores incrementos de demanda
se consideran mas vulnerables.

4.2 Algoritmo y métricas consideradas

En virtud de la revision realizada en el capitulo 2, para la determinacién del periodo de control de
punta se propone la utilizacion de las siguientes métricas de forma conjunta:

e Probabilidad de pérdida de carga (LOLP)
e Severidad esperada de la pérdida de carga (EENS)
e Margen Operativo promedio (M)

Estas métricas permiten capturar tanto la dimensién probabilistica como la magnitud del impacto
esperado, y se estiman de manera independiente para cada afio, manteniendo su estructura horaria
completa, seglin se expresa en las siguientes ecuaciones:

numero de escenarios con pérdida de carga en la hora h

LOLP,, = , :
a numero total de escenarios

energia no suministrada total en la hora h

EENS, , = - -
h.a numero total de escenarios
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Mﬁ’;g = promedio del margen operativo en la hora h3

4.3 Propuesta metodologica para la determinacion del periodo de
control de punta

En la presente seccidn se profundizan y se aplican los criterios generales identificados en la seccion
4.2, de modo de seleccionar un periodo de control de punta para el Sistema Eléctrico Nacional. El
objetivo es identificar aquellos meses y horas del dia en los cuales el sistema presenta mayor riesgo
de pérdida de carga, ya sea por su probabilidad de ocurrencia o por la magnitud esperada de la
energia no suministrada. Al mismo tiempo, la metodologia debe buscar evitar que el periodo
resultante sea excesivamente amplio o dificil de gestionar por los clientes®. Por lo anterior, se
integran restricciones operativas que se describiran a continuacion.

Conforme a lo expuesto, en la siguiente figura se presenta un esquema que resume el algoritmo
propuesto para la selecciéon del periodo de control de punta.

FIGURA 5: ALGORITMO PARA LA DETERMINACION DEL PERIODO DE CONTROL DE PUNTA

Elaboracion del
ranking y seleccién
del blogue horario
definitivo

Construccién del
indicador

Evaluacion de
ventanas
compuesto de horarias

*Probabilidad de
& riesgo

pérdida de Carga

*SCORE de horas
pertenecientes al
periodo de control
de punta vigente
amplificado por un

+ SCORE mensual en
funcién de sus
ventanas

» Se analizan todas
las ventanas
horarias continuas

*Se elige la
ventana que
maximiza el
SCORE agregado
sobre los meses
candidatos.

* Severidad esperada
del déficit (EENS)

« Margen operativo
promedio (M).

+*SCORE}, = wygrp*
LOLPy, + wggys *
EENS), + wyy « My,

* Se analizan
secuencias continuas
de maximo 6 meses
exigiendo que cada
mes cumpla un
umbral porcentual del
mes mas crilico

factor.
deentre 2y 4
horas.

Tratamiento del
periodo vigente

Calculo de
indicadores
horarios

Seleccion de
meses
candidatos

FUENTE: ELABORACION PROPIA

Etapa 1: Calculo de indicadores horarios

A partir de las simulaciones de la operacion esperada del Sistema Eléctrico Nacional, se determina
para cada hora de cada uno de los tres afios (dos afios histdricos y el afio en que se fijara el periodo
de control de punta) un conjunto de indicadores agregados sobre los distintos escenarios modelados:

e Probabilidad de pérdida de carga (LOLP)
e Severidad esperada de la pérdida de carga (EENS)
e Margen Operativo promedio (M)

3 El margen operativo de cada hora de cada simulacion se obtiene directamente como una salida de las simulaciones y se
calcula sumando la generacion despachable de las centrales por hora menos la demanda total de las barras y dividiendo en
la demanda total.

4 Mayor detalle puede ser revisado en el Informe Final del Consultor.
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Dado que se consideran multiples afios, las métricas horarias LOLP y EENS se agregan utilizando una
estadistica robusta. En este caso, se utiliza el percentil 75 como valor representativo por hora.

