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OPTIMIZACIÓN DEL DIMENSIONAMIENTO DE UN SISTEMA DE
ALMACENAMIENTO EN UNA PLANTA SOLAR FOTOVOLTAICA PARA

EL SUMINISTRO DE CLIENTE LIBRE "BEHIND THE METER" (BTM)

El presente trabajo tiene como objetivo principal el dimensionamiento óptimo de un sis-
tema de almacenamiento de energía basado en baterías (BESS) para una planta fotovoltaica,
junto con la evaluación de su factibilidad económica en el contexto del mercado eléctrico
chileno, para el suministro de una planta desaladora. La metodología incluye la recolección
de datos y antecedentes técnico-económicos, el desarrollo de un modelo matemático para
optimizar el tamaño del sistema y su operación, y una evaluación económica utilizando in-
dicadores como VAN y TIR. Los resultados indican que el tamaño óptimo del BESS es de
21.83 MW con una autonomía de 10 horas. Se identifica la emisión de deuda como un fac-
tor crucial para mejorar la viabilidad financiera. La sensibilización del CAPEX indica que
la TIR fluctúa entre el 10 % y el 18 %. El estudio concluye que la estructura de suministro
BTM y la integración de un BESS junto a la planta fotovoltaica es técnicamente viable y
potencialmente rentable, ofertando valores de energía competitivos y convenientes tanto del
punto de vista del generador como del cliente.
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Capítulo 1

Introducción

1.1. Contexto y motivación
La generación de energía eléctrica con fuentes de Energías Renovables No Convencionales

(ERNC), y en particular la energía solar, ha conocido un auge en Chile en la última década. La
capacidad instalada de la centrales solares fotovoltaicas (FV) en el Sistema Eléctrico Nacional
(SEN) era de 293 [MW] a finales de 2013 y, en enero de 2024, alcanzó los 8366 [MW][1].
Además, existen 4598 [MW] proyectos de esta tecnología en construcción y 37.305 [MW]
en proyectos con la resolución de calificación ambiental (RCA) aprobada. Esta tendencia
debería mantenerse, en línea con los objetivos de la agenda Energía 2050 del ministerio de
energía, donde se busca que las energías renovables representen al menos 60 % y 70 % de
la generación eléctrica para los años 2035 y 2050 respectivamente. La incorporación de las
ERNC es necesaria para el desarrollo sostenible y para combatir el cambio climático, ya
que reduce los gases de efecto invernadero y contaminantes locales, permite la producción
de energía a costo variable nulo y la diversificación de la matriz energética, entre otros
beneficios. No obstante, plantea diversos desafíos tales como la operación de las redes, su
control, planificación, políticas de mercado, etc.

En este escenario, la adopción de los sistemas de almacenamiento de energía (ESS, por
sus siglas en inglés) desempeña un papel crucial en las redes eléctricas modernas al ofrecer
una serie de aplicaciones y brindar flexibilidad a los sistemas eléctricos de potencia. Entre sus
diversas aplicaciones, se encuentra el peak shaving, load leveling, arbitraje, reservas en gi-
ro, control de tensión, servicios auxiliares, Servicios Complementarios (SSCC), soluciones de
autoconsumo, descongestión de lineas, arranques en negro, entre otras[2][3][4][5]. El presente
trabajo se focaliza en soluciones de autoconsumo, más precisamente en soluciones de almace-
namiento de energía detrás del medidor (BTM, por sus siglas en inglés). Las soluciones BTM
no solo permiten abordar problemas del sistema eléctrico, sino también gestionar de mejor
manera la generación y el consumo en el lugar. Como se ve más adelante, la autosuficiencia
energética no solo permite a los usuarios bajar sus costos de operación, sino que también
disminuir su riesgo de exposición al mercado spot y a los cargos por retiro del SEN.

En efecto, la operación estable del sistema eléctrico se ve comprometida por el carácter
intermitente de la generación con ERNC. Esto último, y entre otras medidas que fomentan
la instalación de las ERNC, obligan al sistema a incurrir en costos de operación cada vez
mas elevados, tal como se aprecia en la figura 1.1. En particular, se ve un aumento en
las componentes de SSCC, sobrecostos, y la compensación del precio Estabilizado (opción
de precio de inyección a precio nudo de corto plazo para Pequeños Medios de Generación
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Distribuida). Las empresas generadoras de energía asumen los costos sistémicos al realizar
retiros del SEN. En el caso de contratos con clientes libres, generalmente se traspasan al
cliente generando un cargo extra que, a modo de ejemplo, alcanzó un promedio de 14,1
[USD/MWh] en el año 2023[6].

Figura 1.1: Evolución de costos sistémicos del SEN[7].

Sumado a los costos sistémicos anteriormente mencionados, los clientes también deben
incurrir en los costos del uso del sistema de transmisión nacional de 2,7 [USD/MWh], el
sistema de transmisión zonal que puede variar entre 0,44 y 27,58 [USD/MWh] dependiendo
del sub-sistema, y la tensión donde se retira, sumado al cargo por servicio público que puede
variar entre 0,82 y 4,16 [USD/MWh] dependiendo del volumen consumido [8]. En suma, el
cargo extra asumido por un cliente libre se puede elevar hasta los 48,54 [USD/MWh] en un
escenario costoso. Una de las principales motivaciones de este trabajo radica en la oportunidad
que surge de elaborar proyectos de autoconsumo con el fin de evitar estos cargos por retiro.

Por otro lado, con la entrada en vigencia de la Ley 20.936, los generadores de energía
eléctrica han perdido la "señal de localización", dado que ya no asumen una parte de los
costos de transmisión (por inyección) y ahora estos se traspasan al cliente final [9]. Con esto,
el atractivo costo de inversión que tienen las energías renovables variables y el gran potencial
del territorio chileno, ha generado una concentración de la inversión principalmente en la
zona norte. El sistema de transmisión no ha seguido con el mismo ritmo el desarrollo del
sector de la generación, congestionándose las líneas y desacoplando los costos marginales. En
consecuencia, "los desacoples del sistema eléctrico por congestión pueden afectar los riesgos
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asociados a los contratos de suministro de largo plazo y los precios mínimos de las licitaciones
para clientes regulados. Si la congestión experimentada hoy en día se mantiene por algunos
años, las diferencias esperadas entre los costos marginales de inyección y retiro elevan el
riesgo de obtener un contrato de suministro para aquellas empresas que inyecten energía en
el norte y tengan que retirar energía en la zona centro-sur, elevando el precio del contrato y/o
desmotivando su participación en licitaciones, volviéndolas menos competitivas"[10]. Otra de
las principales motivaciones para realizar esta investigación es mitigar el riesgo que asume
el generador de ERNC en sus contratos asociado al desacople por congestión de los costos
marginales. El presente trabajo se enfoca en otorgar una solución BTM, para contratos de tipo
Power Purchase Agreement (PPA) con precios invariantes en el tiempo y no diferenciados
por bloque horario, tal como se describen en [11].

1.2. Objetivos
1.2.1. Objetivo general

El presente trabajo tiene como objetivo principal optimizar el dimensionamiento y las
condiciones comerciales de un ESS en una planta fotovoltaica de 116 [MW] para el suministro
de una planta desalinizadora (cliente libre) BTM.

1.2.2. Objetivos específicos
Los objetivos específicos son:

• Identificar las variables técnicas y comerciales, junto con los antecedentes relevantes a
incorporar en el modelo de optimización.

• Desarrollar un modelo de optimización que simule la operación de la planta FV en
conjunto con un ESS, maximizando las utilidades del parque. Debe cumplir con los
requisitos del cliente libre y encontrar el tamaño óptimo del sistema de almacenamiento.

• Evaluar técnico-económicamente el proyecto de generación de energía eléctrica, desde la
perspectiva de suministrador y cliente.

• Proponer un contrato modalidad PPA al cliente libre conforme a sus requisitos, es decir,
minimizando su exposición a costos marginales y costos sistémicos por retiro de energía
del SEN.

1.3. Alcances
Este trabajo se limita a la integración de un ESS en una planta de generación FV exis-

tente (proyecto Leones Solar). Esta planta FV existente tiene el potencial de abastecer una
planta desalinizadora que busca un contrato de tipo PPA, con un consumo determinado y
definido. Los consumos y la flexibilidad de ellos se detallan en la recopilación de anteceden-
tes. El modelo matemático es extrapolable a cualquier generadora que tenga la necesidad de
dimensionar su sistema de almacenamiento BTM, independientemente de la tecnología.

