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GLOSARIO DE SIGLAS 

ACCUs : Unidades de crédito de carbono australianas (Australian carbon credit units, 

Australia) 

ACP : Proveedores de certificados acreditados (Accredited Certificate Providers, 

Australia) 

AEMC : Comisión Australiana del Mercado de Energía (Australian Energy Market 

Commission, Australia) 

ARENA :  Agencia Australiana de Energías Renovables (Australian Renewable Energy 

Agency, Australia) 

CAISO : Operador de Sistema Independiente de California (California Independent 

System Operator, Estados Unidos) 

CCA : Agregación de opción comunitaria (Community Choice Aggregation, 

Estados Unidos) 

CCGE : Consumidores con Capacidad de Gestión de Energía (Chile) 

CEC : Comisión de Energía de California (California Energy Comission, Estados 

Unidos) 

CEFC : Corporación de Financiamiento de Energía Limpia (Clean Energy Finance 

Corp, Australia) 

COAG : Consejo de Gobiernos Australianos (Council of Australian Governments, 

Australia)  

CPP : Tarificación de punta crítica (critical peak pricing, Estados Unidos) 

CPUC : Comisión de Servicios Públicos de California (California Public Utilities 

Comission, Estados Unidos) 

CRF : Construcción de Instalaciones de Investigación (Construction of Research 

Facilities, Estados Unidos)  

DLC : Control directo de carga (Direct load control, Australia) 

DMIAM : Mecanismo de Habilitación para la Innovación en Gestión de Demanda 

(Demand Management Innovation Allowance Mechanism, Australia) 

DMIS : Esquema de Incentivo de Gestión de Demanda (Demand Management 

Incentive Scheme, Australia) 

DOE : Departamento de Energía (Department of Energy, Estados Unidos) 

DR : Respuesta de Demanda (Demand Response) 

DRAM : Mecanismo de subastas de respuesta de demanda (Demand Response 

Auction Mechanism, Estados Unidos) 

DRP : Proveedores de Respuesta de Demanda (Demand Response Provider, 

Estados Unidos) 

DSM : Gestión de la Demanda (Demand Side Management) 

EE : Eficiencia energética 

EEC : Consejo de Eficiencia Energética (Energy Efficiency Council, Australia) 

EEIS : Esquema de Mejora de Eficiencia Energética (Energy Efficiency 

Improvement Scheme, Australia) 

ER : Energías renovables 

ERP : Plan de Reducción de Energía (Energy Reduction Plan, Australia) 

ESC : Comisión de Servicios Esenciales (Essential Services Commission, Australia) 

ESCOSA : Comisión de Servicios Esenciales de South Australia (Essential Services 

Commission of South Australia, Australia) 

ESP : Proveedor de servicios eléctricos (Electric Service Provider) 
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EVCN : Red de Carga de Vehículos Eléctricos (Electric Vehicle Charge Network, 

Estados Unidos) 

FCAS : Servicios Complementarios de Control de Frecuencia (Frequency Control 

Ancillary Services, Australia) 

FERC : Comisión Federal Reguladora de Energía (Federal Energy Regulatory 

Comission, Estados Unidos)  

FIT : Feed-in tariff 

IACs : Centros de Asesoramiento Industrial (Industrial Assessment Centers, Estados 

Unidos) 

IOU : Empresas de servicios públicos de propiedad de inversores (Investor Owned 

Utility, Estados Unidos) 

IPART : Tribunal Independiente de Precios y Regulación (Independent Pricing and 

Regulatory Tribunal, Australia) 

ITS : Servicios Industriales Tecnológicos (Industrial Technology Services, Estados 

Unidos) 

LGSE : Ley General de Servicios Eléctricos (Chile) 

MEP : Asociación de Extensión Manufacturera (Manufacturing Extension 

Partnership, Estados Unidos) 

NEM : Mercado Nacional de Electricidad (National Electricity Market, Australia) 

NEPP :  Plan Nacional de Productividad Energética (National Energy Productivity 

Plan, Australia) 

NER : Reglas Nacionales de Electricidad (National Electricity Rules, Australia) 

NERC : Corporación Norteamericana de Confiabilidad Eléctrica (North American 

Electric Reliability Corporation, Estados Unidos) 

NIST : Instituto Nacional de Estándares y Tecnología (National Institute of Standards 

and Technology, Estados Unidos) 

NSCAS : Complementarios de Control de Soporte de Red (Network Support Control 

Ancillary Services, Australia) 
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PDR : Recursos de Demanda Proxy (Proxy Demand Resources, Estados Unidos) 

PG&E : Pacific Gas and Electric (Estados Unidos) 

PMGD : Pequeños medios de generación distribuidos (Chile) 

PRC : Código de Recursos Públicos (Public Resources Code, California) 

PUC : Código de Servicios Públicos (Public Utilities Code, California) 

PX : Intercambio de potencia (Power Exchange, Estados Unidos) 

RAP : Regulatory Assistance Project 

RERT : Comerciante de Reserva de Emergencia y Confiabilidad (Reliability and 
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SCE : Southern California Edison (Estados Unidos) 

SDG&E : San Diego Gas and Electric (Estados Unidos) 

SEP : Desempeño Energético Superior (Superior Energy Performance, Estados 

Unidos) 
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1. ANTECEDENTES 

En Chile la participación de las energías renovables no convencionales ha aumentado 

rápidamente. Entre las principales razones para esta importante transición hacia una 

matriz más sostenible se cuenta la baja en los costos de la tecnología, la volatilidad en los 

precios de los combustibles fósiles, y las mejoras regulatorias implementadas, entre las que 

se mencionan el sistema de cuotas, las licitaciones de suministro y la promoción de la 

generación residencial a través del net billing. 

Aun cuando se han realizado mejoras regulatorias, como el aumento de los incentivos 

para la incorporación de energías renovables a la matriz eléctrica y la implementación de 

proyectos demostrativos por parte del Estado, se estima que la siguiente etapa de 

expansión de renovables va a enfrentar nuevos desafíos, principalmente ampliar los 

grados de flexibilización el mercado y generar las condiciones para aumentar aún más la 

participación de energías renovables a todo nivel, ya sea a través de grandes centrales o 

a través de “prosumidores” - consumidores que inyectan sus excedentes de generación 

eléctrica.  

En este sentido, el consorcio conformado por ATS Energía y EBP Chile han desarrollado un 

trabajo orientado a identificar las mejores prácticas a nivel internacional para aplicar en 

Chile en cuanto a flexibilidad del mercado eléctrico y para aumentar la participación de 

la cogeneración y/o gestión de la demanda del sector industrial. 

1.1.  OBJETIVOS 

El desarrollo de este trabajo está orientado a dar cumplimiento a los siguientes objetivos: 

Objetivo general: 

Elaborar un documento con recomendaciones que consideren las mejores prácticas a 

nivel internacional, para permitir la integración de medidas de flexibilidad del sistema 

eléctrico y a la participación de la cogeneración y/o gestión de la demanda del sector 

industrial en los mercados de electricidad de Chile. 

Objetivos específicos: 

1. Identificar las mejores prácticas a nivel internacional en cuanto al marco legal y 

regulatorio dedicado a la flexibilidad del sistema eléctrico y a la participación de 

la cogeneración y gestión de la demanda del sector industrial en los mercados de 

la electricidad. 

2. Comparación del marco legal y regulatorio chileno con las mejores prácticas 

identificadas para determinar la aplicabilidad de estas al caso chileno. 

3. Adaptación de las mejores prácticas al caso chileno, identificación de brechas 

para los cambios requeridos y presentación de recomendaciones para modificar 

el marco regulatorio chileno actual 
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4. Crear una hoja de ruta para la implementación de las recomendaciones, en 

cuanto a la participación de la cogeneración y gestión de la demanda del sector 

industrial en los mercados chilenos de la electricidad. 
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2. ANÁLISIS DE LA SITUACIÓN INTERNACIONAL 

El objetivo de esta revisión es analizar las experiencias que se han tenido en el contexto 

internacional, y determinar cuáles de ellas podrían aplicarse en Chile. Este análisis permite 

identificar las lecciones aprendidas y mejores prácticas implementadas, para luego 

evaluar su aplicabilidad a la realidad nacional. 

2.1.  CALIFORNIA, ESTADOS UNIDOS 

Las redes de transmisión de electricidad en EE. UU. se agrupan en tres sistemas 

interconectados mayores que se interconectan en múltiples puntos: del Este, del Oeste y 

de Texas. Además, existe el sistema de Alaska, un sistema menor que, a diferencia de los 

anteriores, se encuentra aislado del resto del país1. La red eléctrica de California se 

encuentra ubicada en el sistema interconectado del oeste, y se divide en 2 

subsegmentos2:  

 Sistema de transmisión de alta tensión: mueve la energía desde las generadoras 

hasta a las subestaciones y a algunos consumos mayores, y  

 Sistema de distribución: entrega la energía a medio y bajo voltaje, desde la 

subestación hasta los consumos finales3.  

Las autoridades que regulan el mercado eléctrico se dividen entre las que tienen 

competencias en toda la nación y aquellas cuyo alcance se limita a un estado4. 

Alcance nacional: 

 Departamento de Energía (Department of Energy, DOE): responsable de la 

seguridad y prosperidad de la nación, enfrentando los desafíos energéticos y 

ambientales.5 

 Comisión Federal Reguladora de Energía (Federal Energy Regulatory Comission, 

FERC): agencia independiente que regula la transmisión interestatal de gas 

natural, petróleo y electricidad, propiciando un suministro económicamente 

eficiente, seguro y confiable a los consumidores.6 

                                                      

1 Revisado online el 27 de marzo de 2019, en https://www.revolvy.com/page/Alaska-Interconnection 

2 Revisado online el 13 de febrero de 2019 en 
https://www.eia.gov/energyexplained/index.php?page=electricity_delivery  

3 Revisado online el 27 de marzo de 2019, en https://www.ucsusa.org/clean-energy/how-electricity-grid-
works 

4 Entiéndase “estado” como una de las divisiones político-administrativas en las cuales se divide Estados 
Unidos, que se gobierna por leyes propias, pero no tiene algunas competencias del gobierno central. 

5 Revisado online el 15 de febrero de 2019, en https://www.energy.gov/about-us  

6 Revisado online el 15 de febrero de 2019, en 
https://www.ferc.gov/about/about.asp?csrt=17528440676906399836  

https://www.revolvy.com/page/Alaska-Interconnection
https://www.eia.gov/energyexplained/index.php?page=electricity_delivery
https://www.ucsusa.org/clean-energy/how-electricity-grid-works
https://www.ucsusa.org/clean-energy/how-electricity-grid-works
https://www.energy.gov/about-us
https://www.ferc.gov/about/about.asp?csrt=17528440676906399836
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 Corporación Norteamericana de Confiabilidad Eléctrica (North American Electric 

Reliability Corporation, NERC): autoridad regulatoria sin fines de lucro, supervisada 

por la FERC y el Gobierno Canadiense. Apunta a garantizar la confiabilidad y 

seguridad del sistema eléctrico de Norteamérica, a través del desarrollo y 

reforzamiento de estándares de confiabilidad, asesoramientos estacionales y a 

largo plazo, y de educar, entrenar y certificar personal en la industria. Posee 

jurisdicción sobre EE. UU., Canadá y ciertas zonas de México.7 

Alcance estatal: 

 Comisión de Servicios Públicos de California (California Public Utilities Comission, 

CPUC), regula los servicios y las empresas de servicios públicos, incluyendo las de 

electricidad. Protege a consumidores y al medio ambiente, y garantiza el acceso 

a servicios e infraestructura de servicios públicos seguros y confiables.8 

 Operador de Sistema Independiente de California (California Independent System 

Operator, CAISO), encargado de mantener la confiabilidad de la red eléctrica y 

operar un mercado energético mayorista transparente y accesible.9 Opera bajo 

los términos y condiciones aprobados por FERC y contenidos en FERC Electric Tariff 

(CAISO, 2019), documento que prevalece ante cualquier divergencia con otras 

regulaciones. 

 Comisión de Energía de California (California Energy Comission, CEC), principal 

agencia de políticas y planificación del Estado. Impulsa a crear un sistema 

eléctrico en el cual las energías renovables (ER), EE, innovación, entre otros, son 

claves para el futuro (State of California Energy Comission, 2019). 

La responsabilidad de las autoridades californianas respecto al mercado eléctrico es “to 

ensure that a reliable supply of electrical energy is maintained at a level consistent with the 

need for such energy for protection of public health and safety, for promotion of the 

general welfare, and for environmental quality protection”. (Brown, 2014) 

 SITUACIÓN REGULATORIA 

Entre 1993 y 1998, se llevó a cabo un proceso de desregulación del mercado eléctrico en 

California para implementar competencia en segmentos donde fuera adecuado, lo que 

significó el desarrollo de un modelo sin integración vertical (aunque las empresas 

distribuidoras retuvieron una porción menor de la generación), con un operador del 

sistema (CAISO), que además operaba el mercado de servicios complementarios10 

(SSCC). Además, se prohibió a las distribuidoras la posibilidad de firmar contratos, 

debiendo transar solamente al precio spot en una bolsa de energía (PX, Power 

Exchange). (Montero & Sánchez, 2001) 

                                                      

7 Revisado online el 15 de febrero de 2019, en https://www.nerc.com/AboutNERC/Pages/default.aspx  

8 Revisado online el 15 de febrero de 2019, en http://www.cpuc.ca.gov/  

9 Revisado online el 13 de febrero de 2019 en http://www.caiso.com/about/Pages/default.aspx  

10 Los servicios complementarios son aquellos productos necesarios para garantizar la calidad, seguridad y 
eficiencia económica del sistema, como la regulación de frecuencia, de tensión, etc. 

https://www.nerc.com/AboutNERC/Pages/default.aspx
http://www.cpuc.ca.gov/
http://www.caiso.com/about/Pages/default.aspx
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En 2001, California enfrentó una crisis energética relevante, dado que las distribuidoras 

estaban obligadas a vender a un precio regulado, y los precios del mercado spot se 

habían incrementado de manera importante (30 USD/MWh a principios de 1998, casi 390 

USD/MWh a fines del año 2000, motivado en parte por el alza del precio del gas natural, 

de los permisos transables de emisión de NOx y un aumento en la demanda energética) 

lo que significaba que las empresas no podían recuperar sus costos hundidos, enfrentando 

grandes pérdidas, terminando al borde de la quiebra, y con continuas interrupciones de 

suministro. La excepción fue San Diego Gas & Electric, que traspasó las alzas a los 

consumidores que no tenían firmados contratos de largo plazo. (Montero & Sánchez, 2001) 

Posterior a la crisis, se mejoró el diseño regulatorio, derivando en un mercado mayorista 

más estable, con precios estables también. Por ejemplo, se permitió a consumidores firmar 

acuerdos con proveedores de servicios eléctricos distintos a los distribuidores (Direct 

Accesses (DA) o Community Choice Aggregation (CCA)).11 Las DA son servicios que 

permiten a los clientes comprar la electricidad directamente a proveedores de servicios 

eléctricos (Electric Service Provider), mientras que la empresa de servicios públicos 

mantiene la entrega de energía eléctrica a través de su red de distribución. Actualmente, 

los sectores no residenciales pueden acceder a estos proveedores, y existe un límite 

máximo para esto, que se asigna mediante sorteos. Por otro lado, las CCA son empresas 

de servicio público que agregan la capacidad de compra de los clientes individuales 

dentro de una jurisdicción, con la finalidad de asegurar contratos de suministro de 

energía. En California los clientes son automáticamente inscritos en las CCA, con la opción 

de retirarse. 