El uso del percentil 75 implica que la hora debe presentar niveles de riesgo relativamente altos en
una fraccidn significativa de los afios considerados, evitando que un Unico afio extremo determine la
sefial de punta. Este enfoque equilibra prudencia y estabilidad regulatoria, privilegiando condiciones
de riesgo recurrentes por sobre eventos excepcionales. Por otro lado, para el margen operativo se
utiliza el promedio simple entre afos.

De esta manera, las siguientes etapas del algoritmo siempre trabajan con todas las horas de un afio,
pues se tienen los tres indicadores sefalados previamente para cada hora del afio.

Etapa 2: Construccion del indicador compuesto de riesgo

Con el fin de ordenar las horas segln su relevancia sistémica, se construye un indicador compuesto
gue combina los indicadores anteriores.

e Probabilidad de pérdida de carga (ponderacion de 50%).
e Severidad esperada de la pérdida de carga normalizada (ponderacion de 40%).
e Margen critico relativo (ponderacion de 10%).

Estas ponderaciones reflejan una jerarquia técnica: la probabilidad de pérdida de carga constituye el
criterio principal, la severidad introduce una dimensidon de impacto econémico y el margen critico
aporta informacién adicional sobre el estrés del sistema en esa hora.

SCOREh = WioLp* LOLPh + WEENS * EENSh + Wy - MARGINh

El hecho de asignar una ponderacion dominante a la probabilidad de pérdida de carga evita que el
periodo de control de punta se defina exclusivamente por eventos severos, pero extremadamente
raros, mientras que la inclusién de la severidad impide que horas con déficits pequefios, pero
frecuentes, dominen por completo la sefial.

Ademas, con el fin de asegurar su comparabilidad, la EENS es previamente normalizada mediante su
division por el percentil 95 de los valores positivos observados, lo que permite expresarla en términos
relativos respecto de escenarios de alta criticidad. Adicionalmente, se aplica un truncamiento
superior en el valor normalizado (cota maxima igual a 1), con el objetivo de limitar la influencia de
valores extremos. Esta metodologia permite que la EENS contribuya de manera significativa a la
caracterizacion de la severidad del riesgo, manteniendo al mismo tiempo un adecuado equilibrio con
las demas métricas consideradas, particularmente la probabilidad de pérdida de carga, y evitando
gue eventos de baja frecuencia y alta magnitud dominen el proceso de seleccion de horas de punta.

El margen critico relativo se construye utilizando percentiles de la distribucién de margenes
observados en los datos, segun la siguiente expresion:

_ P95(M)-M
"~ P95(M) — P5(M)
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Acotando Rh € [0,1].

Con la férmula anterior el indicador de margen pasa de ser un indicador absoluto a un indicador
relativo, en el que las horas de mayor margen representan menores riesgos, pues Rh tiende a cero,
y en el que los margenes bajos o negativos quedan con un Rh cercano a 1.

Posteriormente, se aplica un exponente de sensibilidad.
Rn = (RR™)Y

Donde y es un parametro de forma que permite controlar la sensibilidad del indicador. Siy =1, la
relacidn es lineal. Es decir, una reduccién proporcional del margen genera un aumento proporcional
del riesgo. Pero siy > 1 se acentuan las diferencias en condiciones de bajo margen, lo que implica
gue margenes bajos reciben una penalizacién mayor. En otras palabras, el indicador de riesgo se hace
mas sensible a situaciones criticas.

El Consultor en su Informe Final propone un valor de y = 1,2. Esta parametrizacién genera una
penalizacion moderadamente mas intensa sobre horas con menores margenes relativos, sin producir
discontinuidades abruptas ni sesgos excesivos hacia eventos extremos.