Además, el caso de estudio se encuentra en fases avanzadas, se conocen sus ubicaciones,
su tamaño, el monto de inversión (generadora), la demanda (desaladora), junto con otros

3



atributos, y esto sugiere que el modelo matemático sea de tipo determinista.

Se evalúan 2 tipos de tecnologías de las cuales una es tradicional (BESS Ion-Litio) y otra
más reciente con poco desarrollo en el mercado. Queda abierta la posibilidad al lector para
evaluar otros sistemas de almacenamiento.

Finalmente, es importante recalcar que este estudio considera un auto despacho del sistema
de almacenamiento en la operación. La factibilidad jurídica de esto último es algo ambigua,
ya que por un lado al tener un sistema de almacenamiento este pasa a ser un coordinado
por el Coordinador Eléctrico Nacional (CEN), sin embargo, si se utiliza para gestionar el
consumo y no se arbitra la energía almacenada, el ESS puede no ser coordinado.
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Capítulo 2

Marco conceptual

2.1. Sistemas de almacenamiento de energía (ESS)
Un sistema de almacenamiento de energía es un conjunto de dispositivos y tecnologías

diseñados para capturar energía en forma de electricidad, mecánica, térmica o química en
un momento dado y almacenarla para su uso futuro. Los sistemas de almacenamiento de
energía pueden utilizar una variedad de tecnologías, como baterías, almacenamiento térmico,
almacenamiento de aire comprimido, volantes de inercia, entre otros, tal como se aprecia en la
figura 2.1. Se pueden también agregar las diversas tecnologías emergentes, dentro de los cuales
se encuentran sistemas de almacenamiento por gravedad o sistemas hidráulicos (embalses).
Cada tecnología tiene sus propias características en términos de eficiencia, capacidad de
almacenamiento, costos y aplicaciones específicas.

Figura 2.1: Clasificación de los principales ESS[12].
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2.1.1. Parámetros
A continuación, se presentan algunos conceptos que son fundamentales para modelar el

comportamiento dinámico de un ESS en el tiempo.

La eficiencia del ciclo completo (RTE, por sus siglas en inglés - Round Trip Efficiency)
representa la eficiencia del ciclo de carga y descarga de un ESS. Se refiere a la proporción de
la energía que se puede recuperar durante la descarga en comparación con la energía utilizada
para cargar. Se puede calcular según las relaciones de (2.1).

RTEt = Edescarga

Ecarga
= ηcarga · ηdescarga (2.1)

Donde:
- RTE es la eficiencia del ciclo completo.
- Edescarga es la energía liberada durante la descarga.
- Ecarga es la energía necesaria para almacenar durante la carga.
- ηcarga es la eficiencia de carga.
- ηdescarga es la eficiencia de descarga.

Dependiendo de la tecnología del ESS, el RTE puede variar durante la vida útil. En el
caso de los BESS, y en particular de Li-Ion, la mayoría de los modelos consideran un RTE
fijo a lo largo de su vida útil.

El Estado de Carga (SOC) del ESS representa la fracción de su capacidad energética
total que actualmente está siendo utilizada. Se puede expresar como la relación entre la
carga actual y la capacidad nominal, tal como se aprecia en (2.2). Notar que la capacidad
nominal podría ser variable según el estado de salud (definido más adelante).

SOCt = Qt

Qnom
(2.2)

Donde:
- SOCt es el estado de carga de la batería (en %) en el instante t.
- Qt es la carga actual de la batería (en MWh) en el instante t.
- Qnom,t es la capacidad máxima de carga (en MWh) en el instante t de la batería.

El Estado de Salud (SOH) indica el estado de la salud de la batería en un momento dado.
Se calcula como la relación entre la capacidad actual de la batería y su capacidad nominal
original, tal como se aprecia en (2.3).

SOHt = Qnom,t

Qnom,0
(2.3)

Donde:
- SOHt es el estado de salud de la batería en el instante t.
- Qnom,t es la capacidad (en MWh) de la batería en el instante t.
- Qnom,O es la capacidad (en MWh) de la batería en el año 0.

Además, es importante mencionar que existe una relación entre la degradación del estado
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de la salud (SOH), el número de ciclos de la batería y el SOC mínimo que alcanza la batería en
cada ciclo de descarga, llamado también depth of discharge (DOD). Esto se debe considerar
a la hora de modelar el comportamiento de la batería en el tiempo de vida útil, tal como se
menciona en [11] y en [13].

Finalmente, la degradación del estado de salud (SOH) a lo largo de la vida útil de la
BESS es un elemento importante a considerar a la hora de modelar un sistema BESS, dado
su impacto en la operación del sistema y por ende en la viabilidad técnico-económica.

2.1.2. Sistemas BTM
Un sistema de almacenamiento detrás del medidor (BTM), es un sistema de almacena-

miento de energía que se instala en la ubicación de un consumidor de energía, como un
hogar, una empresa o una instalación industrial, y se encuentra conectado en el lado del
consumidor del medidor de electricidad. Esto significa que el sistema de almacenamiento se
utiliza principalmente para el consumo interno del usuario y no para exportar energía a la
red eléctrica.

2.1.3. Sistemas de almacenamiento por baterías (BESS) de ion-
litio

Las baterías de ion-litio se componen de un ánodo (electrodo negativo) del cual salen los
electrones y un cátodo (electrodo positivo) que los recibe. Además, se tiene un separador que
evita el contacto directo entre ánodo y cátodo. Al conectarse entre si, los iones de litio se
desplazan desde el ánodo hasta el cátodo a través de un electrolito, fluyendo así la corriente
(ver figura 2.2). Al cargarse la batería (proceso inverso), los iones de litio vuelven al ánodo.

Figura 2.2: Funcionamiento de la batería de ion-litio. Fuente:
www.jungheinrich-profishop.es.
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2.1.4. Sistema de almacenamiento LDES en base a C02

La tecnología de LDES (Long Duration Energy Storage) utiliza un ciclo termodinámico
cerrado, cargando mediante la extracción de CO2 en estado gaseoso de un "Domo 2almace-
nándolo a presión en estado líquido. Luego para descargar la energía, el CO2 almacenado se
expande hacia el Domo pasando por una turbina que permite generar energía eléctrica (ver
figura 2.3).

Figura 2.3: Principio de funcionamiento de la tecnología en proceso de des-
carga. Fuente: www.energydome.com.

2.2. Indicadores económicos
El Valor Actual Neto (VAN) es una métrica financiera esencial para evaluar la rentabilidad

de un proyecto a lo largo del tiempo. Se calcula mediante la suma de los flujos de efectivo
futuros, descontados a una tasa de descuento, y la resta del gasto de capital inicial (CAPEX),
tal como se aprecia en (2.4). Se utiliza esta métrica como función objetivo en el modelo de
optimización.

VAN =
T∑

t=1

CFt

(1 + r)t
− CAPEX0 (2.4)

Donde:
- T es la vida útil del proyecto.
- CFt es el flujo de efectivo neto en el período t.
- r es la tasa de descuento.

La Tasa Interna de Retorno (TIR) es otra métrica crucial y se define como la tasa de
descuento que hace que el VAN sea igual a cero, tal como se aprecia en (2.5).

0 =
T∑

t=1

CFt

(1 + TIR)t
− CAPEX0 (2.5)

Por otro lado, el Costo Nivelado de Electricidad (LCOE, por sus siglas en inglés) propor-
ciona una medida del costo promedio por unidad de electricidad generada durante la vida
útil del proyecto. Se calcula según (2.7).

LCOE =
CAPEX0 + ∑T

t=1
OP EXt

(1+r)t∑T
t=1

Et

(1+r)t

(2.6)
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Donde:
- Et es la producción de electricidad en el período t.
- OPEX son los costos operativos y de mantenimiento.

Finalmente, el Costo Nivelado del Almacenamiento (LCOS, por sus siglas en inglés) es una
métrica importante para evaluar la viabilidad económica de proyectos que integran sistemas
de almacenamiento de energía. Esto, debido a que permite comparar diferentes tecnologías
de almacenamiento y determinar cuál ofrece el mejor valor en términos de costos de inversión
y operativos en relación con la cantidad de energía almacenada y liberada. Un valor de LCOS
más bajo indica un almacenamiento de energía más económico.