Con el correr de los años, nuevos desafíos se generaron por las ambiciosas metas de 

sustentabilidad ambiental impuestas al mercado como, por ejemplo, la obligatoriedad de 

incorporar ER a la matriz. (Sioshansi, 2016) 

A continuación, se describe la situación regulatoria actual en lo que respecta a buenas 

prácticas que promueven la flexibilidad y eficiencia. 

2.1.1.1. TARIFICACIÓN 

En California las utilidades de las empresas se encuentran desacopladas de las ventas de 

energía, es decir, los ingresos de las empresas no se ven mermados por la implementación 

exitosa de programas de EE. El desacoplamiento (decoupling) entre ventas y utilidades de 

las compañías energéticas fue introducido en California en 1982 (SCE, Rates and public 

policy, 2013). Con esto, las empresas eléctricas dejan de percibir el incentivo de 

rendimiento, que las motiva a vender más electricidad para rentabilizar sus redes. 

(California Public Utilities Commission, 2018)12 

                                                      

11 Como se establece en la Regla Eléctrica N°22, y se menciona en (CPUC, California Customer Choice, 2018) 

12 Existen distintos mecanismos para implementar el desacoplamiento. Básicamente, en el año 0 se realiza 
una revisión de los costos de la empresa a ser remunerados y una proyección de demanda, en base a la cual 
se estima una tarifa. Luego de transcurrido el año 1 (o periodo tarifario 1) se evalúa si la recaudación fue 
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Complementario al desacoplamiento, en 2007 CPUC estableció un sistema de incentivos 

orientados a entregar ganancias para las empresas eléctricas cuando invierten en 

medidas de EE costo-efectivas, además de ofrecer a los clientes un retorno estimado de 

más del 100% de su inversión en EE. (CPUC, sin año)13 

El establecimiento de incentivos para las distribuidoras representa una disminución 

sustancial en los costos de desarrollo del negocio, y por tanto de las tarifas a los 

consumidores, dado el desplazamiento de inversiones más costosas para asegurar la 

oferta. Estos incentivos consideran: (CPUC, Decision 07-09-043, 2007) 

 El nivel potencial de ganancias por la adopción del mecanismo de incentivo 

representa una oportunidad significativa de obtener utilidades para los accionistas 

de las empresas eléctricas. 

 Las utilidades para los accionistas solo son obtenidas cuando los programas de EE 

producen beneficios positivos (ahorros – costos) para los contribuyentes. 

 Las utilidades solo se acumulan si se alcanzan o sobrepasan metas de ahorros. 

 Los beneficios económicos para la distribuidora son mayores cuando el 

desempeño de los programas es superior al esperado. 

 El cálculo de los beneficios netos alcanzados es verificado de manera 

independiente por un ente regulador y/o fiscalizador, utilizando metodologías de 

medición y verificación basadas en protocolos internacionalmente reconocidos. 

 Los contribuyentes reciben la gran mayoría de los beneficios económicos, dado 

que son ellos quienes costean el portafolio de proyectos de EE. 

 Los beneficios para la distribuidora son balanceados por el riesgo de ser 

penalizados si no alcanzan los objetivos, cuando son obligados a pagar a los 

contribuyentes por estos resultados negativos. 

 La curva de incentivos y penalizaciones se establece de manera simétrica, para 

que tanto los contribuyentes y la distribuidora tengan la misma exposición al riesgo, 

mientras se incentiva un rendimiento superior. 

Complementario a lo anterior, en California, las tarifas dependientes del horario de uso 

(time of use, TOU) son obligatorias para clientes comerciales, industriales y agrícolas, y son 

voluntarias para los consumidores residenciales.14 

                                                                                                                                                                  
inferior o superior (demanda más baja o alta que la proyección) a lo esperado. En el primer caso, en el 
segundo año (o periodo tarifario 2) las tarifas son reajustadas al alza de modo que la empresa reciba lo que 
no recuperó en el año (periodo tarifario) anterior, mientras que, en el segundo caso, las tarifas se reajustan 
a la baja. Así, las empresas no ven aumentadas o disminuidas sus utilidades en función de las ventas de 
energía.  

13 Se consultó vía correo electrónico a CPUC por la vigencia de estos programas, y no se obtuvo respuesta. 

14 Revisado online el 18 de febrero de 2019, en http://www.cpuc.ca.gov/general.aspx?id=12194 
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Para el diseño de las tarifas TOU, se reconoció que no solo deben tenerse en cuenta los 

precios marginales, sino que también la “perspectiva de la red”, en la definición de las 

bandas horarias en las que los precios se ven incrementados. En (CPUC, Order Instituting 

Rulemaking to Assess Peak Electricity Usage Patterns and Consider Appropriate Time 

Periods for Future Time-of-Use Rates and Energy, 2015) se estableció que debía realizarse 

un proceso deliberativo para el establecimiento de los parámetros propios de las tarifas 

TOU, donde CAISO, las distribuidoras, y otros agentes de mercado, aportaron con 

información y su participación en talleres de trabajo. El proceso concluyó con la 

publicación de la Decisión 17-01-006, del 19 de enero de 201715 donde se indican los 

lineamientos para el establecimiento de las tarifas, y la manera de evaluar 

periódicamente si se ajustan al desempeño del mercado. 

Por otro lado, entre las funciones de CPUC respecto a la conservación de recursos 

energéticos, se establece que debe realizar investigaciones, proyectos de investigación, u 

otros para reducir “to reduce the wasteful, uneconomic, inefficient, or unnecessary 

consumption of energy,”16. Respecto de las temáticas sobre las que debe investigar se 

encuentra el precio de la energía, y debe emitir un reporte bianual. Junto con lo anterior, 

CPUC debe asegurar una asignación de costos equitativa entre generación y respuesta 

de demanda.17 

En (CEC, 2018) se destaca que CAISO está tratando de mejorar sus métodos de 

pronóstico, considerando escalas de tiempo de 15 minutos, y no de una hora, aplicándolo 

al Day Ahead Market Enhancement. El objetivo es mejorar la eficiencia del mercado y 

alinear los recursos para satisfacer las necesidades de rampa. Existe un plan de trabajo 

para el desarrollo de estas mejoras, y se espera implementar el cambio de 1 hora a 15 

minutos en otoño de 2020 (CAISO, 2019). 

2.1.1.2. PLANIFICACIÓN DE LAS REDES 

En FERC Electric Tariff 4.4.4 (CAISO, 2019), se establece que las expansiones o 

modificaciones de las redes de un distribuidor deben ser coordinadas entre distribuidores y 

transmisores que se vean afectados. Además, en 4.4.5.1 se establece que CAISO, 

transmisores y distribuidores deben compartirse la información relevante para los estudios 

de planificación del sistema. 

                                                      

15 Decision 17-01-006 January 19, 2017 - Decision Adopting Policy Guidelines to Assess Time Periods for 
Future Time-Of-Use Rates and Energy Resource Contract Payments, 25402. 

16 Public Resources Code (PRC) – Division 15. Energy Conservation and Development. Chapter 5. Energy 
Resources Conservation. 

17 Public Utilities Code (PUC), Division 1: Regulation of Public Utilities, Part 1: Public Utilities Act, Chapter 2.3. 
Electrical Restructuring, Article 6: Requirements for the Public Utilities Commission.  
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Entre las funciones de CPUC, establecidas en Public Utilities Code (PUC)18 se indica que 

debe considerar los recursos de respuesta de demanda en la planificación y operación 

de las reservas de las entidades que suministran cargas. 

En PUC19 se establece que las empresas eléctricas deben enviar a CPUC una propuesta 

de plan de distribución de recursos, para identificar la ubicación óptima de los recursos 

distribuidos, incluyendo obligatoriamente, la evaluación de beneficios y costos de su 

ubicación, considerando incremento o disminución de inversiones en infraestructura, 

beneficios de seguridad y confiabilidad, u otros ahorros que pudiesen observarse. En la 

misma sección del PUC se especifica que “Any electrical corporation spending on 

distribution infrastructure necessary to accomplish the distribution resources plan shall be 

proposed and considered as part of the next general rate case for the corporation. The 

commission may approve proposed spending if it concludes that ratepayers would realize 

net benefits and the associated costs are just and reasonable. The commission may also 

adopt criteria, benchmarks, and accountability mechanisms to evaluate the success of 

any investment authorized pursuant to a distribution resources plan.” 

Un elemento que se instauró como respuesta a la crisis de 2001, corresponde a los 

programas Resource Adequacy (RA), donde las entidades que sirven cargas deben tener 

un 15% de margen de reserva en relación a la demanda máxima. Deben establecerse 

planes que contemplen alcances local y sistémico, presentados cada octubre, y que 

demuestren que han conseguido un 90% de sus obligaciones sistémicas de RA para los 5 

meses de verano y 100% de las locales para los 12 meses. Entre los recursos considerados, 

se encuentra la respuesta de demanda, junto con mecanismos de asignación de costos, 

recursos fijos y recursos reliability must-run, además de contratos bilaterales (CPUC, 2018) 

2.1.1.3. SERVICIOS COMPLEMENTARIOS 

En PUC División 1, parte 2, capítulo 7.7, sección 2837, literal (h), se establece que los 

sistemas de almacenamiento pueden participar de la provisión de SSCC, de la misma 

forma que las centrales. 

En 2010 se estableció que los agregadores de demanda pueden participar en el mercado 

de servicios complementarios. (CAISO, 2018).  

2.1.1.4. RESPUESTA DE LA DEMANDA 

Electric Rule N°24 – Direct Participation Demand Response establece la regulación para la 

participación en el mercado con respuesta de demanda (DR) de empresas de servicio 

público. Los elementos más relevantes de la norma son: 

                                                      

18 Public Utilities Code (PUC), Division 1: Regulation of Public Utilities, Part 1: Public Utilities Act, Chapter 2.3. 
Electrical Restructuring, Article 6: Requirements for the Public Utilities Commission, Section 380, (C).  

19 Public Utilities Code (PUC), Division 1. Regulation of Public Utilities, Part 1. Public Utilities Act, Chapter 4. 
Regulation of Public Utilities, Article 3. Equipment, Practices, and Facilities, Section 769. 
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 Capítulo A, #1, (c), se define a los proveedores de respuesta de demanda (DRP) 

como aquellos que proveen el servicio de “to aggregate retail customers to bid 

loads on their behalf into the CAISO’s wholesale market using DR products”.  

 Múltiples agentes pueden participar en el mercado como DRPs: empresas de 

servicios públicos de propiedad privada (Investor Owned Utility, IOU), Proveedores 

de Servicios Energéticos, CCA, un agregador de terceros o un cliente minorista. 

 Se establecen 2 productos de DR: 

o Recursos de Demanda Proxy: Definido como “load or an aggregation of 

loads of retail customers capable of reducing their electric demand in 

response to the CAISO’s dispatch instructions”. Puede ser ofertado 

directamente por el consumidor.20 

o Producto de respuesta de demanda para confiabilidad: recurso compatible 

e integrable con programas existentes y son activados solo en condiciones 

particulares del sistema. 

 Se establecen obligaciones para las Empresas de Servicio Público: 

o No establecer discriminación entre clientes (capítulo B, #2, 3), ya sea en 

tarifas, tiempos de respuesta entre otros, participen o no en programas de 

DR. 

o Entregar información relevante que esté obligado a proveer a terceros que 

quieran ofrecerse como DRP a sus consumidores. 

o Revisar que la información entregada por los clientes a CAISO para 

participar de DR, es correcta. 

o Cuando se requiera que instale equipos, los mantenga u opere debe 

hacerlo de manera oportuna, cumpliendo estándares de calidad y sin 

discriminación. 

o No deben obstaculizar la salida de una carga DR o el cambio de la misma 

a otro DRP. 

o Debe asegurarse la solvencia financiera asociada a los DRP. 

o CPUC resuelve las controversias entre quienes desarrollan programas DR y 

los clientes. 

Entre las funciones de CPUC, establecidas en PUC21, se encuentran las siguientes 

destacables respecto a DR: 

 Mantener o establecer nuevos programas o tarifas que faciliten el despacho y uso 

de DR. (Literal (b), numeral (2)). 

 Asignar equitativamente el costo de capacidad y de DR con el fin de evitar el 

desplazamiento de costos entre clientes. (Literal (b), numeral (3)). 

 Se consideran los recursos de DR como elemento para el cumplimiento de las 

obligaciones de las entidades que sirven carga. (Literal (c)) 

                                                      

20 Según (CAISO, 2018), solo una fracción de los recursos disponibles fueron despachados en el mercado, 
dado que casi toda la capacidad se ofertó a un máximo de 1.000 USD/MWh. 

21 Public Utilities Code, Division 1: Regulation of Public Utilities, Part 1: Public Utilities Act, Chapter 2.3. 
Electrical Restructuring, Article 6: Requirements for the Public Utilities Commission, Section 380.  
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 Los recursos de DR son válidos para alcanzar los objetivos de confiabilidad de la 

red y de reducción de gases de efecto invernadero. (literal (h), numeral (6)). 

2.1.1.5. AGREGADORES 

Los agregadores o proveedores de DR son definidos como una “commercial entity that 

provides demand response services such as assisting retail customers with strategies or 

technology to reduce their electric consumption and then making the electric load 

reductions as a ‘bid’ in wholesale energy markets”.22 

La agregación de opción comunitaria se regula según Electric Rule N°23 - Community 

Choice Aggregation Service, mientras que los proveedores de servicios energéticos son 

regulados por Electric Rule N°22 – Direct Access, presentando contenidos alineados con lo 

establecido en Electric Rule N°24 ya descrita. 