Etapa 3: Tratamiento del periodo vigente y correccidon por endogeneidad

El blogue vigente (abril a septiembre, lunes a viernes, 18:00 a 22:00 horas) recibe un tratamiento
especial basado en el reconocimiento de un fenémeno de endogeneidad. La demanda utilizada en
las simulaciones incorpora el comportamiento adaptativo de los clientes frente a la sefial de punta
actual. Por lo tanto, el LOLP observado en dicho periodo no representa una condicién “natural” del
sistema, sino una condicién ya afectada por la sefial regulatoria existente.

En consecuencia, el score calculado en las etapas anteriores para las horas correspondientes al
periodo de control de punta es ajustado por un factor multiplicativo. El objetivo no es forzar
artificialmente su seleccién, sino corregir parcialmente la subestimacién inducida por la propia sefial
vigente del periodo de control de punta.

Etapa 4: Evaluacidn de ventanas horarias

Una vez construido el score horario, se evaluan todas las ventanas horarias posibles dentro de
restricciones predefinidas de duracién. Para efectos de este estudio se establecié una duracién
minima de 2 horas y una duracidn maxima de 4 horas. Asi, se evallan todas las combinaciones de
ventanas continuas posibles con esas duraciones.

Luego, para cada una de estas ventanas se calcula la suma y promedio del score. Sin embargo, para
realizar el ranking de riesgo de ventanas no es posible utilizar la suma del score, pues se privilegian
por construccién las ventanas de mayor duracidn, dado que incorporan un mayor nimero de horas
y, por tanto, acumulan naturalmente un valor agregado superior aun cuando su intensidad promedio
de riesgo sea menor.
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Por otra parte, tampoco resulta adecuado utilizar directamente el score promedio, ya que este mide
Unicamente la intensidad media del riesgo dentro de la ventana, sin incorporar explicitamente su
extensién temporal. En consecuencia, dos ventanas con igual score promedio, pero distinta duracidn,
serian consideradas equivalentes, aun cuando la ventana de mayor duracidn concentra riesgo
durante un periodo mas extenso y, por tanto, representa una condicién operativamente mds
relevante.

Con el fin de corregir ambos sesgos, se utiliza una métrica intermedia que pondera simultdneamente
la intensidad promedio de riesgo y la extensidon temporal de la ventana.

Finalmente, se determina el score de la ventana como:
SCORE,, = SCORE." - HP

Donde:
. SCOREMa,vg corresponde al score promedio de la ventana
e H corresponde a la duracién de la ventana medida en horas
e f3 corresponde a un parametro de ajuste de duracidn.

Conforme a la recomendacion del estudio realizado por el Consultor, se adopta § = 0,5, lo que
implica una ponderacién sublineal de la duracién.

Este ajuste evita sesgos hacia ventanas excesivamente cortas o largas, permitiendo balancear
adecuadamente la intensidad del riesgo y la cobertura temporal de la ventana.

Asi, cada ventana para cada mes tiene asignado un score ajustado que representa de mejor manera
su criticidad operativa relativa y permite construir un ranking consistente para la posterior seleccién
de meses y bloques horarios candidatos.

Etapa 5: Seleccidon de meses candidatos

Para cada mes se evalua la distribucidn completa de scores de ventanas dentro del mes. El indicador
mensual se construye mediante el percentil 75. Esto permite medir la criticidad estructural del mes,
sin depender exclusivamente de una Unica ventana extrema.

Una vez obtenido el score mensual, se identifican secuencias continuas de meses y se selecciona
aquella con mayor criticidad agregada. Para ello, se exige que el score mensual de cada mes
seleccionado cumpla con corresponder al menos a un cierto porcentaje del mejor mes (score mas
alto). Este porcentaje se determina a partir de un proceso de parametrizacién del modelo, cuyo
objetivo es identificar aquel parametro que permita capturar los meses de mayor estrechez para el
sistema. De esta forma, la eleccidn de este valor permite seleccionar un periodo de control de punta
para los meses de mayor estrechez de suministro. Adicionalmente, se restringe la longitud maxima
del bloque estacional a 6 meses.