LCOS =
CAPEX0 + ∑T

t=1
OP EX+(Pc·cargaESS)t

(1+r)t∑T
t=1 DescargaESS

(2.7)

Donde:
- LCOS es el Costo Nivelado del Almacenamiento.
- DescargaESS es la energía útil al descargar el sistema de almacenamiento.
- CargaESS es la energía utilizada para cargar el sistema de almacenamiento.
- OPEX son los costos operativos y de mantenimiento sin considerar el costo de la energía
de carga.
- Pc es el precio de la energía utilizada para cargar el sistema de almacenamiento. A modo de
ejemplo, puede corresponder al valor del costo marginal del sistema, el LCOE de la central
generadora, entre otras fuentes de carga del ESS.

2.3. Dimensionamiento óptimo de ESS
2.3.1. Herramientas

Durante la implementación de sistemas de almacenamiento de energía, una de las cuestio-
nes más cruciales es determinar de forma óptima el tamaño del sistema de almacenamiento.
Para esto, lo más utilizado en la literatura son los métodos probabilísticos, los métodos ana-
líticos (o determinísticos) y los métodos basados en búsqueda directa[14]. En este trabajo
se utiliza el método de búsqueda directa con solvers, que corresponde a un refinamiento
de los métodos analíticos, que permite reducir la necesidad de realizar varias simulaciones
en el espacio de soluciones y encontrar de manera directa el óptimo global en el espacio de
búsqueda. A modo general, en el método de búsqueda directa, se pueden emplear técnicas
heurísticas y técnicas de optimización matemática. Dentro de la optimización matemática se
pueden utilizar métodos numéricos (Newton-Raphson, Euler, etc.) o solvers. Estos últimos
aplican diversos algoritmos para encontrar la solución óptima y ofrecen interfaces de pro-
gramación que permiten a los usuarios definir el problema de optimización especificando la
función objetivo, las restricciones y otros parámetros relevantes. Pueden ser problemas de
optimización lineales, no lineales, convexos, etc. Algunos ejemplos de solvers ampliamente
utilizados incluyen CPLEX, Gurobi, SCIP, MATLAB Optimization Toolbox, SciPy, entre
otros.
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2.3.2. Modelos de dimensionamiento óptimo
En la literatura existen varios modelos matemáticos de optimización del dimensionamiento

de sistemas de almacenamiento. En el contexto de proyectos de ERNC, se puede encontrar
el dimensionamiento de ESS principalmente para acompañar plantas fotovoltaicas (FV) y
parques eólicos (PE), a gran y pequeña escala (Generación Distribuida o para autoconsu-
mo), debido a su carácter de generación intermitente. Dependiendo del caso y generalmente
dependiendo de la dimensión del generador, se puede considerar o no que es tomador de
precios[15][16][17][18][19][20]. Además, la mayoría de los generadores de ERNC que consi-
deran algún ESS, suelen almacenar la energía producida en horarios de excedentes y ser
inyectada más tarde a la red en momentos de mayor escasez, teniendo la posibilidad de des-
fasar en el tiempo la generación de la energía respecto a su inyección al sistema eléctrico,
tal como se considera en [21]. Otra forma de utilizar los ESS en plantas híbridas es hacer
arbitraje de energía con la red, tal como se hace en [12]. No obstante, escasos casos conside-
ran retiros de la red para autoconsumo BTM con el fin de complementar el suministro de la
demanda con generación renovable. Esto es, en realidad, más recurrente a pequeña escala o
a nivel residencial [22][23].

2.4. ESS en el mercado eléctrico chileno
En primer lugar, la Ley 20.936 define a los ESS como equipos tecnológicos, diferentes a las

instalaciones de generación, capaces de contribuir con la seguridad, suficiencia y/o eficiencia
económica en los sistemas de potencia.

Las especificaciones requeridas por la ley entran en efecto con la implementación del Re-
glamento de Coordinación y Operación (DS 125/2019). Este reglamento, entre otros aspectos,
diferencia a los ESS y las centrales de energía renovable con capacidad de almacenamiento.
Estas últimas se definen como instalaciones de energía renovable variable que incorporan
sistemas de almacenamiento en configuraciones detrás del medidor (BTM). Además, el regla-
mento establece que los ESS pueden integrarse para el arbitraje de precios de energía, para la
prestación de servicios complementarios (SSCC), o como parte de la infraestructura de trans-
misión. También se amplia el concepto de costo de oportunidad de la energía almacenada,
antes limitado al agua en los embalses, y se regularon las excepciones de cargos aplicables a
los retiros para almacenamiento. Además, la disposición del DS 125 otorga al propietario de
un ESS destinado al arbitraje de precios, la posibilidad de solicitar al Coordinador la opera-
ción centralizada del mismo. Sin embargo, también le confiere la facultad de determinar los
retiros de energía del sistema.

Luego, el 21 de noviembre del 2022 se publicó en el Diario Oficial la Ley No 21.505
que promueve el almacenamiento de energía eléctrica y electromovilidad. Esta ley impulsa
la adopción de tecnologías de almacenamiento en el mercado eléctrico con el objetivo de
maximizar la integración de ERNC. Permite que los ESS stand alone, participen en el balance
de inyecciones y retiros de energía en el Sistema Eléctrico Nacional (SEN). Estos sistemas
serán remunerados por la energía inyectada al SEN o por su disponibilidad para inyectar
energía en momentos de alta demanda, tanto en el mercado mayorista (nivel de generación
conectado a la transmisión) como en el mercado minorista (nivel de generación no conectado
a la transmisión). Además, la ley introduce la categoría de “coordinado” para los sistemas
de almacenamiento, lo que facilita su integración en el sistema eléctrico.

También y respecto a los sistemas BTM, se permite la conexión de infraestructuras que
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combinan generación y consumo, como aquellas destinadas a la producción de hidrógeno o
la desalinización del agua, con capacidad de generación propia mediante fuentes renovables.
Estas instalaciones pueden retirar energía del SEN o inyectar sus excedentes al mismo, y solo
pagarán los cargos asociados a sus retiros de energía y potencia, no por la energía y potencia
autoabastecida.

Por otro lado, la instalación de ESS en Chile aún es un negocio 100 % privado a pesar de
las necesidades del SEN e iniciativas del gobierno para licitar sistemas de almacenamiento.
Una iniciativa para impulsar el almacenamiento de energía en la zona norte dada la nece-
sidad actual, es la propuesta de un Plan Nacional Para Impulsar Proyectos de Sistemas de
Almacenamiento de Energía en terreno Fiscal por parte del ministerio de Energía y de Bie-
nes Nacionales del 6 de diciembre de 2023, mediante el cual se adjudicaron 6 proyectos en el
Norte del país, sumando hasta 11,6 [GWh] de capacidad de almacenamiento.

Además, el reglamento de Potencia de Suficiencia (DS 62 - transferencia de potencia),
tomando en consideración las modificaciones introducidas a este por el decreto 70, reconoce
a las centrales renovables con capacidad de almacenamiento y sistemas de almacenamiento
en las transferencias de potencia en el SEN. Para centrales renovables con capacidad de al-
macenamiento, el reconocimiento de la potencia de suficiencia esta dado por la suma de los
reconocimientos de la central renovable y del sistema de almacenamiento. En estos casos, la
potencia máxima reconocida para el sistema de almacenamiento no puede exceder la poten-
cia máxima del generador. Importante destacar que en el caso de instalaciones de generación
consumo y auto-productores, el calculo de la potencia de suficiencia debe considerar el ex-
cedente de potencia que es capaz de inyectar al sistema, para ser representados como una
central de potencia igual a dicho excedente, incorporándose de manera equivalente al resto
de las unidades generadoras y sistemas de almacenamiento de potencia.

Específicamente, la potencia inicial de un sistema de almacenamiento, según el articulo
primero transitorio del DS70 (que rige desde el 1 de Julio de 2024 y por 10 años), corresponde
a la multiplicación entre la potencia máxima y el porcentaje de reconocimiento de potencia
inicial (función de la autonomía, ver tabla 2.1).