2.1.1.6. EFICIENCIA ENERGÉTICA 

La EE se considera un mecanismo para combatir el cambio climático y sus efectos, 

además de un medio para dinamizar la economía del estado. CPUC entregará 

recomendaciones para el desarrollo de políticas, donde se incluye la investigación, 

desarrollo y demostración, y la aplicación de tecnologías y prácticas emergentes.23 

2.1.1.7. COGENERACIÓN Y GENERACIÓN DISTRIBUIDA 

En PUC24 se declara: 

  #2841 (a): las distribuidoras tienen obligación de comprar los excedentes de 

plantas que cuenten con cogeneración, pudiendo establecerse un máximo de 

compras, para preservar el sistema de eventuales efectos adversos en la 

planificación de largo plazo o en la confiabilidad de la operación de la red. 

  #2841 (b): establece que las compañías eléctricas deben presentar a CPUC las 

tarifas a las cuales se somete la compra de excedentes de cogeneración, precio 

que será definido por CPUC. Las tarifas pueden incluir opciones flexibles de 

diferente duración, sin exceder los 10 años, ser fijas o indexadas al precio del gas 

natural. La existencia de estas tarifas debe ser indiferente para quienes no 

cuentan con estos sistemas. 

  #2841 (c): especifica que las tarifas pueden ser establecidas de tal manera que se 

incentive la gestión de la demanda y la generación neta de electricidad en 

periodos de alta demanda (time of delivery). 

                                                      

22 Revisado online el 15 de febrero de 2019, en http://www.cpuc.ca.gov/General.aspx?id=6306 

23 Public Resources Code, Division 15. Energy Conservation and Development, Chapter 4. Integrated Energy 
Policy Reporting, 25305. 

24 Public Utilities Code, Division 1: Regulation of Public Utilities, Part 2: Specific Public Utilities, Chapter 8: 
Energy Efficiency Systems, Article 1: Waste Heat and Carbon Emissions Reduction Act. 
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  #2841 (f), la capacidad física generada en sistemas de cogeneración puede 

contar en las obligaciones de RA. 

  #2841 (d) establece que los contratos entre cogeneradores y empresas eléctricas 

deben estar disponibles en una forma estándar. 

  #2842.2 establece que las evaluaciones de confiabilidad y planificación de largo 

plazo, para actualizaciones de la red de distribución y transmisión no deben ser 

inconsistentes con la inclusión de la cogeneración. 

  #2842.4 establece que deben crearse pilotos para organizaciones sin fines de 

lucro o instalaciones de gobiernos federal, estatal o local, que permitan tener 

financiamiento para la instalación de sistemas de cogeneración con capacidad 

menor a igual a 20MW, a cuenta de las ventas futuras de los excedentes. Se debe 

asegurar que los costos del piloto sean recuperados por las empresas eléctricas, y 

que no sean cargados a otros consumidores. 

En PUC25 se establecen los contenidos del plan de distribución de recursos. Entre los 

contenidos de este plan se encuentran: 

 Proponer e identificar tarifas y contratos estándares, u otros mecanismos para el 

desarrollo de recursos distribuidos  

 Proponer métodos rentables para coordinar eficazmente los programas, incentivos 

y aranceles existentes para maximizar los beneficios de ubicación y minimizar los 

costos incrementales de los recursos distribuidos. 

 Identificar cualquier gasto adicional necesario para integrar los recursos 

distribuidos, de manera consistente con el objetivo de generar beneficios netos 

para los consumidores. 

 Identificar las barreras para la incorporación de recursos distribuidos, incluidos, 

estándares de seguridad relacionados con la tecnología o el funcionamiento del 

circuito de distribución de manera que se garantice un servicio confiable. 

Además, en 2001, a través de las órdenes ejecutivas 13.21226 y 13.30227 de la Casa Blanca, 

se hace obligatorio realizar acciones para acelerar proyectos relacionados con energía. 

Estas órdenes requieren que las agencias federales hagan más expedito el suministro, 

conservación y disponibilidad de energía a través de la aceleración en la revisión de 

permisos, manteniendo la seguridad, salud pública y protección ambiental.  

A pesar de los esfuerzos llevados a cabo para impulsar la cogeneración, entre 2010 y 2018 

la potencia instalada cayó un 8%, mientras que la producción de energía disminuyó un 

25%. Entre las razones para esta caída se menciona que por EE y generación solar las 

distribuidoras cuentan con un suministro adecuado a sus necesidades por lo que no 

                                                      

25 Public Utilities Code (PUC), Division 1. Regulation of Public Utilities, Part 1. Public Utilities Act, Chapter 4. 
Regulation of Public Utilities, Article 3. Equipment, Practices, and Facilities, Section 769. 

26 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://www.govinfo.gov/content/pkg/FR-2001-05-
22/pdf/01-13117.pdf 

27 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://www.govinfo.gov/content/pkg/FR-2003-05-
20/pdf/03-12766.pdf 
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entran en contratos de largo plazo, además, la capacidad de respuesta de las plantas 

CHP es limitada por lo que no entrega la flexibilidad requerida por el sistema. (California 

Energy Commission, 2018). De acuerdo a (U.S. DOE, Office of Energy Efficiency & 

Renewable Energy, 2018), un sistema de cogeneración flexible que sea costo-eficiente, 

con capacidad de conectarse sin problemas a la red y que provea los servicios de red 

requeridos aún no existe y se requiere de un esfuerzo de I+D para generar estas 

tecnologías. Asimismo, los tiempos típicos de respuesta requeridos son de 10 a 30 minutos 

en mercados eléctricos convencionales, mientras que, en algunos mercados actuales con 

mayor presencia de ER intermitente, se requiere un tiempo de respuesta de 5 minutos y en 

mercados emergentes de regulación de frecuencia, la respuesta se necesita en apenas 

un par de segundos. 

Complementario a lo anterior, el director de Pacific CHP TAP, Sr. Gene Kogan, menciona 

como elemento relevante el hecho que la cogeneración basada en combustibles fósiles 

no es favorecida y que el proceso de interconexión es lento y costoso.28 

 ASPECTOS NO REGULATORIOS QUE FAVORECEN LA FLEXIBILIDAD EN EL 

MERCADO ELÉCTRICO 

A continuación, se describen programas relacionados con EE aplicables a todo Estados 

Unidos, y que, por lo tanto, aplican a California. 

2.1.2.1. TARIFICACIÓN 

Con el fin de verificar el impacto de las tarifas costo-reflectivas en, Sacramento Municipal 

Utility District’s (SMUD) llevó a cabo un piloto multianual de opciones de precios 

inteligentes (SmartPricing Options, SPO). Consideró tarifas TOU y de punta crítica (critical 

peak pricing, CPP), contemplando el reclutamiento por opción (opt-in) o por defecto (se 

avisó a los consumidores del cambio tarifa, con opción de negarse, opt-out). El análisis del 

piloto se recoge en (U.S. DOE, 2014) y los principales resultados se presentan a 

continuación. 

El piloto se enmarcaba en el plan mayor SmartSacramento, de US$308.000.000, los cuales 

fueron parcialmente financiados con aportes del DOE (US$127.000.000). Un 4% de estos 

fondos se destinaron al desarrollo del piloto (US$12 millones aproximadamente). Sin 

embargo, eficiencias en el manejo y sobreestimaciones iniciales, significaron que el costo 

total fuera de US$9,9 millones. Los costos se debieron a marketing, implementación de 

tecnologías habilitantes, evaluación y reporte, entre otros menos relevantes. 

El reclutamiento comenzó en octubre de 2011 y las campañas comunicacionales 

continuaron hasta 2012, cuando se implementó el cambio tarifario que instauró las tarifas 

CPP, TOU y una mezcla de ambas.  

                                                      

28 La información corresponde a una consulta realizada vía correo electrónico al Sr. Kogan. La respuesta se 
encuentra en las referencias, bajo el nombre “Correo Gene Kogan, California”. 
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La tasa de abandono del piloto fue baja (entre un 4 y 9%), lo que se suma a los 

consumidores que fueron eliminados por mudanza (cerca del 25%). Para mantener bajas 

las tasas de abandono, SMUD estableció planes de retención y educación de 

consumidores, utilizando el aprendizaje del primer año de desarrollo del piloto.  

Terminado el piloto se estimaron los impactos del mismo, y se identificó una reducción 

promedio por hogar varió entre un 5,8% y un 11,9% respecto a la carga base para quienes 

tuvieron tarifas TOU, y entre 12,3% y 25,1% para CPP. Junto con evaluar el impacto en las 

redes, se procedió a realizar una encuesta que arrojó: 

 La satisfacción con el piloto fue muy alta, superando el 96% para todas las 

opciones tarifarias, 

 Sobre el 56% de los consultados consideraban que su tarifa era fácil de 

comprender, 

 Sobre el 57% de los consumidores con CPP o TOU consideraban q su plan tarifario 

les entregaba oportunidades para ahorrar dinero, 

 Sobre el 72% de los consumidores con TOU o CPP declararon que cambiaron sus 

hábitos de consumo. 

Respecto a las lecciones aprendidas, se destacan las siguientes: 

 Los mensajes por eventos CPP son complejos y requieren de atención y control de 

calidad adecuados, 

 Los consumidores no solo se interesaban de su ahorro, sino que también del de 

otros consumidores, 

 El material de reclutamiento para los planes tarifarios fue diseñado de manera 

específica, más que de manera masiva, lo que llevó a tazas de enrolamiento más 

altas de lo esperado. 

De lo anterior se puede desprender que con la debida entrega de información y con un 

buen diseño de las tarifas, éstas pueden ser comprendidas por los consumidores. En este 

sentido, se reconoce la importancia del diseño tarifario, dado que se entiende que si los 

consumidores tienen una mala experiencia inicial, será difícil revertir la valoración 

negativa de las mismas29.  

Adicionalmente, en (The Brattle Group, 2017) se destaca que existe evidencia, levantada 

a través del desarrollo de pilotos, que permite afirmar que las tarifas TOU hacen que los 

consumidores cambien sus patrones de consumo, desplazando demanda de punta a 

periodos fuera de punta. 

                                                      

29 Revisado online el 2 de abril de 2019, en https://www.utilitydive.com/news/california-utilities-prep-
nations-biggest-time-of-use-rate-roll-out/543402/ 
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2.1.2.2. EFICIENCIA ENERGÉTICA 

En Estados Unidos se han desarrollado diversos programas para fomentar la adopción de 

prácticas y tecnologías eficientes, destacándose en el sector industrial: 
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Tabla 1. Programas relacionados a EE en Estados Unidos 

Medida / 

Encargado 

Descripción Inversión Vigencia Resultados 

Industrial 

Assessment 

Centers, IACs) 

/ 

DOE 

Programa de entrenamiento 

universitario a ingenieros 

recién graduados, quienes 

luego proveen a pequeñas y 

medianas empresas 

manufactureras con 

asesoramiento energético 

gratuito. 

Los fondos para el 

programa son solicitados 

de forma anual. A fines del 

2000 rondaba los US$11 

millones, y disminuyó hasta 

los US$4 millones en 2010. En 

2012, el presupuesto anual 

fue de US$6 millones 

(American Council for an 

Energy-Efficient Economy, 

2011). 

Desde 1976, 

aún vigente. 

Anualmente se entrenan 

alrededor de 500 alumnos de 

ingeniería en 28 universidades 

del país30, y hasta marzo del 

2019, se han realizado 18.667 

asesorías31. 

Manufacturing 

Extension 

Partnership, MEP 

/ 

National Institute 

of Standards and 

Technology, NIST 

Red de centros sin fines de 

lucro que proveen a 

pequeñas y medianas 

industrias con experiencia 

técnica y otros servicios, 

para integrarlas a la cadena 

productiva y hacerlas 

globalmente competitivas. 

En 2019 se aprobó un 

presupuesto de US$155 

millones para los Industrial 

Technology Services (ITS)32. 

Desde 1999, 

aún vigente. 

En 2018, MEP interactuó con 

27.707 manufactureras, 

resultando en US$16 mil 

millones en ventas, US$1,7 mil 

millones en ahorros y US$4 en 

inversiones en equipamientos 

para nuevos clientes33. 

                                                      

30 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://www.energy.gov/eere/amo/industrial-assessment-centers-iacs 

31 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://iac.university/#database 

32 MEP invierte en 3 grupos: Scientific and Technical Research and Services (STRS), Construction of Research Facilities (CRF) e ITS, siendo este último el que 
agrupa a manufactureras. Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://www.nist.gov/director/congressional-and-legislative-affairs/nist-appropriations-
summary-fy-2017-fy-2019-0 

33 Las inversiones se refieren a los gastos que los clientes debían realizar para mejorar sus líneas productivas, tales como equipamientos eficientes, retrofit, 
entre otros. Revisado online el 15 de marzo de 2019, en https://www.nist.gov/mep 
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Medida / 

Encargado 

Descripción Inversión Vigencia Resultados 

Combined Heat 

and Power 

Partnership 

/ 

EPA 

Consorcio voluntario que 

promueve el uso de 

cogeneración. Provee a los 

interesados con información, 

conexiones con proveedores 

de tecnología y 

reconocimientos 

gubernamentales. 

Conjunto de programas e 

incentivos, por lo que no 

posee un monto fijo. Hasta 

el 2019 se han realizado 455 

programas34. 

Desde 2001, 

aún vigente. 

En 2019, la asociación de CHP 

poseía 422 socios en 48 

estados35. Entre 2001 y 2016 se 

asistieron 1.194 proyectos, un 

total de 7.887MW en nueva 

capacidad que evitó la 

emisión de 190 millones de 

TCO2eq36. 

Save Energy Now 

/ 

DOE 

Repartió 3.500 CD-ROM con 

información sobre ahorro de 

energía y softwares a 3.500 

administradores de grandes 

industrias en EEUU, además 

de proveer a las empresas 

con asesoramiento gratuito. 

Financió con US$950.000 a 

19 estados, para que éstos 

subcontrataran expertos 

para realizar un total de 96 

auditorías. 

Desde 2005 

hasta 2008, 

aunque existían 

planes para 

extenderlo 

(Oak Ridge 

National 

Laboratory, 

2010). 

Entre 2006 y 2008 se realizaron 

más de 680 asesorías37, con 

un potencial de ahorro de 

US$1.047 millones anuales 

(Oak Ridge National 

Laboratory, 2010). 

                                                      

34 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://www.epa.gov/chp/dchpp-chp-policies-and-incentives-database 

35 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://www.epa.gov/chp/chp-partnership-partners 

36 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en https://www.epa.gov/chp/about-chp-partnership 

37 277 sobre procesos con vapor, 193 de procesos caloríficos, 106 de compresores de aire, 64 de bombas y 32 de ventiladores (Oak Ridge National Laboratory, 
2010). 
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Medida / 

Encargado 

Descripción Inversión Vigencia Resultados 

State and Local 

Climate and 

Energy Program 

/ 

EPA 

Asociación voluntaria 

orientada a ayudar a los 

distintos estados y gobiernos 

locales a revisar y adoptar 

políticas y programas que 

integren de manera eficaz 

ER dentro de un sistema 

eléctrico de bajo costo, 

limpio y confiable. 