Etapa 6: Elaboracion de ranking y seleccion del bloque horario definitivo
Dado que se exige uniformidad horaria entre meses, es decir, la ventana definitiva debe ser la misma

para todos los meses, se selecciona la ventana horaria que maximiza el score agregado considerando
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Unicamente los meses seleccionados. Esta ventana horaria corresponde al periodo de control de
punta resultante de la aplicacién de la presente metodologia.

4.4 Aplicacion de la metodologia

En la presente seccion se ejemplifica la aplicacién de la metodologia de determinacién del periodo
de control de punta descrita en las secciones anteriores.

4.4.1 Aplicacion del modelo para anos histéricos

Para efectos de ilustrar la aplicacion del modelo de operacion econdmica del sistema, a continuacion
se realizard el proceso descrito previamente en la Seccién 4.1.1 para el afio 2024, utilizando como
base de datos la Programacion de 12 meses de diciembre de 2023 y el Calculo Definitivo de Potencia
de Suficiencia del afio 2024, ambos del Coordinador. Considerando lo anterior, la composicién
resultante para dicho afio se puede revisar en mayor detalle en el Informe Final del Consultor.

Los resultados de las simulaciones al aplicar el proceso de modelacién econdmica muestran un
comportamiento coherente con lo observado en la operacion real del sistema, donde se tiene una
alta penetracion solar durante el dia y mayor aporte de centrales térmicas y de embalse durante la
noche. La siguiente grafica muestra el despacho sistémico por tecnologia para la primera semana de
enero de 2024 en el escenario base y en el escenario de estrés N° 126 (que tiene mayor demanda,
hidrologia 98-99, limitaciones de disponibilidad térmica y de generacion solar y edlica). Se aprecia
como en este Ultimo escenario aparece alta generacion diésel, e incluso se registran algunas horas
con presencia de ENS.

FIGURA 6: DESPACHO AGREGADO POR TECNOLOGIA, ENS Y DEMANDA (ENE-2024, SEMANA 1, CASO BASE)

s Demanda simutada
= Generacién total

— NS

m Huro bmbalse
Edlica

Soles

Hora de la etapa

FUENTE: DASHBOARD GENERADO POR EL CONSULTOR
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FIGURA 7: DESPACHO AGREGADO POR TECNOLOGIA, ENS Y DEMANDA (ENE-2024, SEMANA 1, CASO ESTRES
N°126)

w— [amands semulada

MW

Hora de la elapa

FUENTE: DASHBOARD GENERADO POR EL CONSULTOR

Esto muestra que la metodologia de escenarios de estrés permite revelar las horas de mayor
vulnerabilidad del sistema, pues una vez analizados todos los periodos del afio y todas las
simulaciones, se identifican las horas de mayor frecuencia de pérdida de carga, asi como las que
presentan la mayor ENS, para posteriormente detectar la ventana que produzca mayor beneficio en
la obtencién de una respuesta de la demanda. Al considerar los 126 escenarios de estrés modelados
y agrupar las horas en combinaciones mes-hora, se visualiza la siguiente probabilidad de pérdida de
carga para el afio 2024:

FIGURA 8: PROBABILIDAD DE PERDIDA DE CARGA PARA 2024
Probabilidad de pérdida de carga

0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23
Hora del dia

FUENTE: ESTUDIO FINAL DEL CONSULTOR

Por otro lado, se presenta en el mismo tipo de grafico la distribucidon de la EENS, donde se aprecia
una concentracién de energia no suministrada en horas de la tarde. Es decir, aun cuando en las
graficas de probabilidad de pérdida de carga se ve que existen horas del dia donde ocurren eventos
de pérdida de carga, en términos de energia lo mas relevante ocurre durante la tarde.
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FIGURA 9: ENERGIA NO SERVIDA ESPERADA PARA 2024
EENS
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FUENTE: INFORME FINAL DEL CONSULTOR

]

Por ejemplo, de acuerdo con los andlisis realizados en el Informe Final del Consultor, se observa que,
durante los meses de verano y en las horas solares, la capacidad del corredor Pan de Azucar-Polpaico
se encuentra utilizada al 100% de manera permanente. Lo anterior, sumado a que en esas horasy en
esa época del afio se producen los peaks de demanda del sistema, genera ENS en algunas barras del
centro del SEN. Asi, la ENS puede atribuirse tanto a falta de capacidad de transmisién como a falta
de generacion local. Este efecto se profundiza en escenarios de estrés sistémico, tales como mayor
demanda o menor disponibilidad de generacién térmica, solar o edlica.