Tabla 2.1: Porcentaje de reconocimiento de potencia inicial para centrales
con capacidad de almacenamiento o sistemas de almacenamiento, según el
decreto 70.

Capacidad de almacenamiento (horas) Reconocimiento de Potencia Inicial
<1 0 %
1 36 %
2 65 %
3 85 %
4 98 %

≥5 100 %

Al término de la vigencia del articulo transitorio, la potencia inicial de un sistema de
almacenamiento se calcula a partir de la resta de la demanda de punta del sistema y la
demanda punta de almacenamiento. La demanda punta del sistema corresponde al promedio
de los 52 valores horarios más altos de la curva de carga en un año. La demanda punta de
almacenamiento corresponde al promedio de las 52 demandas correspondientes a los horarios
de la demanda punta, considerando el sistema de almacenamiento.
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Finalmente, luego de una larga carrera hacia la publicación del DS 70, se otorga mayor
certeza a inversionistas para el desarrollo de proyectos con ESS, dado que se puede conocer
la remuneración estática del ESS. No obstante, aún se requiere una modificación del DS 125
que permita dilucidar de qué manera se reconocerá el costo variable o costo de la energía de
almacenamiento durante la operación.
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Capítulo 3

Metodología y modelamiento

3.1. Metodología propuesta
La metodología propuesta se divide en 3 etapas principales. El resumen de la metodología

se puede apreciar en forma de diagrama en la figura 3.1.

Figura 3.1: Diagrama resumen de la metodología. Fuente: elaboración pro-
pia.
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3.1.1. Etapa 1
La primera etapa consiste en recaudar los antecedentes del caso de estudio junto con los

datos de entrada del modelo, es decir, los insumos.
En primer lugar, se busca conocer con exactitud la ubicación de la planta solar. Esto último

permite obtener, por medio de fuentes de datos, la radiación que recibe el generador solar. En
Chile, existe una plataforma pública del ministerio de energía (explorador solar) que entrega
datos de radiación. Generalmente, se busca una fuente de datos precisa y que sea compatible
con el software que se utiliza posteriormente para estimar la producción de la planta. Sin ir
más lejos, algunos softwares incluyen sus propias bases de datos. Una vez obtenidos los datos
de radiación, se estima la producción y la energía disponible considerando pérdidas tanto en
la parte de corriente continua de la planta (DC) como en la parte de corriente alterna (AC).
Se optimiza la disposición de la planta (layout) maximizando la producción en el espacio que
se tiene. Entre algunas variables a tomar en cuenta están el pitch (distancia entre trackers),
el módulo, la inclinación, la relación de potencia instalada DC/AC, entre otras. De manera
general, las variables eléctricas como corrientes de corto circuito, voltajes de operación, entre
otras, son seleccionadas automáticamente por el programa.

Luego, se busca una proyección de costos marginales coherente con las condiciones actua-
les del mercado eléctrico chileno. La Comisión Nacional de Energía (CNE) proyecta costos
marginales del SEN para los cálculos del precio nudo y esto es información pública. En el
caso de este trabajo, se utilizan proyecciones de un consultor externo.

Por otra parte, se busca el perfil de consumo del cliente. Para esto, se establecen intercam-
bios frecuentes con el cliente, solicitando sus requerimientos. Dado que es una desaladora, se
solicita la información de necesidad en transporte y en producción de agua en m3 diarios.
Sumado a esto, se debe conocer la potencia mínima y máxima de funcionamiento, la variación
estacional de las necesidades y el grado de flexibilidad horaria de producción (tamaño del
almacenamiento de agua). Finalmente con estos datos se optimiza con programación lineal
en Python el perfil de consumo diario de la desaladora para ser utilizado en el modelo de
optimización de dimensionamiento.

Por último, los parámetros técnico-económicos se obtienen a partir de intercambios con
proveedores, referencias bibliográficas e información pública de la industria [24].

Es esencial que todos los datos de entrada del modelo deben proyectarse y/o extenderse
a la cantidad de instantes de simulación. A modo de ejemplo, en el caso de la generación de
energía se extiende la generación en la vida útil del proyecto considerando una degradación
de los módulos FV.

3.1.2. Etapa 2
Luego, la segunda etapa de la metodología consiste en modelar la operación de los sistemas

que están detrás del medidor: parque solar, ESS y cliente. Se comienza por elegir el lenguaje
de trabajo y el solver. A continuación y con el objetivo de desarrollar el modelo, se busca
un entendimiento conceptual desde el punto de vista eléctrico, es decir, cómo deben ser los
flujos de potencia. Para esto, se realizan diagramas conceptuales tales como el mostrado en
la figura 3.3 y posteriormente en el diagrama unilineal (figura 4.5). Con esto se describen
las restricciones de flujos de potencia. Se identifican las variables de flujos de potencia claves
para la evaluación económica, tales como las inyecciones de energía a la red, los retiros de
potencia desde la red, el suministro de la demanda y evidentemente el tamaño del sistema
de almacenamiento.
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El desarrollo del modelo incluye un proceso iterativo que aquí no se explicita, en el cual
se exportan (al modelo económico en Excel, ver etapa 3) los resultados de todas las variables
modeladas para la validación manual del funcionamiento buscado. En caso de no funcionar
correctamente, se agregan, eliminan o cambian ciertas restricciones. A modo de ejemplo,
como se ve a continuación, se agrega una restricción al SOC para que tenga su mínimo valor
a cierta hora de la madrugada, lo cual es crucial para dar incentivos al modelo y así obtener
un ciclo de carga y descarga claro en horario solar y no solar respectivamente.

Para terminar, se valida el modelo a través de una comparación de la función objetivo.
Par esto, se utilizan datos de entrada simplificados. Se compara, por un lado, el resultado
del modelo en python, y por otro lado, el resultado obtenido con funciones de Excel.

3.1.3. Etapa 3
En la etapa 3, se utiliza principalmente la herramienta Excel, y se evalúa el proyecto

calculando los distintos indicadores económicos (VAN, TIR, LCOS, entre otros).
Primero, se recupera el output del modelo, es decir, la operación horaria en todos los ins-

tantes y el dimensionamiento del ESS. Luego, para cada año, se calcula el margen operacional
(solo en su componente energía) considerando ingresos por PPA, venta de excedentes a la
red y egresos por compras a la red. Este valor es lo que en el flujo de caja se llama "Margen
Energía (Python)".

Después, se procede a elaborar el modelo financiero para la evaluación económica: se
realiza un flujo de caja que considera ingreso por potencia, depreciación, pago de impuestos,
entre otros elementos relevantes que no se consideran en el modelamiento matemático (para
más detalles referirse a los anexos).

Finalmente, se calculan los principales indicadores económicos descritos en la sección 2.2
y se evalúa la pertinencia y conveniencia de los resultados obtenidos respecto a los retornos
esperados.

3.2. Planteamiento matemático
El modelo de optimización resuelve maximizar el VAN del proyecto de generación híbrido

(Solar FV con ESS). Se presentan a continuación la función objetivo y sus restricciones. El
modelo de negocio de la generadora sugiere 2 fuentes de ingresos: las inyecciones al SEN a
costo marginal (mercado spot) y las ventas al cliente por contrato tipo PPA a precio fijo.
Los costos en los que incurre el generador corresponden a las compras al mercado spot, el
CAPEX en el año 0 y el OPEX. Importante destacar que los Costos Marginales de inyección
y retiro son los mismos dado que se realizan en el mismo nodo del sistema.

3.2.1. Definición de variables
Datos de entrada

CMg: proyección del costo marginal del SEN.
G: Generación del parque FV.
D: Demanda.
PPA: Precio de energía fijo.
n: horas totales (o instantes t) simuladas.
d: días totales.
a: años totales.
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h: cantidad de posibles autonomías.
h_almacenamiento: Vector de autonomías.
c: cantidad de valores discretos de CAPEX.
Ef_c: Eficiencia de carga.
Ef_d: Eficiencia de descarga.
CAPEX: Vector de valores de CAPEX para diferentes volúmenes de compra (MWh).
OPEX: % del CAPEX.
E: Vector de valores de capacidad energética (MWh).
r: Tasa de descuento.