US$20.000.000 en fondos 

concursables fueron 

entregados en los años 

2009 y 201038. 

Desde 2005, 

aún vigente. 

Se estimaba que para el 2014 

los proyectos financiados 

ahorrarían $19 millones en 

costos energéticos, y evitarían 

la emisión de 350.000 

toneladas de GEI a la 

atmósfera38. 

Loan Guarantee 

Program 

/ 

DOE 

Permite el trabajo con 

compañías privadas y 

prestamistas para mitigar los 

riesgos financieros asociados 

con proyectos de energía 

limpia, promoviendo su 

desarrollo a mayor escala. 

Desde su inicio, el 

programa ha invertido más 

de US$25 mil millones39.  

Desde 2005, 

aún en 

vigencia. 

Desde su inicio, el programa 

ha apoyado a 28 proyectos 

energéticos, generando miles 

de trabajos a nivel nacional. 

Recientemente se aprobó un 

préstamo para construir una 

planta solar fotovoltaica de 

2.700MW, suficiente para 

proveer electricidad a 500.000 

hogares.39. 

                                                      

38 Revisado online el 1 de abril de 2019, en https://www.epa.gov/sites/production/files/2016-03/documents/18jan12_webinar_zinmeister.pdf 

39 Revisado online el 27 de marzo de 2019, en https://www.seia.org/initiatives/loan-guarantee-program 

https://www.epa.gov/sites/production/files/2016-03/documents/18jan12_webinar_zinmeister.pdf
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Medida / 

Encargado 

Descripción Inversión Vigencia Resultados 

GreenChill 

Partnership 

/ 

EPA 

Asociación de la EPA con 

supermercados e 

instalaciones industriales 

para promover la adopción 

de tecnologías, estrategias y 

prácticas para, entre otros 

beneficios, aumentar la 

eficiencia de sistemas de 

refrigeración. 

Sin información Desde 2007, 

aún vigente. 

En 2016, 20% de las empresas 

certificadas alcanzaron un 

nivel platino (nivel máximo de 

certificación), de las cuales 46 

fueron certificadas por 5 años 

o más (EPA, 2018). 

Actualmente la asociación 

posee 59 miembros40, y se 

estima que el programa 

generará ahorros en costos 

por más de US$169.000.00041. 

Superior Energy 

Performance (SEP) 

/ 

DOE 

Programa voluntario en el 

cual las instalaciones que 

adopten sistemas de gestión 

de energía que cumplan el 

estándar ISO 50.001 son 

certificadas con niveles 

plata, oro o platino. Con el 

objetivo de crear un marco 

de referencia para el resto 

de las compañías. 

No disponibles (Institute for 

Industrial Productivity, sin 

año) 

Desde 2008, 

aún en 

vigencia. 

Hasta 2015, las empresas 

participantes ahorraron entre 

US$36.000 y US$938.000 por 

año sin o con poca inversión 

en medidas operacionales 

(U.S. Department of Energy, 

2016), y en promedio 

redujeron su consumo 

eléctrico en un 12% en 15 

meses luego de aplicar las 

estrategias de SEP42. 

                                                      

40 Revisado online el 1 de abril de 2019, en https://www.epa.gov/greenchill/greenchill-partners 

41 Revisado online el 4 de abril de 2019, en http://www.r744.com/articles/7559/trumps_budget_aims_to_end_epa_s_greenchill_program 

42 Revisado online el 4 de abril de 2019, en https://www.energy.gov/eere/amo/superior-energy-performance 

http://www.r744.com/articles/7559/trumps_budget_aims_to_end_epa_s_greenchill_program
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Medida / 

Encargado 

Descripción Inversión Vigencia Resultados 

Smart Grid 

Investment Grant 

Program (SGIG) 

/ 

DOE 

Apuntó a la modernización 

de los sistemas de 

transmisión y distribución 

(T&D) eléctrica, a través de 

solicitudes competitivas de 

proyectos elegibles. Los 

proyectos realizados 

desplegaron tecnologías, 

herramientas y técnicas de 

T&D, medidores inteligentes y 

modificaciones en sistemas 

eléctricos de clientes (U.S. 

Department of Energy, 2016). 

Inicialmente contó con un 

presupuesto federal de 

US$3,4 mil millones, pero 

éste luego aumentó a un 

total de US$7,8 mil millones 

gracias a las inversiones de 

los mismos participantes 

(U.S. Department of Energy, 

2016). 

Entre 2008 y 

2014. 

99 proyectos recibieron 

asistencia federal por un 

máximo de 50% de sus costos. 

El programa agregó 

aproximadamente US$8 mil 

millones en valor a la red43. 

Participantes comerciales e 

industriales utilizaron estos 

fondos para desarrollar sus 

sistemas de monitoreo y 

administración, invirtiendo en 

equipos inteligentes, 

protocolos de manejo, 

tecnologías de DR, entre otros 

(U.S. Department of Energy, 

2016).  

Fuente: Base de datos de la IEA44

                                                      

43 Revisado online el 15 de marzo de 2019, https://www.smartgrid.gov/recovery_act/overview/smart_grid_investment_grant_program.html 

44 Revisado online el 15 de febrero de 2019, en https://www.iea.org/policiesandmeasures/energyefficiency/?country=United%20States 
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2.1.2.3. RESPUESTA DE LA DEMANDA 

Las tres principales distribuidoras de California, que en conjunto suministran cerca del 75% 

de la energía, Pacific Gas and Electric (PG&E), San Diego Gas and Electric (SDG&E) y 

Southern California Edison (SCE), cuentan con programas de respuesta de demanda. 

La necesidad de contar con recursos DR se establece en PUC, División 1, parte 1, capítulo 

2.3, artículo 6, literal (c), donde se indica que las entidades que sirven carga “shall 

maintain physical generating capacity and electrical demand response adequate to 

meet its load requirements, including, but not limited to, peak demand and planning and 

operating reserves”. 

En diciembre de 2014. CPUC emitió la Decisión 14-12-024, donde se solicita a PG&E, SCE y 

a SDG&E, diseñar e implementar el Demand Response Auction Mechanism (DRAM) 

orientado a proveerse de los RA de manera mensual. Entre los requerimientos para las 

empresas eléctricas se encontraba el generar una carta de aviso, un contrato estándar, y 

un grupo de trabajo abierto al público.  

El DRAM corresponde a subastas de pago por ofertas del sistema de adecuación de 

recursos en el área de servicio de una IOU, donde los DRP ofertan directamente en el 

mercado diario de energía de CAISO. La IOU adquiere los RA de agregadores y no tiene 

derecho a los ingresos que puedan recibirse del mercado de energía ni tampoco los 

despachan.45 En caso de no cumplir con los compromisos, son los DRP quienes deben 

hacerse responsables de las multas. (CPUC, CCE3 Workshop, 2016) 

Las adquisiciones del mecanismo y su presupuesto, se presentan en las tablas siguientes: 

Tabla 2. Resumen de resultados de adquisiciones de DRAM (MW) 

IOU DRAM I 

2016 

DRAM II 

2017 

DRAM IIIA 

2018 

DRAM IIIB 

2019 

DRAM IV 

2019 

Acumulado 

2016-19 

Promedio 

anual 

SCE 20,32 56,2 88,5 99,2 73,34 264,22 66,06 

PG&E 17,17 56,4 79,47 90,1 72,74 243,14 60,78 

SDG&E 2,99 12 13,9 15,69 16,5 44,58 11,15 

Total 40,48 124,6 181,87 204,99 162,58 714,52 178,63 

Fuente: (CPUC, Energy Division’s Evaluation of Demand Response Auction Mechanism, 

2019) 

Tabla 3. Resumen de resultados de adquisiciones de DRAM (millones US$) 

IOU 2016 2017 2018 2019 Acumulado Promedio anual 

SCE 4 6 6 12 28 7 

PG&E 4 6 6 12 28 7 

                                                      

45 Revisado online el 9 de abril de 2019, en https://www.pge.com/en_US/large-business/save-energy-and-
money/energy-management-programs/demand-response-programs/demand-response-auction-
mechanism-pilot.page 
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IOU 2016 2017 2018 2019 Acumulado Promedio anual 

SDG&E 1 1,5 1,5 3 7 1,75 

Total 9 13,5 13,5 27 63 15,75 

Fuente: (CPUC, Energy Division’s Evaluation of Demand Response Auction Mechanism, 

2019) 

Para la evaluación del éxito de DRAM CPUC estableció 6 criterios, que incluían, como se 

puede observar en la Tabla 4, involucramiento de agentes, precios de las licitaciones, 

cumplimiento de compromisos, entre otros. Los resultados obtenidos según cada criterio, 

se muestran a continuación. 

Tabla 4. Evaluación de DRAM 

Criterio Resultado Comentarios sobre desempeño respecto 

al criterio 

Contratación de nuevos 

proveedores, viables, y 

distintos a las IOU 

Se contrataron 

nuevos 

proveedores, 

pero no todos 

fueron viables 

 Se observa concentración en los 

proveedores luego de 

reasignaciones de contratos46. 

 Se verificaron dificultades para 

integrarse al sistema de proveedores. 

 Algunos proveedores denunciaron 

abuso de poder de mercado 

(ofertas bajo costos), lo que es 

descartado por otros, mencionando 

eficiencia en la administración. 

Involucramiento de 

nuevos clientes 

Se logró el 

involucramiento 

de nuevos 

clientes. 

Se involucró a muchos clientes, sobre todo 

residenciales, por lo que se espera que se 

mejore en catalogar a clientes según su 

nivel de consumo, cuidando la privacidad 

de la información, para poder orientar 

mejor la oferta. 

Subastas a precios 

competitivos. 

En gran 

medida, los 

precios fueron 

competitivos. 

Se apreciaron resultados mixtos entre IOU. 

La discusión de este tema es confidencial. 

Precios de oferta 

competitivos en los 

mercados mayoristas. 

Los precios no 

fueron 

competitivos en 

el mercado 

mayorista. 

Si bien es un elemento relevante para 

evaluar un programa, no era un resultado 

esperado de este piloto. 

En el documento no se comenta a este 

respecto. 

                                                      

46 Se refiere a proveedores que no cumplieron con sus obligaciones, y ellas fueron asumidos por otros. 
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Criterio Resultado Comentarios sobre desempeño respecto 

al criterio 

DRP agregaron la 

capacidad que 

contrataron o la 

reemplazaron con DR 

de otra fuente de 

manera oportuna. 

Mejorando, 

pero inconcluso 

 Como ya se mencionó, no todos los 

proveedores involucrados lograron 

cumplir con sus compromisos. 

 Se espera tomar medidas específicas 

en el diseño del programa para 

mejorar. 

Confiabilidad de los 

recursos obtenidos. 

Resultados 

mixtos.  

Un proveedor tuvo un desempeño sobre el 

100%, mientras otro no alcanzó el 2%. 

Fuente: (CPUC, Energy Division’s Evaluation of Demand Response Auction Mechanism, 

2019) 

Cabe destacar que para los programas impulsados por las IOU debe evaluarse la costo-

efectividad, según protocolos aprobados en 201047 y su actualización de 201648. 

La información de gastos e impacto es obtenida desde los reportes mensuales que se 

publican en la página web de CPUC49, incluyendo: 

 Impactos del programa: valores ex-post presentados en la tabla “Program MW” del 

reporte de cada empresa. Los valores informados se calculan utilizando el impacto 

de carga promedio anual ex post por cliente multiplicado por la cantidad de 

cuentas de servicio inscritas para el mes de reporte. 

 Gastos del programa: para PG&E y SCE se entrega desagregada la información de 

incentivos y otros gastos, dado que ambas llegan a ese nivel de desagregación. 

SDG&E presenta los gastos sin desagregación. 

A continuación se presenta la situación de cada empresa: 

PG&E: Esta empresa, junto con terceras partes contratadas, ofrece programas para que 

los clientes ahorren o ganen dinero a través del ajuste de su demanda, los que se 

muestran en la Tabla 5. 

 

                                                      

47 Ver “2010 Demand Response Cost Effectiveness Protocols” en las referencias. 

48 Ver “2016 Demand Response Cost Effectiveness Protocols” en las referencias. 

49 Revisado online el 4, 5 y 8 de abril de 2019, en http://www.cpuc.ca.gov/General.aspx?id=3914 

http://www.cpuc.ca.gov/General.aspx?id=3914


  

ATS ENERGÍA – EBP CHILE 23 

 

Tabla 5. Programas DR de PG&E 

Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Peak Day 

Pricing 

Tarifa opcional que ofrece descuentos desde el 

1 de mayo hasta el 31 de octubre, a cambio de 

9 a 15 días con precios punta, típicamente en los 

días más calurosos del verano.  

En 2017 no se reporta el pago 

de incentivos 

Reducción promedio de 

demanda mensual durante 2017, 

en MW, según potencia instalada 

del cliente: 

 P ≥ 200kW: 32MW, 

 20kW > P > 200kW: 35MW 

 P ≤ 20kW: 12MW 

Base 

Interruptible 

Program 

Los clientes deben fijar un nivel de consumo que 

no puede exceder el 85% de su carga punta 

registrada en el último año. Se requerirá disminuir 

la demanda hasta ese nivel en caso de evento 

DR. Incentivos monetarios serán remunerados de 

forma mensual dependiendo de la reducción de 

carga ofrecida. Existen penalizaciones (6 

USD/kW) en caso de no cumplimiento. 

Durante 2017 se reportaron 

gastos en incentivos de 

US$27.059.960, y US$264.222 

en el resto de los gastos. 

Declara una reducción promedio 

mensual de 344MW para el año 

2017. 

Capacity 

Bidding 

Program 

Los agregadores funcionan como intermediarios 

entre PG&E y los clientes, definiendo y aplicando 

las bases de sus programas DR. Ofrece dos 

opciones de participación: reducción de día 

siguiente y del mismo día. Los incentivos se 

pagan a los clientes en base a sus propios 

acuerdos con los agregadores, y PG&E puede 

penalizar a estos últimos en caso de fallar en la 

reducción de carga. 

Durante 2017 se reportaron 

gastos en incentivos de 

US$1.223.739, contabilizan 

ingresos de US$54.744 por 

penalizaciones pagadas, y 

US$322.299 en el resto de los 

gastos. 

Declara una reducción promedio 

mensual de 3MW para Day-

Ahead y 24MW para Day-of, 

entre los meses de mayo y 

octubre de 2017, que son 

aquellos en los que reporta 

actividad. 
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Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Optional 

Binding 

Mandatory 

Curtailment 

Plan 

(Cerrado 

para nuevos 

participantes) 

PG&E notificará la disminución de carga 

requerida a las cargas inscritas (hasta 15% de 

demanda base promedio) y el horario del 

evento DR. Estos pueden ocurrir cualquier día 

(incluye feriados y vacaciones) y no poseen 

limitaciones de duración o frecuencia. No existen 

incentivos monetarios, sino que el beneficio es no 

verse afectado por cortes de energía rotatorios, 

sin embargo, sí existen penalizaciones si se 

supera la demanda acordada con el cliente. 