4.4.2 Aplicacion del modelo para el ano de fijacion del periodo de control de punta

De acuerdo con los supuestos presentados en la Tabla 6, y considerando que el afio a proyectar
corresponde al ailo 2027, se realiza el proceso descrito en la Seccién 4.1.2 para el afio 2027, utilizando
como base la Programacion de 12 meses de noviembre® de 2025 y el Célculo Definitivo de Potencia
de Suficiencia 2025 SEN-versidn 1. La demanda de este Ultimo es escalada al afio 2027 en funcion del
Informe Definitivo de Previsién de Demanda 2025-2045 Sistema Eléctrico Nacional y Sistemas
Medianos. La composicién del afio 2027 puede ser revisada con mayor detalle en el Informe Final del
Consultor.

Los resultados de las simulaciones muestran un comportamiento que, a nivel general, representa
adecuadamente la operacién del SEN. La siguiente figura muestra el despacho simulado de una
semana de enero de 2027 con un patrén diario claramente dominado por la variabilidad solar, lo que
es consistente con la operacién del sistema eléctrico chileno: durante las horas centrales del dia
aumenta fuertemente la generacion solar, desplazando generacién térmica e hidraulica, mientras
gue hacia la tarde-noche, cuando la produccién solar cae rapidamente, el sistema debe cubrir la

5 Corresponde a la ultima programacion con informacién disponible al momento de la elaboracion del estudio y se
encuentra  disponible en  https://www.coordinador.cl/operacion/documentos/estudios-de-la-programacion-de-la-
operacion/programacion-mensual/
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demanda con una mayor participacién de tecnologias gestionables, incluyendo sistemas de
almacenamiento cuya entrada en operacion estd proyectada para el afo 2027. La curva de demanda
simulada mantiene ciclos diarios marcados y alcanza niveles exigentes en torno a las horas
vespertinas, justamente cuando la generacién solar disminuye, generando una condicidn
operativamente mas estrecha.

FIGURA 10: DESPACHO AGREGADO POR TECNOLOGIA, ENS Y DEMANDA (ENE-2027, SEMANA 1, ESCENARIO BASE)
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FUENTE: INFORME FINAL DEL CONSULTOR

La alta participacidn solar en las horas diurnas y la presencia de los sistemas de almacenamiento no
solo modifican la composicion de la generacidn, sino que también determinan de manera relevante
los flujos de potencia en los grandes corredores de transmisién del SEN. En el caso del corredor Pan
de Azucar-Polpaico 500 kV, en 2024 se observa que durante la madrugada el flujo se mantiene en
sentido norte, es decir, desde Polpaico hacia Pan de Azlcar, mientras que, a partir de la mafiana, el
sentido se revierte rapidamente y el corredor comienza a transportar volumenes crecientes de
energia hacia el sur. Esta inversion coincide con las horas de mayor generacién solar, refleja el
traslado de excedentes renovables desde el norte hacia la zona centro del sistema y es consistente
con la operacién real de este corredor. Sin embargo, en 2027, dicho patrdn caracteristico de los flujos
por esta linea cambia totalmente su forma y los porcentajes de tiempo hacia uno u otro sentido,
principalmente debido a la presencia de sistemas de almacenamiento.