Variables de decisión
PESS: potencia del ESS.
CAPEX0: CAPEX del ESS.
h: autonomía del ESS.
CargaESS: Carga de energía del ESS.
DescargaESS: Descarga de energía del ESS.
EnergiaESS: SOC del ESS.
SOHt: Estado de salud del ESS en el instante t.
I: inyecciones a la red.
BinariaRed: Variable binaria de compra o venta al SEN.
CR: compras a la red.
CRESS: Compras a la red para carga del ESS.
CRD: Compras a la red para suministro directo a la desaladora.
GD: Parte de la generación FV utilizada para abastecer la demanda.
GESS: Parte de la generación FV utilizada para carga del ESS.
Aux1: Binaria auxiliar para selección de autonomía.
Aux2: Binaria auxiliar para selección de CAPEX.

3.2.2. Función objetivo
F. O.

Maximizar:

−CAPEX0·PESS+(
a∑

y=1

(
∑y·8760

t=(y−1)·8760 CMg(t) · (I(t) − CR(t)) + PPA · D(t)) − CAPEX0 · PESS · OPEX

(1 + r)y
)

(3.1)

3.2.3. Restricciones
Restricciones de selección de la autonomía (3.2 y 3.3):

h∑
i=1

Aux1(i) = 1 (3.2)
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h∑
i=1

Aux1(i) · h_almacenamiento(i) = h (3.3)

Restricciones de selección de CAPEX en función de la capacidad energética (MWh) (3.4,
3.5, 3.6 y 3.7):

c∑
i=1

Aux2(i) = 1 (3.4)

c∑
i=1

Aux2(i) · CAPEX = CAPEX0 (3.5)

c∑
i=1

(PESS · h − E(i)) · Aux2(i) ≤ E(2) − E(3) ∀c (3.6)

c∑
i=1

(PESS · h − E(i)) · Aux2(i) ≥ 0 ∀c (3.7)

Restricciones de potencia de carga y descarga del ESS (3.8 y 3.9):

0 ≤ CargaESS ≤ PESS ∀t (3.8)

0 ≤ DescargaESS ≤ PESS ∀t (3.9)

Restricción del estado de carga (SOC) con degradación del estado de salud (SOH) (3.10):

0 ≤ EnergiaESS ≤ PESS · h · SOHt ∀t (3.10)

Restricción de continuidad del SOC (3.11):

EnergiaESS(t) = EnergiaESS(t − 1) + CargaESS(i) · Ef_c − DescargaESS(t)
Ef_d

∀t (3.11)

Restricción binaria de compra o venta (3.12) .

I · BinariaRed = CR · (1 − BinariaRed) ∀t (3.12)
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Restricción de flujos de compras al SEN (3.13).

CR = CRESS + CRD ∀t (3.13)

Restricción de flujo de carga del ESS (3.14):

CargaESS = GESS + CRESS ∀t (3.14)

Restricción de suministro de la demanda (3.15):

D = GD + CRD + DescargaESS ∀t (3.15)

Restricciones de despacho solar con excedentes de generación (3.16, 3.17, 3.18).

G = GD + GESS + I ∀t ∈ Excedentes (3.16)

DescargaESS = 0 ∀t ∈ Excedentes (3.17)

D = GD ∀t ∈ Excedentes (3.18)

Nota: Estas restricciones van dentro de un bucle if , y se activan cuando se cumple la
condición de excedentes.

Restricciones de despacho solar sin excedentes de generación (3.21, 3.20 y 3.19):

D = G + CRD + DescargaESS ∀t ∈ SinExcedentes (3.19)

I = 0 ∀t ∈ SinExcedentes (3.20)

G = GD ∀t ∈ SinExcedentes (3.21)

Nota: Estas restricciones van dentro de un bucle if , y se activan cuando no se cumple la
condición de excedentes.

Restricción de ciclo del ESS (3.22):
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EnergiaESS(24 · d + 6) = 0 ∀d ∈ dias (3.22)

A modo de resumen, se presenta en la figura 3.2 un diagrama que ilustra el modelo. Junto
con eso, y para un mejor entendimiento, se presenta un diagrama unilineal en la figura 4.5.

19



Figura 3.2: Diagrama resumen del modelo de optimización. Fuente: elabo-
ración propia.
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Figura 3.3: Flujos de energía de la operación. Fuente: elaboración propia.

3.2.4. Validación del modelo
Tal como se menciona en la sección 3.1.2, se comparan, en un escenario simplificado,

las funciones objetivo resultante del cálculo con Python y con Excel. El caso simplificado
considera, para cada input, un valor para el bloque solar y otro valor para el bloque no solar.
Esto permite recrear el modelo de manera simple con funciones en Excel. Específicamente,
se presentan los valores de dato de entrada y parámetros en la tabla 3.1, y el resultado se
expone en la tabla 3.2.

Tabla 3.1: Inputs de la validación del modelo.

Solar No solar
Costo marginal [USD/MWh] 20 80

Demanda [MW] 50 20
Tasa de descuento [ %] 10

CAPEX Ver sección 4.1.5.1

Tabla 3.2: Caso simplificado: validación del modelo.

Python Excel Diferencia
Función objetivo (VAN) [en kUSD] 6815,00 6794,85 0,3 %
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Capítulo 4

Caso de estudio

4.1. Antecedentes y datos
4.1.1. Costos marginales

Los costos marginales reflejan la variación del precio de la electricidad en el mercado en
intervalos de una hora a lo largo del día. Como se menciona anteriormente, estos datos le
permiten al modelo evaluar la viabilidad económica del almacenamiento, la compra para
la carga y la liberación de energía en diferentes momentos, optimizando así la operación
del sistema BESS. Además, dado que la energía hidro-eléctrica representa una porcentaje
importante de la matriz energética en Chile (21,4 % de potencia instalada y 19,4 % de la
generación al mes de abril de 2024 [25]), y que el valle de la Aconcagua se ve afectado por
el cambio-climático y la sequía, se considera el escenario de hidrología pesimista. Los costos
marginales son proyectados desde el año 2026 hasta el año 2040 en la barra Quinquimo 110kV,
y se describen en las figuras 4.1 y 4.2.

Figura 4.1: Promedio del perfil diario de costos marginales proyectados en
la barra Quinquimo 110kV, considerando 3 escenarios de hidrología. Fuente:
elaboración propia en base a un consultor.
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Figura 4.2: Evolución del promedio de los costos marginales proyectados en
la barra Quinquimo 110kV, escenario hidrología seca. Fuente: elaboración
propia en base a un consultor.

4.1.2. Potencia de suficiencia
Tal como se menciona en 2.4, el reconocimiento de potencia de las centrales renovables

con capacidad de almacenamiento corresponde a la suma de la potencia de suficiencia de la
central renovable y del sistema de almacenamiento, calculado por separado. Dicho esto, y
considerando la naturaleza del proyecto que se desea analizar, el sistema de almacenamiento
tiene un aporte nulo a la suficiencia del sistema. Esto se debe a que toda la energía descargada
por el ESS permite el suministro de la desaladora detrás del medidor (esto se evidencia en la
figura 3.3).

Por una parte, en el contexto de instalaciones de generación consumo y auto-productores,
el cálculo del reconocimiento de la potencia de suficiencia, debe realizarse en base al exce-
dente de potencia que se es capaz de inyectar al sistema (potencia máxima). La potencia
inicial debe ser menor o igual a la potencia máxima. Por otra parte, es importante recordar
que para efectos de este trabajo, la metodología de cálculo de potencia se hace en base a la
norma técnica del DS 60, dado que aún no existe una norma técnica elaborada a partir del
DS 70. Mencionado esto, la potencia inicial debe ser igual al mínimo entre:
a) El menor factor de planta anual de los últimos 5 años anteriores al año de cálculo. (Se
utilizan datos de la misma tecnología en la misma zona en caso de no tener datos de la
operación).
b) Promedio simple de los factores de planta registrados para cada uno de los 52 mayores
valores horarios de la curva de carga anual de cada sistema o subsistema para el año de
cálculo.
Para efectos de este estudio, el factor de planta se calcula con las inyecciones (excedentes)
respecto a la potencia instalada. También se hace el supuesto de que las 52 horas de mayor
demanda del subsistema norte (donde se ubica la planta FV) en los años de operación co-
rresponden a las mismas que las declaradas por el coordinador eléctrico nacional para el año
2023.
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4.1.3. Parque solar fotovoltaico
El proyecto solar FV se encuentra ubicado en la comuna de Papudo, en la región de

Valparaíso, y consta preliminarmente de una potencia instalada de 116 MWp. Se tiene un
punto de conexión de 78MW mediante la solicitud de acceso abierto (SAC). Para transmitir
e inyectar la energía generada al SEN, el proyecto contempla la construcción y operación de
una subestación elevadora 33/110 kV y una línea de alta tensión en 110 kV, que se conecta
al SEN en la subestación eléctrica Quinquimo 110kV (ver figura 4.3). La relación de potencia
DC/AC entre instalada y salida de los inversores es de 1,09. Se estima que el parque entrará
en operación en el año 2027.