En 2017 no reporta el pago 

de incentivos y los gastos 

ascendieron a US$8.283. 

No reporta reducciones de 

carga durante 2017. 

Scheduled 

Load 

Reduction 

Program 

(Cerrado 

para nuevos 

participantes) 

Se elige un periodo de 4 horas entre las 8:00 y las 

20:00, en uno o más días a la semana, para 

reducir la carga en al menos un 15% de la 

demanda promedio. Se remunerará al cliente de 

forma mensual por cada kWh de reducción de 

su energía en relación a una línea base 

comparando con días donde no ocurren 

eventos DR. En caso de fallar en la disminución 

de potencia acordada, no se recibirá ningún 

incentivo. 

Los gastos se reportan en 

conjunto con Optional 

Binding Mandatory 

Curtailment Plan 

 

No reporta reducciones de 

carga durante 2017. 

Permanent 

Load Shift 

Program 

(Cerrado 

para nuevos 

participantes) 

Programa que incentiva la inversión en 

tecnologías de almacenamiento térmico, 

acumulando hielo o agua fría en horas valle y 

utilizándola para enfriar en horas punta. Existen 

incentivos monetarios por cada kW diseñado y 

verificado que se cambia a horas fuera de punta 

(Pacific Gas and Electric Company, 2017). 

En 2017 no reporta el pago 

de incentivos 

No reporta reducciones de 

carga durante 2017. 
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Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Excess Supply 

Pilot50 

 

Programa piloto en el cual podían participar 

cargas no residenciales y agregadores, donde se 

requería el aumento de la demanda de al 

menos 30kW por hasta 2 horas cuando existía 

exceso de generación en la red. Fue manejado 

por una empresa externa, Olivine, quien 

realizaba los pagos a los participantes. Los 

incentivos se calculaban como la diferencia de 

demanda entre la línea base de consumo y lo 

acordado a demandar en eventos de 

superávit51 (Olivine, Inc., 2018). 

Durante 2017 reportaron 

gastos en incentivos de 

US$84.678, y US$269.402. 

No reportan aumentos de carga 

durante 2017.  

Supply Side II 

Pilot50 

Abierto a todo tipo de cliente. Permitió a Olivine 

simplificar la participación de las cargas en el 

mercado a través de entrenamiento, apoyo y 

sirviendo como intermediario entre los clientes y 

el mercado. Fomenta el uso de DR en el 

mercado de CAISO a través del protocolo 

“Recurso de Demanda Proxy”. Al igual que el 

programa anterior, es Olivine quien realiza los 

pagos de incentivos que, además de calcularse 

por kW de servicio ofrecido, se relacionaban a la 

disposición de participar en el programa52 

(Olivine, Inc., 2017). 

Durante 2017 reportaron 

gastos en incentivos de 

US$100.969, y se contabilizan 

ingresos de US$59 por 

penalizaciones pagadas por 

los agregadores. Otros gastos 

totalizaron US$269.402. 

No reportan reducciones de 

carga durante 2017. 

Fuente: PG&E53 y (PG&E, 2018)

                                                      

50 Para más detalles, ver ANEXO 2. 

51 Revisado online el 19 de febrero de 2019, en https://olivineinc.com/services/our-work/xsp/ 

52 Revisado online el 19 de febrero de 2019, en https://olivineinc.com/services/our-work/ssp/ 

53 Revisado online el 20 de feb. de 2019, en https://www.pge.com/en_US/small-medium-business/save-energy-and-money/rebates-and-incentives/energy-
management-incentives.page 
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Los últimos 2 programas de la Tabla 5 fueron pilotos realizados en 2015-2017 y 2015-2016, 

respectivamente. El fin de Excess Supply Pilot fue principalmente aportar con un nuevo 

enfoque a la flexibilidad de la red, incentivando a las cargas participantes a cambiar el 

horario de demanda a horas en las cuales había exceso de generación con ER, mediante 

el pago de incentivos por potencia aumentada durante eventos donde se requiriera la 

elevación de la demanda. Los incentivos por kW se incrementaban según aumentaba la 

disponibilidad de participar en los eventos, es decir, el pago por kW comprometido era 

mayor si el cliente se encontraba disponible de lunes a domingo, versus de lunes a viernes 

o solo los fines de semana. Un elemento que lo hacía mejor que TOU era que funcionaba 

en tiempo real, por lo que reaccionaba de mejor manera a las condiciones de la red. 

Entre las conclusiones y aprendizajes que este programa entregó se destaca la 

efectividad de aplicar DR ofertando al mercado aumento de demanda en periodos de 

superávit, complementando la estrategia de ofertar con disminución de carga en horas 

punta de consumo (Olivine, Inc., 2018). 

Supply Side Pilot presentaba un producto mediante el cual los clientes que participaban 

en programas DR podían ser parte del mercado eléctrico de CAISO de manera directa, 

simplificando su colaboración, pudiendo ofrecer almacenamiento, cambio de horario y 

disminución de carga. En este piloto los participantes recibieron pagos de incentivos por 

cada mes en el que ofrecieron recursos al mercado, además de los pagos de CAISO por 

los servicios ofrecidos. Entre las lecciones aprendidas se encuentran: la dificultad de incluir 

todos los servicios en tiempo real: si se avisa con poco tiempo54 de anticipación no se 

puede cargar una batería, enfriar un edificio, entre otros. (Olivine, Inc., 2017). 

Los programas automatizados de DR de PG&E complementan los descritos en la Tabla 5 

con la instalación de medidores inteligentes y otras tecnologías de transmisión de 

información que facilitan, principalmente, el detener el funcionamiento de cargas en 

eventos DR, haciéndolo de forma remota y no teniendo que depender de que un 

trabajador se encargue de aquello55. 

SCE: dará a cambio créditos, tarifa reducida u otras compensaciones para la cuenta del 

cliente que participe en eventos DR. Además, si se permite la instalación de tecnología de 

DR automatizado56 se accede a más beneficios. La mayoría de los programas de esta 

empresa no poseen penalizaciones, sin embargo, advierten que al ocurrir un evento las 

tarifas serán mucho más altas que lo normal (Southern California Edison, 2018). El detalle 

de los programas se muestra en la Tabla 6. 

                                                      

54 2,5 minutos previo al evento. 

55 Revisado online el 18 de feb. de 2019, en https://www.pge.com/en_US/large-business/save-energy-and-
money/energy-management-programs/demand-response-programs/automated-demand-response-
incentives/automated-demand-response-incentives.page 

56 Tecnologías de DR automatizado se refieren a protocolos de comunicación, tales como OpenADR, además 
de elementos físicos como medidores inteligentes.  
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Tabla 6. Programas DR de SCE 

Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Agricultural & 

Pumping 

Inerruptible 

Program 

Vigente desde 2005, se instala un equipo de control 

en el medidor o en la bomba para controlar la 

carga total demandada. En caso de demanda 

crítica, CAISO notifica a SCE y éste corta el 

suministro hasta que el evento termine. Según este 

ahorro, se ganan créditos que luego son abonados 

a la cuenta del cliente (Southern California Edison, 

2013). 

En 2017 reportaron pagos por 

incentivos de US$4.535.402, 

mientras que otros gastos 

ascendieron a US$178.478. 

En 2017 reportó una 

reducción de carga 

promedio mensual de 

34,3MW. 

Capacity 

Bidding 

Program 

Vigente desde 2013. Se accede a través de 

agregadores o de forma individual a incentivos 

monetarios con el compromiso de disminuir la 

demanda en eventos DR. Se ofrece mensualmente 

una potencial disminución de carga, y se reciben 

pagos según este compromiso, haya o no llamado 

a eventos DR en ese mes, y en caso de fallar se está 

sujeto a penalizaciones que dependerán de la 

potencia que se falló en reducir, lo que incentiva la 

oferta de reducciones alcanzables. 

Por pagos de incentivos entre 

enero y octubre de 2017, 

desembolsaron US$273.806, 

mientras que otros gastos 

ascendieron a US$75.346 

Reducción promedio 

mensual entre mayo y 

diciembre (donde reporta 

actividad) de 2MW para 

Day Ahead y 4,4MW para 

Day of, en 2017. 

Critical Peak 

Pricing 

Corresponde a la tarificación por defecto para 

grandes empresas, y desde marzo del 2019 se 

inscribirán todas las instalaciones no residenciales 

de forma automática. Ofrece descuentos en tarifas 

eléctricas de verano a cambio de 12 días al año de 

precios altos en caso de eventos DR57. 

No reporta gastos en 2017 En 2017 reportó una 

reducción de carga 

promedio mensual de 

47MW. 

Optional 

Binding 

Mandatory 

Curtailment 

Bajo el compromiso de disminuir un 15% la carga de 

sus instalaciones en cada evento de cortes de 

energía rotatorios, la carga del cliente no es 

desconectada cuando sea su turno en la rotación. 

Reportó en gastos durante 

2017, US$1.009 

En 2017 reportó una 

reducción de carga 

promedio mensual de 

15,2MW. 

                                                      

57 Revisado online el 20 de febrero de 2019, en https://pages.email.sce.com/CPP/en/ 
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Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Pumping and 

Agricultural 

Real-Time 

Pricing 

Fija una tarifa de acuerdo a la estación del año, 

hora del día y temperatura, con el objetivo de 

fomentar la reducción de consumo de bombas 

cuando la tarifa es más alta. 

Sin información Sin información 

Real-Time 

Pricing 

Desde 2016, fija tarifas de la misma forma que el 

programa anterior, pero está enfocado en clientes 

que no sean del área de la agricultura. 

No reporta gastos en 2017 En 2017 reportó una 

reducción de carga 

promedio mensual de 

6,2MW. 

Scheduled 

Load 

Reduction 

Program 

Se elige entre 3 opciones de horario para reducir la 

demanda (8:00 a 12:00, 12:00 a 16:00, o 16:00 a 

20:00) de lunes a viernes, a excepción de días 

festivos. Se reciben créditos para la cuenta según la 

disminución de carga en relación al año anterior. 

Reportó en gastos durante 

2017, US$226 

No reporta reducciones de 

carga en 2017 

Summer 

Discount Plan 

for Businesses 

Programa basado en eventos que, desde 2000, 

permite apagar sistemas de aire acondicionado. En 

compensación, los clientes tienen la oportunidad 

de conseguir hasta USD$195 en créditos en sus 

cuentas en verano, dependiendo del tamaño del 

aire acondicionado. 

Reportó gastos de 

US$3.965.408 en 2017 

Reporta reducciones para 

2017, de 21,6MW para 

clientes comerciales y 

255,3MW en residenciales. 
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Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Time-of-Use 

Base 

Interruptible 

Program 

Desde 2013 el cliente elige cuanta energía necesita 

para mantenerse en funcionamiento, y debe 

reducirla a ese nivel en caso de evento DR en 15 o 

30 minutos dependiendo de la opción acordada al 

unirse al programa (Southern California Edison). Se 

debe proveer y monitorear una línea telefónica 

exclusiva para el aviso de eventos, los cuales se 

limitan a 1 por día, 10 por mes, 6 horas máximo por 

evento, y no más de 180 horas anuales. El principal 

incentivo para participar es que el cliente fija el 

nivel de carga que desea disminuir, por lo que 

podrá realizar con normalidad sus actividades. 

Además, se obtienen créditos para la cuenta de 

forma mensual, calculados con la diferencia entre 

demanda en evento DR y demanda promedio, 

incluso si no hay eventos en ese periodo. 

Reportando pagos de 

incentivos entre enero y 

octubre de 2017, se 

desembolsaron US$83.196.363, 

mientras que otros gastos 

ascendieron a US$124.502 

Declara una reducción 

promedio mensual de 

146,5MW para la opción de 

15 minutos y 456,3MW para 

30 minutos, el 2017. 

Fuente: Página web de SCE58 y (SCE, Appendix A, 2018)

                                                      
58 Revisado online: el 18 de febrero de 2019, en https://www.sce.com/business/demand-response, y el 15 de marzo de 2019, en 

https://www.sce.openadr.com/dr.website/scepr-event-history.jsf 

https://www.sce.com/business/demand-response
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SCE posee incentivos para la inversión e instalación de tecnologías de DR automatizada 

(Southern California Edison, 2017), con lo cual el uso de energía disminuirá 

espontáneamente durante los eventos DR. Los beneficios del uso de “Automated 

Demand Response” dependerán de a qué programa de la Tabla 6 esté asociado el 

cliente. 

SDG&E: Bajo Electric Rule 32, se permite a los clientes participar en programas ofrecidos 

por DRP externos a la empresa59. Adicionalmente, cuenta con los siguientes programas: 

                                                      

59 Revisado online el 18 de febrero de 2019, en https://www.sdge.com/electric-rule-32 
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Tabla 7. Programas DR de SDG&E 

Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Base 

interruptible 

program 

Empresas se comprometen a reducir carga a un mínimo pre-

acordado, que da créditos en la cuenta de US$10,8/kW entre 

mayo y octubre y US$1,8/kW el resto de los meses. Considera 

una reducción del 15% del promedio mensual de demanda 

máxima, con mínimo de 100kW. Penaliza con US$7,8/kW entre 

mayo y octubre y US$1,2/kW el resto del año, por exceso de 

uso. Se envía un aviso con 20 minutos de anticipación al 

evento. (SDG&E, Base Interruptible Program, 2018) 

Reporta gastos para 

2017 de US$165.895 

Declara una reducción 

promedio mensual de 

1,46MW en 2017 

Capacity 

Bidding 

Program 

Consumidores hacen una oferta mensual para reducir su 

consumo ante eventos. Existen 2 opciones:  

 Day-ahead: la notificación es recibida a las 15:00 del 

día previo al evento. 

 Day-of: la notificación se entrega 2 horas antes del 

evento. 

El programa opera entre mayo y octubre, y es desarrollado por 

8 agregadores distintos. 

Reporta gastos para 

2017 de US$552.297 

Declara una reducción 

promedio mensual de 

0,59MW para la opción 

day-ahead y 3,67MW para 

day-of, en 2017 

Smart 

thermostats 

Para clientes no residenciales, se instala un termostato 

“inteligente” que permite a SDG&E adecuarlo remotamente 

cuando se produzcan eventos: 

 Reduce Your Use, o, CPP: El termostato será ajustado 

entre las 14:00 y las 18:00, lo que puede ocurrir 

cualquier día del año (típicamente entre mayo y 

octubre). 