Las siguientes figuras presentan un resumen de los flujos horarios de dicho corredor en la ultima
semana de enero del afio 2024 y los que se proyectan para el afio 2027.
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FIGURA 11: PERFIL HORARIO NVAPAZUCAR500 - POLPAICO500, ETAPA 8 (ULTIMA SEMANA DE ENERO 2024)
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FUENTE: INFORME FINAL DEL CONSULTOR

FIGURA 12: PERFIL HORARIO NVAPAZUCAR500 - POLPAICO500, ETAPA 8 (ULTIMA SEMANA DE ENERO 2027)
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FUENTE: INFORME FINAL DEL CONSULTOR

La siguiente grafica muestra el despacho agregado de una semana de julio de 2027, donde se aprecia
que los BESS, durante las horas de mayor generacién solar, presentan carga, absorbiendo excedentes
o energia de bajo costo disponible en el sistema. Posteriormente, en las horas sin sol y de mayor
estrechez operativa, los BESS descargan energia hacia el sistema, contribuyendo a cubrir la demanda
y reduciendo la necesidad de generacion térmica adicional o de ENS. En este sentido, la operacion de
almacenamiento sigue el patron esperado para el sistema chileno: carga en horas solares y descarga
en horas de punta. Su operacidn permite aprovechar la alta disponibilidad de generacién renovable
durante el dia y trasladarla hacia horas criticas, apoyando la suficiencia del sistema y reduciendo el
estrés operativo asociado a la caida rapida de la generacidn solar.
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FIGURA 13: OPERACION HORARIA TECNOLOGIA BESS PARA ANO 2027
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FUENTE: INFORME FINAL DEL CONSULTOR

4.4.3 Ejemplo numérico de la aplicacion del algoritmo

Con el objetivo de ilustrar el funcionamiento del algoritmo, se presenta a continuaciéon un ejemplo
numeérico simplificado. Este ejemplo no busca reproducir la escala completa del estudio, sino mostrar
la légica del célculo paso a paso, de acuerdo con la implementacién del codigo. Por simplicidad, se
consideran cinco horas de andlisis, dos afios y cuatro escenarios por afo. En la aplicacion real, este
procedimiento se replica sobre la estructura horaria completa del sistema, es decir, sobre 8.760 horas
por afio y 125 escenarios de estrés, mas un escenario base.

Se consideran las siguientes horas candidatas: 18:00, 19:00, 20:00, 21:00 y 22:00. Cada hora debe
entenderse como una hora completa, por ejemplo, la hora 19:00 representa el periodo comprendido
entre 19:00 y 19:59.

1. Calculo de indicadores horarios por afo

Para cada hora y afio se dispone de cuatro escenarios simulados. A partir de estos escenarios se
calculan los siguientes indicadores horarios:

numero de escenarios con pérdida de carga en la hora h

LOLPy , = . -
’ numero total de escenarios
energia no suministrada total en la hora h
EENSy , = - -
’ numero total de escenarios
M9 = promedio del margen operativo en la hora h
ha — P g p

La siguiente tabla resume los indicadores obtenidos para cada hora y afio (corresponde a un ejemplo
ficticio):

TABLA 10: CALCULO DE INDICADORES HORARIOS POR ANO

Ahnol 18:00| 0,25 2,50 515,0
Aol 19:00 | 0,50 8,75 430,0
Aol 20:00 | 0,75 15,00 3325
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Ao Hora LOLP EENS M_avg
Afiol 21:.00| 0,50 6,25 392,5
Afiol 22:.00 | 0,25 1,25 565,0
Afio2 18:.00 | 0,25 1,25 527,5
Afio2 19:.00 | 0,75 12,50 355,0
Afio2 20:00 | 0,75 18,75 292,5
Afio2 21:.00 | 0,50 8,75 365,0
Afio2 22:00 | 0,00 0,00 6250

Por ejemplo, para la hora 20:00 del afio 1, tres de los cuatro escenarios presentan pérdida de carga.
Por lo tanto:

3
LOLPZO:OO,Aﬁo 1= Z =0,75

Si la energia no suministrada en esos cuatro escenarios suma 60 MWh, entonces:

60
EENSZO:OO,Aﬁo 1= T = 15,0

Si, ademas, el margen operativo promedio observado en esos cuatro escenarios es 332,5 MW,
entonces:

avg _
MZO:OO,AflO 1~ 332’5

2. Agregacion multianual de indicadores horarios

Una vez calculados los indicadores por hora y afo, el cddigo realiza una agregaciéon multianual. Para
LOLP y EENS se utiliza el percentil 75 entre afios. Esto permite representar una condicién de riesgo
relativamente persistente, evitando que un Unico aifo extremo determine completamente la sefial
de punta.

Para el M_avg, el cddigo utiliza el promedio simple entre afios. Por lo tanto, el margen operativo
horario representativo corresponde al promedio de los margenes horarios anuales.

La siguiente tabla resume los indicadores horarios multianuales utilizados por el algoritmo:

TABLA 11: AGREGACION MULTIANUAL DE LOS INDICADORES HORARIOS

Hora LOLP p75 EENS p75 M_avg prom.

18:00 0,2500 2,1875 521,25
19:00 0,6875 11,5625 392,50
20:00 0,7500 17,8125 312,50
21:00 0,5000 8,1250 378,75
22:00 0,1875 0,9375 595,00
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En adelante, el algoritmo trabaja con estos valores representativos por hora.
3. Normalizacién del EENS

El EENS se normaliza dividiendo cada valor horario por el percentil 95 de los valores positivos
observados de EENS. Luego, se aplica una cota mdxima igual a 1 para evitar que valores extremos
dominen el indicador compuesto.

EENS, )

EENSIO™ = mj (—,1
h M\ P95 (EENS)

En este ejemplo, el percentil 95 de los valores positivos de EENS es igual a 16,5625 MWh.

Por ejemplo, para la hora 19:00:

11,5625
norm __ —
EENS{s00 = —16,5625 0,6981
Para la hora 20:00:
EENSTOTM — m =1,0755
2000 ™ 165625~

Como el valor supera 1, se trunca:
EENSTSL0 =1
4. Construccion del indicador de riesgo de margen

El componente de margen que entra al score es una transformacion relativa del margen operativo
promedio, M_avg. Para ello, se calcula primero la distribucién de M_avg sobre las horas analizadas.
Luego, se obtienen los percentiles 5y 95 de dicha distribucién. En este ejemplo:

P5(M%v9) = 325,75
P95(M%*9) = 580,25
A partir de estos valores se construye un indicador base de riesgo de margen:

avg
pbase _ P95(M%9) — M;
h P95(Mav9) — P5(Mav9)

El resultado se acota entre 0 y 1. De esta manera, las horas con menor margen operativo reciben un
valor de riesgo mas alto, mientras que las horas con mayor margen operativo reciben un valor de
riesgo mas bajo.

Luego se aplica un exponente de sensibilidad:

R;:mrgin — (Rﬁase)y

Donde:

y=1,2
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Por ejemplo, para la hora 19:00:

) 580,25 — 392,50
Ris:00 =
007 580,25 — 325,75

=0,7377

margin __ 2 _
RTFTI™ = 0,737712 = 0,6942

Para la hora 20:00, el margen promedio es particularmente bajo. En este ejemplo, el indicador queda
acotado en su valor maximo:

margin __
RZO:OO =1

5. Construccion del indicador compuesto horario

Una vez obtenidos los tres componentes que efectivamente entran al score, se construye el indicador
compuesto horario como:

Sp = 0,5+ LOLP, + 0,4 - EENSJ°™ 40,1 - R;lnargin
La siguiente tabla resume el célculo final para cada hora:

TABLA 12: CONSTRUCCION DEL INDICADOR COMPUESTO HORARIO

Hora‘ LOLP EENS norm. R_margin Score horario

18:00 | 0,2500 0,1321 0,1731 0,1951
19:00 | 0,6875 0,6981 0,6942 0,6924
20:00 | 0,7500 1,0000 1,0000 0,8750
21:00 | 0,5000 0,4906 0,7556 0,5218
22:00 | 0,1875 0,0566 0,0000 0,1164

En la tabla, R_margin corresponde a MARGIN_RISK.