Figura 4.3: Proyecto de energía solar FV. Fuente: elaboración propia.

La generación horaria del primer año del parque se obtiene con la base de datos de
SolarGis y la estimación de la generación de la planta FV en el software PV Syst. El perfil
diario promedio se aprecia en la figura 4.4.
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Figura 4.4: Perfil de generación (promedio de un año) de la planta fotovol-
taica. Fuente: elaboración propia.

4.1.4. Planta desaladora
El proyecto de la planta desalinizadora surge de la necesidad de abastecer la demanda de

agua en el valle de la Aconcagua, Provincia de Petorca, principalmente para el sector agrícola
y minero. Responde a la sequía de las ultimas décadas.
Para ello, la planta desalinizadora evalúa la posibilidad de instalarse en la cercanía del pro-
yecto solar FV en cuestión, debido a que ya no existen puntos de conexión al SEN disponibles.
Además, con el fin de evitar los cargos sistémicos y no exponerse al riesgo del mercado spot
del sistema, busca conectarse a la barra en 33kV del parque solar FV (SE elevadora) y nego-
ciar con el generador, pudiendo autoconsumir detrás del medidor de alta tensión ubicado en
la SE Quinquimo 110kV (ver diagrama unilineal, figura 4.5).
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Figura 4.5: Diagrama unilineal. Fuente: elaboración propia.

La necesidad del recurso de agua de la planta desalinizadora es de 120.960 m3 al día.
Esta cantidad debe ser producida y también transportada. Se estima que la demanda para
la época de primavera aumenta en un 15 % y en verano un 30 %.
Además, se considera un consumo especifico de 3,7 kWh/m3 para la producción y 2,15
kWh/m3 para el transporte, valores conservadores considerando las tecnologías existentes
[26]. La demanda de la desaladora se resume en la tabla 4.1.

Tabla 4.1: Demanda desaladora.

Producción Transporte
Recurso Hídrico Base [m3/día] 120.960 120.960
Energía Base [MWh/día] 447,552 260,064
Energía Primavera [MWh/día] 514,685 299,074
Energía Verano [MWh/día] 581,818 338,083

Es relevante que la demanda de la desaladora oscila entre 6,5 y 20,15 MW para el trans-
porte y entre 8,7 y 26,78 MW para la producción, pudiendo alcanzar un máximo de 46,93
MW en su totalidad.

A partir de lo anterior, es posible optimizar la operación de la desaladora, minimizando la
valorización de la energía consumida, sujeto a sus requisitos de consumo. Más específicamente,
se minimiza durante toda la operación de la planta el producto entre el costo marginal y la
demanda de la desaladora. Es importante destacar que no se presentan mayores detalles de
la optimización del consumo del cliente dado que no es el objetivo de este trabajo, a pesar
de que juega un rol importante en la disminución del precio de oferta a la desaladora.
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Finalmente, se exponen los perfiles de consumo diario de la planta desaladora (promedio)
por actividad (figura 4.6) y según la época del año (figura 4.7).

Figura 4.6: Perfil de demanda de la planta desalinizadora. Fuente: elabora-
ción propia.

Figura 4.7: Perfil de demanda de la planta desalinizadora. Fuente: elabora-
ción propia.

4.1.5. Parámetros

4.1.5.1. CAPEX

El CAPEX (Capital Expenditure, en inglés) de un sistema ESS se refiere a los gastos de
capital necesarios para adquirir, instalar y poner en funcionamiento el sistema. Estos costos
incluyen todos los gastos iniciales asociados con la compra de los equipos y la infraestructura
necesaria para la instalación del sistema. Cabe mencionar que en este trabajo el CAPEX
del sistema BESS se limita a las baterías de ion-litio, inversores y transformadores, que de
manera general vienen incluidos en las soluciones propuestas por los proveedores. Para efectos
de este estudio, el BOS (Balance Of System) viene incluido en un único valor de inversión
denominado “costo de conexión”.

El precio del litio en los últimos 8 meses se ha mantenido estable (ver figura 4.8), lo que
impacta directamente en el precio de las baterías de ion-litio.
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Figura 4.8: Tendencia precio del litio. Fuente: es.tradingeconomics.com

A continuación, se tienen los siguientes datos de CAPEX para un sistema BESS de 51
[MW], expuestos en la tabla 4.2.

Tabla 4.2: CAPEX BESS 51 [MW] - julio 2021. Fuente: Hitachi.

Horas 1 2 3 4
Valor [USD/kWh] 352,25 285,07 267,86 258,31

Además, dado que el CAPEX varîa según el volumen de compra (MWh) y no se tienen
valores para autonomías superiores a 4 horas, se proponen lîneas de tendencia que permitan
extrapolar los valores de CAPEX en función del tamaño de la BESS. A partir de los datos
presentados en la figura 4.2, las curvas de tendencia que se acomodan mejor según el criterio
de mínimos cuadrados son de tipo polinomial de tercer grado y exponencial (en ese orden),
tal como se aprecia en la figura 4.9.

Figura 4.9: Extrapolación de valores de CAPEX para diferentes autonomías.
Fuente: elaboración propia.

28



Esta tendencia de CAPEX en función de la capacidad energética de la batería es coherente
con la curva observada en almacenamiento utility scale [27]. Entonces, se utiliza la curva de
tipo exponencial ajustada al valor de una BESS de 204 [MWh] de 5 horas de duración (200
USD/kWh), tal como se aprecia en la figura 4.10.

Figura 4.10: Extrapolación de valores de CAPEX para diferentes autono-
mías. Fuente: elaboración propia.

Finalmente, se tienen los datos de entrada de CAPEX para el modelo en [USD/kW] (ver
tabla 4.3). Notar que, a modo de ejemplo, si la capacidad energética óptima es de 230 [MWh]
entonces el CAPEX a utilizar es de 2.000 [kUSD/MW]. El carácter de la curva de CAPEX
[kUSD/MW] es discreto en función de la potencia [MW], dado principalmente por los altos
requerimientos computacionales al evaluarlo como una variable continua.

Tabla 4.3: Datos de entrada de CAPEX para el dimensionamiento de la
potencia del BESS en [kUSD/MW].

Capacidad MWh 204,00 255,00 306,00 357,00 408,00
Valor kUSD/MWh 218,19 200 190,39 182,5 175,88
Valor kUSD/MW 1.745,52 2.000 2.284,68 2.555 2.814,08

Cabe destacar que el CAPEX utilizado para los sistemas de almacenamiento de larga
duración son de carácter confidencial.

4.1.5.2. Parámetros técnicos

Los parámetros técnicos utilizados se resumen en la tabla 4.4.
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Tabla 4.4: Parámetros técnicos.

Unidad BESS LDES C02

RTE % 86,8 73
Degradación SOH Si No
Potencia ESS MW Variable continua 17,5 ; 22,2
Autonomía Horas 4; 5; 6; 7; 8; 9; 10; 11; 12 10;8

En particular, la curva de degradación del estado de salud (SOH) de una batería de ion-
litio que realiza un ciclo diario, cuya construcción se realiza con valores discretos entre el año
0 y 15, se presenta en la figura 4.11.

Figura 4.11: Degradación del estado de salud (SOH) de un BESS. Fuente:
elaboración propia.

4.1.5.3. Parámetros económicos

Los parámetros económicos se resumen en la tabla 4.5. De manera estándar, se asume
un 1,5 % del CAPEX total de cada sistema. Notar que la depreciación y el impuesto a las
utilidades son datos que solo se utilizan en la evaluación económica (caso emisión de deuda)
y no están integrados al modelo de optimización (caso base).