 AC Saver (Day-Ahead): El termostato es ajustado entre 

las 12:00 y las 21:00, por un periodo de 2 a 4 horas, 

entre abril y octubre. 

El aviso de evento se recibe el día anterior, y el cliente puede 

optar por no participar. 

Sin información Sin información 
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Programa Descripción Gastos Impacto del programa 

Critical Peak 

Pricing 

Los eventos pueden ocurrir cualquier día de la semana, y se 

solicitan reducciones de consumo entre 14:00 y 18:00. Aunque 

el programa es anual, la mayor cantidad de eventos se da 

entre mayo y octubre, con un máximo de 18 días por año. 

Las empresas pagan un precio más alto por la energía en los 

eventos, pero pueden optar a pagar una cantidad fija 

mensual para “comprar” el derecho a usar una cantidad 

determinada de energía durante los eventos a un precio 

protegido (Capacity Reservation Charge) 

Sin información Declara una reducción 

promedio mensual de 

7,84MW en 2017 

AC Saver 

(Summer 

Saver) 

Para clientes no residenciales, SDG&E instala sin costo un 

controlador en el aire acondicionado centralizado. Entre abril y 

octubre, si es necesario, el equipo entra en “encendido y 

apagado” por periodos de 2 o 4 horas, con un máximo 

acumulado de 80 horas al año. 

Hay 2 opciones: 

 Ciclaje 30%: Recibe hasta US$4,5/ton de crédito en la 

factura. El tiempo de funcionamiento del aire 

acondicionado se reduce en un 30% de la hora anterior 

al evento. 

 Ciclaje 50%: Recibe hasta US$7,5/ton de crédito en la 

factura. El tiempo de funcionamiento del aire 

acondicionado se reduce en un 50% de la hora anterior 

al evento. 

Opera entre abril y octubre. 

Reporta gastos para 

2017 de 

US$2.058.577 (más 

US$3.500 para el 

piloto) 

Entregan resultados 

separados de reducción 

promedio mensual para 

2017: 

 Piloto: 1,4MW 

 Residencial: 4,55MW 

 Comercial: 0,68MW 

Fuente: SDG&E60 y (SDG&E, Report, 2018)

                                                      

60 Revisado online el 8 de abril de 2019, en https://www.sdge.com/businesses/savings-center/energy-management-programs/demand-response 
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Respecto de la evaluación del desempeño de los programas DR, en 2017 se identificó 

que, en una ola de calor no se reconocieron todos los recursos DR entregados, dado que 

la línea base era más baja de lo que realmente ocurrió. De lo anterior, los incumbentes 

dan cuenta que la madurez de DR y las nuevas tecnologías requieren de un nuevo 

mecanismo de liquidación.61 

Como respuesta a los problemas identificados en el marco del Baseline Analysis Working 

Group, Nexant escribió una propuesta final que analizó distintos mecanismos para 

determinar la línea base, tanto en los segmentos no residencial, como en el no residencial. 

En términos generales, se recomienda que los DRP estimen las líneas de base y las 

entreguen a CAISO, la que llevará a cabo un proceso anual en el que los DRP certifiquen 

la precisión de las líneas de base, aun cuando pueden auditarlas según sea necesario. 

(Nexant, 2017) 

2.1.2.4. GENERACIÓN DISTRIBUIDA 

Self-Generation Incentive Program (SGIP), originalmente creado por CPUC el 2001 en 

respuesta a la crisis energética de California, provee de incentivos a generadores: eólicos, 

con calor de desecho, celdas de combustible, turbinas de reducción de presión y 

tecnologías de almacenamiento (Homer, Bender, & Weimar, 2016). Estos incentivos son 

monetarios para apoyar a plantas existentes, nuevas y emergentes, y para postular a éstos 

se debe contactar al encargado dependiendo de la empresa de servicio público del 

área donde se realizará el proyecto62. 

En el manual del SGIP se explican los montos de los incentivos que se pagarán 

dividiéndolos en dos principales bloques: generación y almacenamiento. Los primeros 

tienen un pago por watt y los segundos por watt-hora, que dependerán del tipo de 

tecnología utilizada y madurez que tenga ésta en relación a los criterios que expone el 

programa63 (Center for Sustainable Energy, 2017).  

 

2.2.  AUSTRALIA 

El National Electricity Market (NEM) en Australia es el sistema interconectado más largo del 

mundo, extendiéndose por 40.000 kilómetros, conectando los principales centros de 

consumo en la costa este y sur del país. Las principales fuentes de generación son el 

carbón (23GW), gas (12GW), hidroelectricidad (9GW), y energía eólica (4,4GW). (Oxford 

Institute for Energy Studies, 2018). Además del sistema antes descrito, existe un sistema 

interconectado al noreste del país y un conjunto de sistemas pequeños y microrredes. 

(ICEX, 2018) 

                                                      

61 Revisado online el 9 de abril de 2019, en https://www.utilitydive.com/news/what-californias-heat-wave-
revealed-about-demand-response/505186/. Se menciona que entregaron el 100% de los recursos 
solicitados, y solo se reconoció el 53%. 

62 Revisado online el 20 de febrero de 2019, en http://www.cpuc.ca.gov/sgip/ 

63 Revisado online el 21 de febrero de 2019, en https://www.selfgenca.com/home/program_metrics/ 

https://www.utilitydive.com/news/what-californias-heat-wave-revealed-about-demand-response/505186/
https://www.utilitydive.com/news/what-californias-heat-wave-revealed-about-demand-response/505186/
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El NEM opera en los estados de New South Wales, Victoria, Queensland, South Australia, 

Tasmania y en Australian Capital Territory. Los territorios occidentales y del norte son 

excluidos del NEM debido a la falta de interconexiones eléctricas y las grandes distancias 

entre sus centros de carga y la red eléctrica interconectada en los estados del sur y del 

este. Western Australia tiene un mercado mayorista de electricidad que opera solo en ese 

estado. 64 

Este país enfrenta importantes desafíos en lo que a hacer flexible el sistema eléctrico se 

refiere, dadas las proyecciones de penetración de la autogeneración solar, estimándose 

que al 2040 el 43% de la capacidad de generación será distribuida. Incluso, se proyecta 

que algunas zonas tendrán una demanda base negativa en ciertos periodos del día. 

(Oxford Institute for Energy Studies, 2018). 

El NEM incluye mercados competitivos (spot, de contratos, de SSCC) y monopolios 

regulados (transmisión y distribución). Las instituciones que tienen competencias sobre 

ellos son:65 

 Australian Energy Market Commission (AEMC): regula los sistemas y mercados de 

energía. En particular, para el mercado eléctrico genera y enmienda las National 

Energy Rules (NER), que alcanzan a los mercados competitivos y los regulados. 

 Australian Energy Market Operator (AEMO): opera los mercados y sistemas 

energéticos. Es responsable del despacho de la generación, la gestión de la 

confiabilidad y las liquidaciones financieras del NEM. 

 Australian Energy Regulator: monitorea y regula los mercados. 

Es importante destacar que en la National Electricity Law (NEL) se establece el National 

Electricity Objective (NEO): 

“to promote efficient investment in, and efficient operation and use of, electricity 

services for the long-term interests of consumers of electricity with respect to—  

(a) price, quality, safety, reliability and security of supply of electricity; and  

(b) the reliability, safety and security of the national electricity system”.66 

La búsqueda de la eficiencia, seguridad y confiabilidad en el largo plazo, es un elemento 

que promueve la incorporación de soluciones distintas a las tradicionales, lo que 

significaría la inclusión de acciones que den flexibilidad al sistema y permitan la gestión de 

la demanda, como elementos que se suman a las inversiones de capital para suministrar 

de manera correcta a la demanda. 

                                                      

64 Revisado online el 14 de marzo de 2019, en http://www.efa.com.au/Page.aspx?intPageID=6 

65 Revisado online el 4 de febrero de 2019, en https://www.aemc.gov.au/energy-system/electricity 

66 Revisado online el 6 de febrero de 2019, en 
https://www.legislation.sa.gov.au/LZ/C/A/NATIONAL%20ELECTRICITY%20(SOUTH%20AUSTRALIA)%20ACT%
201996/CURRENT/1996.44.AUTH.PDF 
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 SITUACIÓN REGULATORIA 

Hasta mediados de la década de 1990, en algunos estados como Victoria, South Australia 

y Tasmania, la prestación del servicio de suministro eléctrico estaba completamente 

integrada, mientras que, en otros como New South Wales y Queensland, la generación y 

transmisión estaban integradas, mientras que la distribución y comercialización eran 

realizadas por varias empresas, cada una con una franquicia monopólica sobre un 

territorio específico.67  

El principal objetivo en la restructuración del mercado eléctrico, que significó la 

privatización de empresas, o bien el paso desde administración local a estatal para luego 

ser privatizadas, fue desintegrar el negocio e introducir competencia, estableciendo 4 

segmentos:67 

1. Negocio de generación competitivo, con varios agentes en cada estado, 

2. Único negocio monopólico de transmisión en cada estado, 

3. En los estados que contaban con un negocio monopólico de distribución se 

mantuvo, y se creó en aquellos que no. En algunos estados se redujo el número de 

franquicias. 

4. En la comercialización se estableció un modelo con 2 niveles en cada estado: 

o Nivel 1: comercializadores están vinculados a un distribuidor, aun cuando 

pueden vender electricidad a clientes en todo el estado, sean servidos o 

no por su distribuidor asociado. La comercialización se establece como 

una entidad contablemente separada de la distribución. 

o Nivel 2: negocios independientes, no vinculados a un distribuidor. Un 

comercializador de segundo nivel en un Estado puede ser de primer nivel 

en otro. 

Con lo anterior, el mercado queda compuesto de 3 partes donde existe competencia:67 

 Wholesale Electricity Market: el principal mercado mayorista es el NEM. 

Comprende un mercado físico, denominado “gross pool” o “energy-only pool”, 

con un precio spot establecido cada 5 minutos y promediado en periodos de 

media hora, por el generador más caro seleccionado para inyectar.  

Además, existe un mercado de corto plazo, en el cual los compradores fijan los 

precios para la entrega futura de electricidad a través de contratos de cobertura 

financiera (hedging contracts).68 

 Mercado de SSCC: manejado por AEMO, incluye 8 mercados distintos de SSCC de 

control de frecuencia, en los que proveedores ofertan manejo de frecuencia 

hasta un horizonte de 5 minutos. Además, comprende contratos de largo plazo 

                                                      

67 Revisado online el 14 de marzo de 2019, en http://www.efa.com.au/Page.aspx?intPageID=6 

68 El comprador, generalmente el comercializador, acuerda comprar una cantidad física específica de energía 
eléctrica del mercado spot a un precio fijo (precio de ejercicio). Si el precio pagado por el comprador en el 
mercado spot es más alto que el de ejercicio, la contraparte del contrato (usualmente un generador o una 
institución financiera) paga por esta diferencia. Por el contrario, si el precio es menor, el comprador paga la 
diferencia. Los hedging contracts son instrumentos financieros que pueden ser tranzados. 
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para control de red y reinicio de sistema, los que son negociados por AEMO con 

los proveedores. 

 Mercado de electricidad minorista: comprende la venta de electricidad de los 

comercializadores a los consumidores finales. Los consumidores pueden optar por 

comprar a su distribuidor local (comercializador nivel 1) a tarifas controladas por el 

regulador, u optar por comprar bajo un contrato minorista. Los grandes clientes 

pueden comprar directamente en el mercado spot o con un comercializador 

competitivo (contratos no controlados por la autoridad). 

Con la privatización de las empresas eléctricas, surgió la necesidad de regular el 

mercado, por lo que los estados crearon entes regulatorios. Así, a 2004 existían 13 

agencias regulatorias separadas. Luego, la regulación del mercado fue transferida 

progresivamente a agencias con alcance nacional. 

Actualmente, los elementos más relevantes en el desarrollo del mercado eléctrico 

corresponden a: (Oxford Institute for Energy Studies, 2018) 

 Accesibilidad: los precios se han incrementado en la última década, en principio 

por alzas en los cargos regulados por transmisión y distribución. En los últimos años 

el incremento se relaciona a los precios mayoristas de la electricidad por el retiro 

de grandes unidades de generación a carbón. 

 Confiabilidad: Australia ha experimentado una situación compleja en lo que se 

refiere a la estabilidad y confiabilidad del suministro eléctrico, siendo el más 

destacable el apagón en South Australia en 2016. 

 Sustentabilidad: por divisiones políticas, no se ha logrado el diseño de una 

regulación apropiada de emisiones de carbono. 

La compleja situación del mercado eléctrico australiano, motivó la respuesta del 

regulador, que ha realizado diversos estudios para identificar las falencias del mercado, y 

conducir los cambios regulatorios necesarios. El análisis a continuación se basa en la 

identificación de las mejores prácticas regulatorias que actualmente están vigentes, o 

bien de aquellas reconocidas como necesarias. 

2.2.1.1. TARIFICACIÓN 

La tarificación de la electricidad en Australia presenta variaciones según el estado. Así, en 

Queensland, Tasmania y en Australian Capital Territory, es posible contratar a precios 

regulados, mientras que en New South Wales, Victoria y South Australia no existen ofertas 

con precios regulados.69 

                                                      

69 Revisado online el 7 de febrero de 2019, en https://www.aer.gov.au/consumers/my-energy-bill/tariff-
and-fees-explained 
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Las NER permiten a AER fijar, cada 5 años, un revenue cap que las empresas de red 

pueden cargar a sus consumidores,70 lo que hace que existan incentivos fuertes para la 

eficiencia en el desarrollo de inversiones y gestión de sus redes en cada periodo. El 

mecanismo de revenue cap se estructura de manera tal que las empresas de transmisión 

y distribución observan un desacoplamiento entre las ventas de energía y sus ingresos.71 

En (AEMC, Final Report, 2012) se establecía la necesidad de transitar a tarifas que costo-

reflectivas, proponiendo flexibilidad en la tarificación para manejar la potencial 

variabilidad extra de los costos de la gestión de la demanda. Así, las tarifas de distribución 

incluyen en la actualidad un esquema de incentivos para gestión de la demanda72 y un 

mecanismo de habilitación para la innovación en gestión de la demanda73. 

Considerando el diagnóstico existente, el Council of Australian Governments (COAG) 

Energy Council, foro interministerial con alcance nacional, estableció el National Energy 

Productivity Plan (NEPP), que corresponde a un paquete de medidas para mejorar la 

productividad energética en un 40% entre 2015 y 2030,74 destacándose: 

                                                      

70 Revisado online el 7 de febrero de 2019, en https://www.aemc.gov.au/energy-
system/electricity/network-regulation 

71 El ajuste se realiza a través del factor X, definido en NER 6A.6.8 para transmisión y 6.5.9 para distribución. 

72 Según NER 6.6.3, el esquema tiene como objetivo “to provide Distribution Network Service Providers with 
an incentive to undertake efficient expenditure on relevant non-network options relating to demand 
management.” 