En este ejemplo, la hora 20:00 presenta el mayor score horario, debido a que combina una alta
probabilidad de pérdida de carga, una severidad elevada y un margen operativo critico.

6. Evaluacion de ventanas horarias

A continuacidén se evallan ventanas continuas de duracidn minima igual a 2 horas y maxima igual a
4 horas. Para simplificar el ejemplo, se supone que los scores horarios obtenidos representan los
scores promedio de los dias habiles del mes para cada hora del dia. En la aplicacién completa, el
algoritmo calcula previamente este promedio agrupando todas las horas por mes y hora del dia,
excluyendo sabados y domingos. Para cada ventana se calcula el score promedio de las horas
contenidas en ella y luego se aplica un ajuste por duracion:

Sy =S.'9 - HE
Donde:

B =05
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La siguiente tabla muestra el resultado para las ventanas posibles:

TABLA 13: EVALUACION DE VENTANAS HORARIAS

Ventana Duraciéon Score promedio Score ajustado de ventana

18:00-19:00 2 0,4438 0,6276
19:00-20:00 2 0,7837 1,1083
20:00-21:00 2 0,6984 0,9877
21:00-22:00 2 0,3191 0,4513
18:00-20:00 3 0,5875 1,0176
19:00-21:00 3 0,6964 1,2062
20:00-22:00 3 0,5044 0,8736
18:00-21:00 4 0,5711 1,1422
19:00-22:00 4 0,5514 1,1028

La ventana con mayor score ajustado es 19:00-21:00, con un score de 1,2062. Esto implica que, en
este ejemplo simplificado, el algoritmo seleccionaria como bloque horario mas critico el periodo
conformado por las horas 19:00, 20:00 y 21:00.

Dado que las horas se consideran completas, este bloque debe interpretarse operacionalmente
como de 19:00 a 21:59.

7. llustracion simplificada de la seleccion de meses

Para ilustrar la seleccion de meses, supdngase que el mismo procedimiento se aplica a distintos
meses y que el indicador mensual, calculado como el percentil 75 de los scores de ventanas del mes,
entrega los siguientes resultados:

TABLA 14: SCORE MENSUAL

Mes  Score mensual p75

Abril 1,14
Mayo 1,07
Junio 0,54
Julio 0,40

El mejor mes es abril, con un score mensual de 1,14. Si se exige que cada mes seleccionado alcance
al menos el 60% del score del mejor mes, el umbral minimo es:

0,6-1,14 = 0,684

Bajo este criterio, abril y mayo cumplen la condicién, mientras que junio y julio quedan excluidos. En
consecuencia, el bloque estacional seleccionado seria abril-mayo. Ademas, el algoritmo permite que
una secuencia contenga como maximo un mes interior bajo el umbral, siempre que:

e El primer mes cumpla el umbral;
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e El dltimo mes cumpla el umbral;
e No haya mas de un mes débil dentro de la secuencia; y
e El bloque no exceda los 6 meses.

Finalmente, dado que el algoritmo exige uniformidad horaria entre los meses seleccionados, se
compara el desempefio de cada ventana considerando Unicamente abril y mayo. Si la ventana 19:00-
21:00 maximiza el score agregado en ambos meses, el resultado final del algoritmo seria:

Periodo de control de punta: abril a mayo, 19:00 a 21:59

Este resultado muestra cdmo el algoritmo combina probabilidad de pérdida de carga, severidad
esperada del déficit, margen operativo y restricciones practicas de duraciéon, seleccionando un
periodo de punta que concentra riesgo sistémico relevante sin extender innecesariamente la sefial
horaria.
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