30



Tabla 4.5: Parámetros económicos.

Unidad Proyecto
OPEX ESS % de CAPEX 1,5
CAPEX Sistema FV USD/kW 600
OPEX Sistema FV USD/kW 25
Degradación anual módulos FV % 0,45
Depreciación de activos años 10
Costos de conexión al SEN kUSD 1.000
Precio de la energía (PPA) USD/MWh 80
Vida útil años 20
Valor residual BESS y Sistema FV % 15
Impuesto corporativo % 27
Tasa de descuento % 10
Tasa de interés % 7

4.1.6. Implementación
La generación de la planta FV se obtiene con PVSyst y la base de datos de SolarGis.
El modelo de optimización se programa en lenguaje Python en su versión 3.10 y se utiliza

el software de optimización Gurobipy, especializado en la resolución de problemas de optimi-
zación lineales y cuadráticos. Las simulaciones se ejecutan con un procesador AMD Ryzen 7
5800X 8-Core Processor 3.80 GHz y una memoria RAM de 64.0 GB. Se solicita un GAP de
optimalidad del 1 %.

El modelo económico se realiza con la herramienta Excel.

4.2. Resultados
En esta sección, se exponen los resultados del caso base, resultados del caso base con

emisión de deuda (financiamiento externo parcial), sensibilización de la variable CAPEX
y comparación de un sistema BESS con un sistema de almacenamiento de larga duración
(compresión y descompresión de CO2).

4.2.1. Caso Base
El Caso Base utiliza el modelo y los parámetros detallados en el capítulo anterior para

determinar el tamaño óptimo del sistema BESS. Los resultados del dimensionamiento se
presentan en la tabla 4.6.

El dimensionamiento óptimo del sistema BESS corresponde a una potencia de 21,83 MW
y una autonomía de 10 horas, teniendo así una capacidad de 218,3 MWh. Es importante
destacar que se supone que la tecnología evaluada en este caso (ion-litio), no presenta mayo-
res inconvenientes al descargarse por un periodo de 10 horas. Los resultados de autonomía
se sustentan dado el objetivo académico del trabajo y la búsqueda de un modelo genérico
indiferente de la tecnología. En efecto, se podría trivialmente modificar en el modelo la va-
riable autonomía a valores inferiores a un umbral que el usuario estime conveniente para su
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Tabla 4.6: Resultados de dimensionamiento - caso base.

Variable Unidad Valor
Potencia MW 21,83
Autonomía horas 10
Capacidad MWh 218,3

tecnología.
A continuación se exponen también los resultados de la operación del sistema de almace-

namiento, un resultado secundario que permite el mejor entendimiento de los valores óptimos
de tamaño. La elaboración de estas figuras se realiza en base a promedios de la operación en
la vida útil del parque. Tal como se aprecia en la figura 4.12, el reparto de la energía solar
fotovoltaica producida durante el transcurso de las horas solares se divide en el suministro di-
recto de la demanda, la carga del sistema de almacenamiento y las inyecciones de excedentes
al SEN. La mayor parte de la energía solar se destina al suministro directo de la demanda,
luego a las inyecciones y finalmente a la carga de las baterías.

Figura 4.12: Operación Solar. Fuente: elaboración propia.

En la figura 4.13 se puede observar el promedio de las inyecciones de excedentes y los
retiros de potencia.
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Figura 4.13: Retiros e inyecciones de potencia del parque al SEN. Fuente:
elaboración propia.

Se debe considerar que en la zona central de nuestro país se tiene una relación de produc-
ción de energía solar FV entre estaciones verano e invierno de aproximadamente 2.2. Por lo
tanto, es evidente que existe una capacidad óptima que aprovecha los excedentes de gene-
ración en verano y la capacidad remanente de las baterías en invierno. Dicho esto, se debe
aclarar que en la operación (figura 4.13 de retiros e inyecciones) se observa una combinación
de retiros e inyecciones en simultáneo, pero en la realidad esto corresponde a un promedio y
gran parte de los retiros para carga del ESS se realizan en invierno.

Luego, se presenta la estructura de suministro de la desaladora. El suministro se des-
compone en la energía solar proveniente directamente del parque, energía proveniente de las
baterías y energía proveniente del SEN. En primer lugar se observa durante las horas de sol
un suministro casi total de energía solar, complementando la energía faltante con retiros de
potencia del SEN. Durante las horas sin presencia de sol, se combinan retiros con la descarga
de las baterías para el suministro (ver figura 4.14).

Además, se aprecia una descarga del sistema BESS constante durante las horas sin presen-
cia de sol, principalmente dado que no recibe incentivos de precio para la descarga (precio de
venta de la PPA constante). Esto, a diferencia de los retiros de la red (ya sea para suministro
directo como para carga de las baterías) y de las inyecciones. En efecto, se aprecia en la figura
4.13 en horas de sol las inyecciones son más importantes entre las 12 y las 15 horas dado que
el costo marginal es levemente más alto que entre las 8 y las 12 horas. Además, se observa
un aumento de los retiros al acercarse las horas punta, lo cual es lógico entendiendo que los
costos marginales se mantendrán altos hasta por lo menos el inicio de las horas de sol del
siguiente día y que no habrá una producción de energía hasta ese entonces.
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Figura 4.14: Estructura de suministro de la demanda.

Finalmente, en la tabla 4.7 se presentan los resultados de Valor Actual Neto, Tasa Interna
de Retorno, Levelized Cost Of Storage, precio de PPA break even (tal que VAN = 0) y la
exposición a la red (porcentaje de energía retirada respecto del consumo de la desaladora).
Se presenta el flujo de caja del caso base en el ANEXO 1.

Tabla 4.7: Resultados caso base.

VAN kUSD -8.064
TIR % 9,0
LCOS USD/MWh 53,4
Precio (PPA) break even USD/MWh 84,5
Exposición a la red % 43,0

Se observa en la tabla 4.7 una VAN de -8.065 MUSD, con una TIR de 9 %. A pesar de tener
una VAN negativa, los resultados de Caso Base se pueden decir satisfactorios, alcanzando
un valor cercano al costo de Capital de empresas generadoras importantes en nuestro país,
tales como Enel que tiene un costo de capital Ke de 9,7 % según un informe de evaluación
independiente de Asset Chile [28]. Se puede decir que Enel es un potencial interesado.

4.2.2. Emisión de deuda y break − even point

Se exponen los indicadores económicos más relevantes al utilizar un financiamiento de un
externo del 75 % de la inversión, simulado como un crédito a cuota fija con una tasa de interés
de 7 %. El 25 % restante es financiado con Capital Propio. Se presenta el flujo de caja del
caso base en el ANEXO 2.

Tabla 4.8: Resultados con emisión de deuda

VAN kUSD 9.967
TIR % 14,3
LCOS USD/MWh 53,4
Precio (PPA) break even USD/MWh 75,3
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4.2.3. Análisis de sensibilidad
Una de las variables más relevantes a la hora de dimensionar y evaluar un sistema de

almacenamiento es el LCOS. Este se determina a partir del CAPEX, el OPEX, y la energía
descargada durante su vida útil. Además, dado que el OPEX es un porcentaje del CAPEX y
que la energía descargada depende del tamaño de la BESS (que a su vez depende de ambas
variables anteriormente mencionadas), se realiza un análisis de sensibilidad con el CAPEX.
Respecto de la referencia de 2000 kUSD/MW se utiliza -10 %, -20 %, 10 % y 20 %.

Figura 4.15: Análisis de sensibilidad CAPEX BESS.

4.2.4. BESS y almacenamiento de larga duración
Se presentan los resultados de una evaluación a 30 años de un sistema de almacenamiento

de larga duración, junto a una evaluación del sistema BESS. Se considera un gasto de recambio
de celdas en el año 15 de valor 50 % del CAPEX inicial del sistema BESS. Esto último permite
duplicar una operación a 15 años, comparando con una tecnología de vida útil de 30 años
y acercándose a un escenario realista. Como ya se menciona anteriormente, el sistema de
almacenamiento de larga duración no presenta caídas en el estado de salud ni en el round
trip efficiency durante su vida útil. Los flujos de caja se presentan en el ANEXO 3.