73 Según NER 6.6.3.A, el mecanismo tiene como objetivo “to provide Distribution Network Service Providers 
with funding for research and development in demand management projects that have the potential to 
reduce long term network costs”. 

74 Revisado online el 14 de febrero de 2019, en https://www.energy.gov.au/government-priorities/energy-
productivity-and-energy-efficiency/national-energy-productivity-plan 
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Tabla 8. Medidas en el NEPP relacionadas a tarifas, Australia 

Tipo Medida Por qué Acciones tomadas 

In
c

e
n

ti
v

o
s 

e
fi
c

ie
n

te
s 

Transición a precios 

costo-reflectivos 

Facilitar las decisiones, de forma de 

apoyar a los consumidores para tomar 

decisiones que mejor se ajusten a sus 

necesidades, incluyendo un set de 

herramientas y comunicación orientadas. 

 (AEMC, National Electricity Amendment, 2017) 

alinea señales de precios con la operación física, 

reduciendo el intervalo de liquidación de 30 

minutos a 5 minutos. AEMC declara que “Price 

signals that align with physical operations lead to 

more efficient bidding, operational decisions and 

investments”. 75 

 Las tarifas se basan en costos marginales de largo 

plazo de servir a los consumidores, con un método de 

cálculo y su aplicación, determinado en atención a 

los costos, beneficios y ubicación de los consumidores 

(NER, 6.18.5 literal (f)). 

Mecanismos de 

mercado para 

reflejar 

correctamente los 

costos y capturar los 

beneficios sociales  

Los precios de mercado de la energía no 

incluyen costos sociales y 

medioambientales (externalidades), lo 

que ha significado una subinversión en EE 

y reducción de carbono en relación a los 

beneficios para la sociedad. Además, 

históricamente no reflejan los costos de 

suministrar los horarios de punta, a quienes 

demandan en dicho periodo, y se 

socializan entre todos los consumidores. 

Existen mecanismos que se orientan a reflejar costos y 

beneficios, como: Victorian Energy Efficiency Target76, 

New South Wales Energy Savings Scheme76, South 

Australia Retailer Energy Efficiency Scheme77 y Australian 

Capital Territory Energy Efficiency Improvement Scheme. 

Se entregan incentivos para el desarrollo de auditorías, 

investigación, programas de gestión de la demanda, 

mejoramiento de la eficiencia en el consumo. 

                                                      

75 Revisado online el 7 de marzo de 2019, en https://www.aemc.gov.au/rule-changes/five-minute-settlement 

76 Más detalles en Tabla 9. 

77 Programa que ofrece incentivos para la realización de auditorías, compra de equipos y artefactos eficientes, entre otros, a consumidores residenciales y 
comerciales. Para más información, ver https://www.escosa.sa.gov.au/industry/rees/overview/rees-overview 
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Tipo Medida Por qué Acciones tomadas 
E
m

p
o

d
e

ra
n

d
o

 a
l 
c

o
n

su
m

id
o

r Hacer las 

elecciones tarifarias 

más fáciles 

La transición del mercado, con un 

incremento de opciones en servicios 

energéticos, puede significar importantes 

beneficios para los consumidores, pero se 

incrementa también la complejidad y el 

riesgo de “shock” en las facturas de 

algunos clientes. 

 Se mantiene una tarifa plana para clientes que no 

quieran o no entiendan los beneficios del cambio a 

tarifas TOU.78 

 Se involucra a representantes de los consumidores 

en la revisión de las estructuras tarifarias 

 En NER 6.18.5 literal (i), se establece que la estructura 

de cada tarifa debe ser entendida por los 

consumidores. 

 El cambio a tarifas eficientes considera el impacto 

en los consumidores, por lo que solicita un periodo 

de transición que se puede extender por más de un 

periodo regulatorio. (NER 6.18.5 literal (h)) 

Fuente: En base a (COAG Energy Council, 2015), (Public Interest Advocacy Centre Ltd., 2016)

                                                      

78 En Australia existe la opción tarifaria TOU, que incluso se aplica para consumidores residenciales desde 2017 en Tasmania (TasNetworks, 2017). También se 

aplica en la zona de concesión de Ausgrid (Ausgrid, 2018), ActewAGL (ActewAGL, Sin año), Aurora Energy78, AusNet78, Canstarblue78, CitiPower y Powercor 

Australia78, Endeavour Energy (Endeavour Energy, 2017), Energex (Energex, Sin año) y Ergon Energy78, Essential Energy (Essential Energy, 2018), Horizon 

Power78, Jemena78, Power and Water Corporation78, SA Power Networks78, United Energy Distribution (United Energy, sin año) y Western Power (Western 

Power, Sin año), lo que corresponde al total de las distribuidoras en el país. 
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Luego de extensas consultas y deliberaciones, en 2014 se oficializó una enmienda a NER, 

según se detalla en (AEMC, National Electricity Amendment, 2014), donde se establece 

que los proveedores del servicio de distribución deben entregar una propuesta de 

estructura tarifaria y precios, proceso en el que se deben involucrar los comercializadores  

y consumidores minoristas. Cada una de las clases de tarifas propuestas y en su conjunto 

deben cumplir con principios de eficiencia y deben ser claras y comprensibles por los 

consumidores, y deberán ser aprobadas por AER. 

2.2.1.2. PLANIFICACIÓN DE LAS REDES 

En NER se describen los requerimientos para el diseño de redes de transmisión y 

distribución, así como las acciones que un proveedor debe tomar para mantener la 

confiabilidad. No solo se considera la inversión en activos (networks options), sino que 

opciones de gestión de los activos ya instalados (non-network options): 

 En NER 5.10.2 se menciona como acciones correctivas para la confiabilidad 

network y non-network options. 

 El Regulatory Investment Test for Transmission/Distribution (RIT-T/RIT-D) corresponde 

al procedimiento mediante el cual se identifican las opciones de inversión en 

transmisión/distribución que maximizan los beneficios económicos, cumpliendo 

con los estándares de confiabilidad.79 En NER 5.10.2 se establece que en ambos 

procedimientos deben considerase network y non-network options. 

 En NER 5.12.1, literal (b) (Transmission Anual Planning Review), se establece que el 

transmisor debe considerar, entre otros, non-network options para el reemplazo o el 

aumento de activos. 

 En NER 5.13.1, literal (e) (Demand Side Engagement Obligations) se establece que 

los distribuidores deben comprometerse con proveedores non-network y 

considerar non-network options para abordar las limitaciones del sistema, en los 

procesos de revisión de la planificación de la distribución. 

 En NER 5.14.2 se establece que un distribuidor debe llevar a cabo una planificación 

conjunta con otros distribuidores, donde se considere la necesidad de aumentar 

los activos de red o non-network options, que afecten la red de más de un 

distribuidor. 

 En NER 5.15.2, literal (b), cuando se mencionan los aspectos a considerar de una 

Opción Creíble80, contempla si la opción es o no de red. 

 En NER 5.20.3 se especifica que una estrategia de desarrollo para una ruta de flujo 

de transmisión81 actual o potencial, en la medida que sea razonable y apropiado, 

debe ser consistente con la co-optimización de inversiones de red y no de red y la 

maximización de los beneficios económicos que se producen. Además, en el 

                                                      
79 Revisado online el 8 de febrero de 2019, en https://www.aer.gov.au/networks-pipelines/guidelines-
schemes-models-reviews/regulatory-investment-test-for-transmission-rit-t-and-application-guidelines-2010 

80 NER 5.15.2 (a): “A credible option is an (or group of options) that: (1) addresses the identified need; (2) is 
(or are) commercially and technically feasible; and (3) can be implemented in sufficient time to meet the 
identified need”. 

81 En NER 10 (Glossary) se define como “That portion of a transmission network or transmission networks 
used to transport significant amounts of electricity between generation centres and load centres.”. 
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mismo punto de explicita que las network y non-network options deben ser 

consideradas en el alivio de congestiones de la red. 

 En NER 5.20B.4 se definen los Inertia Service Provider82, que deben preparar y 

publicar información para habilitar a potenciales proveedores de inercia a 

desarrollar opciones no de red, describiendo los requerimientos, y entregando 

información relevante para la presentación de ofertas. En NER 5.20C.3 se 

establece similares obligaciones para los System Strength Service Provider83. 

 En NER Schedule 5.8 (Distribution Annual Planning Report) se especifica la 

información que debe incluir el Informe Anual de Planificación de la Distribución. 

En el literal (l) se explicita la obligatoriedad de informar las acciones tomadas para 

promover las non-network options impulsadas los años precedentes.  

 En NER 6.5.8 (Efficiency benefit sharing scheme) y 6.6.2 (Service target performance 

incentive scheme), se solicita que AER explicite los efectos del esquema de 

incentivos para la implementación de non-network options. 

Además, se considera como una buena práctica regulatoria la mantención por parte de 

las distribuidoras, de un registro de demandantes de electricidad que están interesados en 

ser notificados de desarrollos en materia de planificación y expansión de las redes, lo que 

permite una comunicación fluida con los stakeholders. 

2.2.1.3. SERVICIOS COMPLEMENTARIOS 

AEMO opera 8 mercados separados para el suministro de Frequency Control Ancillary 

Services (FCAS), la compra de Network Support Control Ancillary Services (NSCAS), y 

System Restart Ancillary Services (SRAS).84 

  En NER 2.3.5, literal (a) (Ancillary service load), se establece que las cargas 

pueden participar en el mercado previa aprobación de AEMO, a través de su 

propietario o de un proveedor de servicios complementarios (market ancillary 

service provider). 

  En NER 2.3.5, literal (e), se establecen como requisitos para la aceptación de una 

carga como participante en el mercado de SSCC, que: i) las cargas sean 

capaces proveer SSCC, ii) en caso de ser ofrecidos por un proveedor de SSCC, 

que exista un acuerdo con el consumidor para prestar los servicios, y iii) el 

proveedor de SSCC o el consumidor tienen un sistema de comunicaciones o de 

telemetría adecuados para soportar las instrucciones de despacho y auditar las 

                                                      

82 En NER 5.20B.4, literal (a), se definen como: el proveedor de servicios de transmisión para inercia sub-red, 
o si hay más de un proveedor de servicios de transmisión para la inercia sub-red, el órgano planificador 
jurisdiccional para las jurisdicciones que participan, en las cuales la inercia sub-red está ubicada. A su vez, 
inercia sub-red es una parte de la red nacional determinada por AEMO. 

83 En NER 10 los servicios de Fortaleza del Sistema se definen como “un servicio para la provisión de una 
contribución al nivel de falla trifásica en un nodo del nivel de falla”. 

84 Revisado online el 29 de enero de 2019, en https://www.aemo.com.au/Electricity/National-Electricity-

Market-NEM/Security-and-reliability/Ancillary-services 

https://www.aemo.com.au/Electricity/National-Electricity-Market-NEM/Security-and-reliability/Ancillary-services
https://www.aemo.com.au/Electricity/National-Electricity-Market-NEM/Security-and-reliability/Ancillary-services
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respuestas. De la misma sección se deprende que los consumidores minoristas 

pueden ofrecer SSCC.85 

2.2.1.4. RESPUESTA DE DEMANDA 

Australia tiene experiencia en el control de demanda desde la década de 1930, cuando 

en Victoria se comenzó a aplicar el calentamiento de agua residencial en horarios fuera 

de punta. (ARENA, 2017) 

Respecto a la revisión regulatoria, se destaca: 

 En NER Schedule 5.9 (Demand side engagement document), se especifica que los 

proveedores de distribución deben entregar una descripción de cómo 

investigarán, desarrollarán, evaluarán e informarán las posibles non-networks 

options (literal (a)). Luego, desde el literal (b) al (g) se establece una serie de 

requisitos que el distribuidor debe considerar en su relación con los proveedores de 

non-networks options, incluyendo como informar de cualquier incentivo 

económico aplicable. 

 En NER 6.6.3 (Demand management incentive scheme, DMIS)86, se establece que 

AER debe desarrollar un esquema de incentivos, cuyo objetivo es “to provide 

Distribution Network Service Providers with an incentive to undertake efficient 

expenditure on relevant non-network options relating to demand management 

(the demand management incentive scheme objective)”. En el esquema, se debe 

considerar: 

o Un nivel razonable, considerando los beneficios en el largo plazo, 

o No incluir costos que puedan recuperarse de otras fuentes, 

o Puede variar en el tiempo y entre distribuidores, 

o No deben imponerse castigos a distribuidores, 

o No debe ser limitado al periodo tarifario, 

o Debe considerarse un incentivo independiente para promover la 

innovación. 

 En NER 6.6.3A se establecen obligaciones para que AER desarrolle Demand 

management innovation allowance mechanism (DMIAM), con el fin de entregar a 

los distribuidores recursos para investigación y desarrollo en proyectos de gestión 

de demanda que tengan potencial de reducir los costos de largo plazo de la red 

(objetivo del mecanismo). En el esquema se establecen consideraciones similares 

a las mencionadas en NER 6.6.3 y los requisitos para el mecanismo son: 

o Debe aplicarse de manera que se cumpla con los objetivos del 

mecanismo, 

                                                      
85 Las cláusulas que se refieren a la participación de cargas en el mercado de SSCC, se establece la 
participación de un “Consumidor de Mercado” (Market Customer) o un proveedor de SSCC. Los primeros 
son definidos como aquellos que se suministran de agentes distintos a los minoristas, mientras que los 
segundos, como quienes ofrece SSCC en el mercado sin ser, necesariamente, titulares de la carga. 

86 Modificación al NER introducida por (AEMC, National Electricity Amendment, 2015). 
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o Los proyectos que pueden participar deben cumplir con tener el potencial 

de ofrecer reducciones continuas en la demanda o demanda máxima, 

además de ser innovadores. 

Respecto al DMIS y al DMIAM, AER publicó una serie de documentos que entregan 

los lineamientos de aplicación para el esquema87. 

Un elemento que se considera muy relevante para poder responder de manera 

adecuada a las señales del mercado, es conocer el perfil de carga de un cliente. Es por 

esto que en NER 7.7(a)7, con alcance nacional, se establece que los consumidores o un 

tercero autorizado, pueden acceder a la información de consumo, y el procedimiento de 

entrega de información se detalla en NER 7.16. Se establecen que los distribuidores tienen 

los plazos siguientes, desde que se ingresó el requerimiento de información: 

 10 días hábiles para responder al requerimiento de un consumidor, 

 20 días hábiles si un tercero autorizado solicita la información de más de uno y 

hasta 100 consumidores en un mismo requerimiento de información. 

 A acordar entre las partes, si se solicita información de más de 100 consumidores. 