Tabla 4.9: Resultados BESS contra almacenamiento de larga duración.

BESS ED
VAN kUSD 15.620 12.566
TIR % 14,9 13,5
LCOS USD/MWh 51,1 45,3
Vida útil años 30 30
Precio PPA break even USD/MWh 73,5 74,7
P_ESS MW 21,83 22,7
Autonomía horas 10 8,81
Capacidad MWh 218,3 200
Exposición a la red % 43 45,1
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4.3. Discusión: contraste de resultados y mercado eléc-
trico actual

4.3.1. Costos sistémicos
La CNE, cuatrienalmente debe llevar a cabo el proceso de calificación de las instalaciones

de los distintos segmentos del sistema de transmisión, en consistencia con las consideraciones a
las que hace referencia el artículo 87o de la Ley. La CNE agrupa una o más áreas territoriales
para conformar los respectivos sistemas de transmisión zonal. El informe técnico final de
calificación de instalaciones de los sistemas de transmisión para el periodo 2024-2027 informa
que la barra Quinquimo es calificada como Zonal y pertenece al Área B (tabla 4.10).

Tabla 4.10: Características barra Quinquimo 110 kV.

Tramo de Subestación Calificación Área
Quinquimo Zonal Área B

Además, para la barra Quinquimo 110 kV y considerando los costos sistémicos del año
2023, se pueden descomponer los cargos por retiro totales según lo que se aprecia en la tabla
4.11. El valor total o final es el que debe utilizarse para comparar el proyecto BTM con uno
tradicional, dado que en el caso BTM solo se paga un porcentaje de estos.

Tabla 4.11: Costos de retiro por uso del sistema de transmisión en la barra
Quinquimo 110 kV y costos sistémicos, año 2023.

Cargos Valor [USD/MWh]
Nacional 2,66

Zonal Área B 110 kV 6,88
Costos sistémicos 14,1

Cargo por Potencia 110 kV 16,91
Total 40,55

Es necesario recalcar en esta sección uno de los resultados mas importantes del trabajo:
con la solución BTM que se propone, se está únicamente retirando un 43 % del consumo del
cliente. En otras palabras, el cliente auto-consume 57 % de la energía total. Esto tiene un
impacto directo en la boleta final del cliente dado que ahorra el 57 % de los cargos mencionados
en 4.11.

Por otro lado, es importante mencionar que los costos sistémicos deberían seguir aumen-
tando con el aumento de la penetración de las ERNC, pero específicamente la componente de
precio estabilizado de PMG/PMGD. En efecto, a partir de aproximadamente el año 2015, los
PMG/PMGD deciden acogerse al esquema de precios estabilizados regulado por el DS244,
el cual establece un precio uniforme durante las 24 horas del día. Esto provoca que los gene-
radores del mercado spot, tengan que cubrir la diferencia entre el costo marginal y el precio
estabilizado aumentando significativamente los costos sistémicos (y por ende un costo adi-
cional para el consumidor). En respuesta a esta medida, en octubre de 2020, el Ministerio de
Energía publica el DS88 en el Diario Oficial, derogando el reglamento anterior (DS244). Este
nuevo reglamento, entre otras cosas, divide en seis bloques horarios en lugar de un precio
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único mensual para disminuir la brecha entre costos marginales y precio estabilizado. Sin
embargo. es importante considerar que pese a esta modificación normativa, los PMG/PMGD
que se inscribieron antes de abril de 2022, aún se acogen a las tarifas del DS244 [29], por lo
que la componente de precio estabilizado en los costos sistémicos debería aumentar.

4.3.2. Bases comerciales PPA
El suministro desde la red considera bloques horarios invariables a lo largo el año, cual-

quiera sea el régimen de huso horario. En este caso, el cliente libre demanda suministro de
289,77 GWh anuales. Se solicita que este suministro sea de 24/7, con precio único sin blo-
ques horarios ni precio diferenciado. Recordando que para el suministro de la demanda solo
se retira una parte de la energía del SEN, se propone la expresión 4.1 para ofertar al cliente.

Pf = PE + Cr · R (4.1)

Donde:
- Pf es el pago final del cliente (en USD/MWh).
- Cr es el cargo total por retiro en la barra Quinquimo 110 kV (en USD/MWh), detallado en
la tabla 4.11.
- PE es el precio de la energía de oferta (en USD/MWh).
- R es el porcentaje de energía retirada de la red respecto al consumo total del cliente.

Al evaluar en la expresión 4.1 los resultados obtenidos en el caso emisión de deuda se
obtiene que la facturación al cliente es de 92,74 USD/MWh. Luego, con el fin de comparar
un contrato de compra y venta BTM con una PPA tradicional, se utiliza el valor de nudo
de corto plazo en su componente de energía (barra Nogales 200 kV) [8] y se asume que el
100 % de la energía es retirada del SEN. Además, reordenando 4.1 se puede obtener 4.2, y al
utilizar Pf del caso BTM, se puede encontrar el precio de energía PE máximo competitivo en
una PPA tradicional respecto del caso BTM. Este último corresponde a 52,19 USD/MWh.

PE = Pf − Cr · R (4.2)

Tal como se observa en la tabla 4.12, la configuración BTM para una PPA no es más
económica respecto del PNCP. Además, a pesar de que esto no se cuantifica en este trabajo,
la configuración permite disminuir el riesgo del mercado spot, dado que se retira solo el 43 %
de la energía consumida.

Tabla 4.12: Comparación de una PPA BTM con una PPA tradicional.

PPA PE [USD/MWh] Cr [USD/MWh] Pf [USD/MWh]
BTM 75,3 17,44 92,74

FTM PNCP 67,49 40,55 108,04
FTM 52,19 40,55 92,74
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Capítulo 5

Conclusiones

Esta investigación surge frente a una problemática ante la tendencia al alza de los costos
sistémicos del SEN, a los desacoples de los costos marginales entre la zona norte y central del
país, al aumento de la penetración de las ERNC, principalmente intermitentes en la matriz
eléctrica chilena, y una tendencia al desarrollo de los ESS. Existe una exhaustiva cantidad de
estudios acerca del dimensionamiento de sistemas de almacenamiento, pero poco se sabe del
dimensionamiento de ESS en instalaciones de generación a gran escala destinadas (prioritaria-
mente) al auto-consumo. En este contexto, se presenta un modelo aplicable indiferentemente
de la tecnología de almacenamiento, que a su vez facilita la integración de los ESS en el SEN
y entrega un primer análisis técnico-económico.

En el presente trabajo se levantaron los parámetros y antecedentes para poder simular
la operación de una planta FV a escala utility de autoconsumo, junto con la integración
del sistema de almacenamiento detrás del medidor. Se desarrolla un modelo matemático
que dimensiona el ESS, supliendo la demanda de un cliente libre de aproximadamente 289,77
GWh anuales. Con esto, se hace frente al alza de los costos sistémicos y el riesgo de exposición
a costos marginales del cliente, pudiendo además ofertar precios de energía competitivos
incluyendo todos los cargos asociados al suministro.

Uno de los resultados más significativos en los casos evaluados son los precios de PPA
break even, que permiten dar una idea de la competitividad del proyecto BTM respecto de
uno tradicional. En particular, el caso de emisión de deuda, se llega a un precio por energía de
75,3 USD/MWh. Este precio responde no solo a un modelamiento matemático de la operación
del parque sino también a un modelo de evaluación económica, cuyos parámetros pueden ser
modificados en función del cliente libre o caso a estudiar. En efecto, en el presente trabajo
se consideran impuestos a las utilidades de 27 %, pero se podría eventualmente considerar
un mandante con una estructura financiera interna diferente y no considerar la paga de
impuestos, disminuyendo considerablemente el precio de la PPA break even.

Finalmente, el estudio responde a una tendencia cada vez mas evidente en la industria
eléctrica chilena, donde clientes libres buscan tener sus propias instalaciones de generación
para abastecer de energía sus actividades productivas. Actividades como desalación de agua,
minería, agricultura, producción de hidrógeno verde, amoniaco verde, entre otras, pueden
optar por esta configuración BTM reduciendo sus costos y riesgos.
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ANEXOS

Anexo A: flujo de caja, caso base

Anexo B: flujo de caja con emisión de deuda
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Anexo C: flujos de caja, evaluación a 30 años
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