La información resumida puede ser entregada en formato físico o electrónico, según lo 

indique el solicitante, mientras que el detalle se entrega electrónicamente, con un 

formato determinado por la autoridad. (AEMO, 2016) 

Aun cuando se reconoce como un avance la entrega de información, se identifican 

barreras como: la complejidad de la autentificación para hacer el requerimiento, el no 

recibir la información en línea, el tiempo de espera, la necesidad de una nueva 

regulación y de un agente que custodie la información, entre otros. (AEMO, 2016) 

2.2.1.5. AGREGACIÓN DE CARGA 

En NER se define lo que se entiende por Agregador de pequeña generación (NER 2.3A.1) 

“A person who intends to supply electricity from one or more small generating units to a 

transmission or distribution system”. En contrapartida, no se entrega una definición precisa 

de agregadores de cargas, pero sí se establece la capacidad de realizarlo: “(…) Market 

Participants who wish to aggregate their (…) scheduled loads for the purpose of central 

dispatch (…)” (NER 3.8.3 (a)). Así mismo, en NER 3.8.3 (a1) se define “Market Customers or 

Market Ancillary Service Providers (as applicable) who wish to aggregate two or more 

loads so they are treated as one ancillary service load for the purpose of central dispatch 

(…)”. Como requisito para agregar cargas y ofertar SSCC se solicita que deben estar 

conectados a una única región y ser operados por una única persona. 

Por otro lado, AEMC declara que los agregadores de demanda deben tener una relación 

comercial con el distribuidor si quieren ofrecer servicios DR en su zona de concesión.88 

                                                      

87 Ver https://www.aer.gov.au/communication/aer-releases-annual-assessment-of-demand-management-
innovation-allowance-expenditures-by-electricity-distributors-for-2016%E2%80%9317 
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Respecto a la operatividad de los agregadores, AEMO establece que tiene 20 días hábiles 

para para evaluar una solicitud de agregación. (NER 3.8.3 (e)), y el rechazo debe ser 

fundado (NER 3.8.3 (g)). Además, las cargas agregadas deben, a petición de AEMO, 

declarar la disponibilidad de carga programada de manera individual. (NER 3.8.3 (f)). 

Es importante destacar que, a la fecha, un cambio normativo está en consulta. Entre los 

principales elementos del mismo, se destaca: (TEC; PIAC; TAI, 2018) 

  Crea un nuevo agente de mercado: DRP. Así, una carga única o agregada puede 

ofrecer su flexibilidad en el mercado mayorista, lo que hasta ahora no se permite. 

  DRP estarían expuestos al precio mayorista por la diferencia de nivel de consumo 

entre la línea base y el nivel real. 

  DRP ganan el precio spot de mercado por reducciones de demanda y lo reparten 

entre sus consumidores participantes. 

  Todo consumidor minorista podría ofrecer DR en el mercado mayorista. 

2.2.1.6. COGENERACIÓN Y GENERACIÓN DISTRIBUIDA 

En primer lugar, resulta relevante mencionar que la cogeneración no es reconocida en el 

Renewable Energy (Electricity) Act 200089 como una fuente renovable, y se excluyen, 

explícitamente, aquellas instalaciones que utilizan combustibles fósiles como energéticos 

primarios. Así, podrían estar contenidos en la regulación aquellos proyectos que utilicen 

desechos agrícolas, de la industria alimentaria biomasa u otros similares. 

En 2012 se planteaba la posibilidad de adoptar un feed-in tariff (FIT) con variabilidad en el 

tiempo. (AEMC, Final Report, 2012). Así, en Victoria las tarifas observadas por consumidores 

que inyectan sus excedentes a la red a pequeña escala, varía entre 9,9 y 14,6 ¢AUD 

según el momento del día y sin depender del tipo de tecnología renovable90. (ESC, 2019) 

En NSW IPART, el regulador de precios del estado, estableció un FIT solo para instalaciones 

solares (Independent Pricing and Regulatory Tribunal, 2018), lo mismo que ocurre en South 

Australia91 

Como resultado de un proceso deliberativo que incluyó a todos los agentes del mercado, 

se establecieron modificaciones a NER a través de (AEMC, National Electricity 

Amendment, 2012), que incorporaron la figura de Small Generation Aggregator. En NER 

5A.A.3 (Small Generation Aggregator deemed to be agent of a retail customer) se 

establece que el Small Generation Aggregator “agent of a retail customer, where there is 

                                                                                                                                                                  

88 Revisado online el 23 de mayo de 2109, en https://www.aemc.gov.au/news-centre/media-
releases/wholesale-demand-response-mechanism-extended-more-consultation 

89 Renewable Energy (Electricity) Act 2000, sección 17. 

90 Aplica a pequeños medios de generación renovables (como viento, sol, agua o biomasa), con capacidad 
nominal menor a 100kW. 

91 Revisado online el 25 de marzo de 2019, en https://www.sa.gov.au/topics/energy-and-
environment/energy-bills/solar-feed-in-payments 
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an agreement” entre ambas partes sobre una unidad de generación del cliente 

(potencia nominal menor a 30MW), donde el agregador “is financially responsible for the 

market connection point at which the small generating unit is connected to the national 

grid”, y en NER 2.10.1 se establecen limitaciones para que los agregadores abandonen el 

mercado. Se estipula un procedimiento donde AEMO debe autorizar la salida. Una de las 

motivaciones para la creación de una nueva categoría de agente de mercado fue la de 

reducir costos administrativos, a través de la agregación de pequeñas unidades de 

generación, evitando que deban registrarse cada una de ellas como participantes del 

mercado. 

Como ya se mencionó, el mercado eléctrico está sufriendo un importante avance en pro 

de poder responder de manera confiable, segura y eficiente a la incorporación de 

grandes cantidades de fuentes variables. En este sentido, el gobierno australiano 

considera que poner a disposición de los agentes información relevante para la toma de 

decisiones es fundamental (AEMC, Rule Determination, 2018). Así, a través de (AEMC, 

National Electricity Amendment, 2018), se incorpora la obligación de los proveedores de 

servicios de red, de recopilar información técnica de las instalaciones con la capacidad 

de evacuar energía (baterías o pequeñas fuentes de generación) que a ellas se 

conecten, y hacerla llegar a AEMC para que la ponga a disposición del público, con el 

debido resguardo de la privacidad.  

2.2.1.7. EFICIENCIA ENERGÉTICA 

En NER 6.6.4 (Small-scale incentive scheme) se establece que AER podría desarrollar uno o 

varios esquemas que entreguen a los distribuidores, incentivos para proveer servicios 

estándar de control92 que permitan alcanzar los objetivos nacionales de electricidad. En el 

desarrollo del incentivo, AER debe considerar para los distribuidores, recompensas o 

penalizaciones proporcionales a las ganancias o pérdidas de eficiencia con respecto a 

sus sistemas de distribución. Estas ganancias y/o penalizaciones se ven justificadas en el 

aumento o disminución de eficiencia en el sistema. 

 ASPECTOS NO REGULATORIOS QUE FAVORECEN LA FLEXIBILIDAD EN EL 

MERCADO ELÉCTRICO 

Un elemento fundamental para permitir que se consolide un mercado eléctrico más 

flexible, corresponde al nivel de conocimiento y valoración que los consumidores tienen 

del funcionamiento del mercado, y en particular de los potenciales beneficios que la 

gestión de la demanda pueda significar. 

2.2.2.1. EFICIENCIA ENERGÉTICA 

Considerando que la EE es una práctica que contribuye a la confiabilidad y eficiencia 

económica de los sistemas energéticos, en el NEPP se consideran medidas orientadas a 

                                                      

92 En NER 10 (glossary) se define como: “servicio de control directo que está sujeto a un mecanismo de 
control basado en los requerimientos de ingresos totales de un proveedor de servicios de distribución”. 
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ayudar a los negocios a competir, fomentar la innovación, aumentar la eficiencia, entre 

otros. 

Uno de los elementos reconocidos para mejorar el desempeño energético de las 

instalaciones industriales, corresponde a conocer la manera en que la energía es 

consumida dentro de las mismas. Así se estableció la iniciativa Energy Efficiency Exchange 

(EEX), orientada a apoyar el desarrollo e implementación de estrategias de EE y gestión 

de la energía, a través de entregar información de calidad.93 Junto con lo anterior, en la 

página web de EEX, se entrega información de alternativas de financiamiento para 

proyectos, los que se detallan a continuación: 

                                                      

93 Revisado online el 14 de febrero de 2019, en https://www.eex.gov.au/ 
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 Tabla 9. Incentivos económicos para EE, Australia 

Incentivo Descripción Vigencia Montos 

Business Energy 

Savers Program94 

Encargado: 

Gobierno de 

Queensland 

Financiamiento total para auditorías, 

asesoramiento sin costo y financiamiento 

parcial para inversiones hasta AUD20.000 para 

agrícolas y AUD250.000 para grandes 

consumidores, para la implementación de las 

medidas sugeridas en las auditorías.  

Parte del Affordable 

Energy Plan, anunciado 

en octubre de 2017 

(Queensland 

Government, 2018) y se 

anuncia una extensión 

de 3 años del Energy 

saving programs for 

agricultural businesses y 

del Large Customer 

Adjustment Program 

(Queensland 

Government, sin año) 

Considera un total de 

AUD20.00000.000. 

Smarter Business 

Solutions95 

Encargado: 

Gobierno de 

Northern Territory 

Copago de hasta el 50% de las mejoras 

tecnológicas eficientes, hasta AUD20.000 

Copago de instalaciones ERNC hasta un 20% 

con tope de AUD20.000. 

 

Orientado a empresas indígenas, empresas y 

organizaciones sin fines de lucro. 

Establecido como 

prioritario para el 

periodo 2018-201996 

Actualmente es de AUD500.000 

anual, por 3 años.97 

 

Aproximadamente 1.000 

empresas han aplicado y 600 

han completado el programa. 

Se estima que 13.870 empresas 

son elegibles para el programa, 

lo que corresponde al 97% del 

total en el territorio. 98 

                                                      

94 Revisado online el 13 de febrero de 2019, en https://www.business.qld.gov.au/running-business/energy-business/energy-saving/business-energy-savers 

95 Revisado online el 13 de febrero de 2019, en https://www.energy.gov.au/rebates/business-efficiency-assistance 

96 Revisado online el 19 de marzo de 2019, en https://business.nt.gov.au/__data/assets/pdf_file/0019/262801/dtbi-strategic-directions-2017-2021.pdf 

97 La información fue solicitada vía correo electrónico, y la respuesta se encuentra en las referencias digitales como “Correo William Murphy 1, Australia”. 

98 La información fue solicitada vía correo electrónico, y la respuesta se encuentra en las referencias digitales como “Correo William Murphy 2, Australia”. 
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Incentivo Descripción Vigencia Montos 

Energy Saving 

Scheme99 (IPART, 

2018) Encargado: 

Independent 

Pricing and 

Regulatory 

Tribunal New 

South Wales 

Programa voluntario desarrollado a través de 

Accredited Certificate Providers (ACP)100, 

quienes trabajan con hogares, industrias o 

comercios en el desarrollo de proyectos. Estos 

últimos pueden tener que pagar un monto 

mínimo por el costo de equipos, su instalación, 

la evaluación del sitio y otros trabajos 

habilitantes. 

 

Luego, los ACP tranzan Certificados de Ahorro 

de Energía, por la disminución del consumo, lo 

que genera recursos económicos para 

quienes participen. 

 

Apunta a alcanzar el 8,5% de las ventas de 

electricidad entre 2019 y 2025. (NSW 

Government, 2015) 

Desde 2009 al 2025 con 

revisión de su duración 

en 2020 (NSW 

Government, 2015) 

Los costos del programa se 

traspasan a los consumidores a 

través del precio de la energía. 

 

Los costos administrativos de los 

certificados son de AUD2.500 

por aplicación, y 0,86 

AUD/certificado. 

 

Al 2015 se estimaba que los 

ahorros generados alcanzarían 

12TWh entre 2009 y 2025, 

correspondiente a AUD1,7 mil 

millones. (NSW Government, 

2015) 

Victorian Energy 

Upgrades (VEU)101 

Encargado: 

Essential Services 

Commission 

(Victoria) 

Orientado a reducir GEI a través de 

descuentos en productos y servicios de EE.  

El desarrollo de proyectos y la constatación 

de ahorros energéticos genera la creación de 

certificados transables, los que usualmente 

son vendidos comercializadores de energía. 

 

Orientado a residencias, comercios e 

Desde 2008 comenzó 

como Victorian Energy 

Efficiency Target 

Scheme102, y tiene 

objetivos planteados 

hasta 2020.103 

Para el cuadrienio que termina 

en 2019-20, se destinaron 

AUD8.100.000 para reforzar y 

expandir el programa. (Victoria 

State Government, 2018) 

Entre 2009 y 2017 se registraron 

más de 45.000.000 de 

certificados. 

                                                      

99 Revisado online el 13 de febrero de 2019, https://www.ess.nsw.gov.au/How_the_scheme_works/Overview_of_the_scheme/For_businesses 

100 Estas entidades son acreditadas por el Tribunal Independiente de Precios y Regulación. 

101 Revisado online el 21 de febrero de 2019, en https://www.esc.vic.gov.au/victorian-energy-upgrades-program 

102 Revisado online el 20 de marzo de 2019, en https://www.wattly.com/articles/the-veet-scheme-changes-name-regulations-veu-program/ 

103 Revisado online el 20 de marzo de 2019, en https://www.energy.vic.gov.au/energy-efficiency/victorian-energy-upgrades/about-the-program 
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Incentivo Descripción Vigencia Montos 

industrias. Los pagos involucrados, 

destinados a cubrir costos 

administrativos, son: (Essential 

Services Commission, 2018) 

 AUD500 para del registro de 

personas/empresas 

habilitadas para generar 

certificados. 

 AUD1 por certificado. 

Clean Energy 

Finance 

Corporation 

(CEFC)104 

Encargado: 

Clean Energy 

Finance 

Corporation 

A través de CEFC las empresas pueden 

acceder a préstamos con tasas de interés 

preferenciales para invertir en activos 

elegibles, como: ER, baterías para 

almacenamiento, EE (incluye gestión de la 

demanda y automatización). 

Además de lo anterior, entrega información 

para apoyar la toma de decisiones.  

Orientado a todos los ámbitos de la 

economía. 

Desde 2012105 En 5 años de inversión, los 

compromisos de CEFC han 

contribuido al desarrollo de 

proyectos por un total de AUD19 

mil millones. 

Se ha invertido directamente en 

más de 110 transacciones 

individuales y han financiado 

más de 5.500 proyectos de 

energías limpias a través de sus 

socios. (CEFC, 2018) 

Energy Efficiency 

Improvement 

Scheme (EEIS)106 

Introducido por el 

Gobierno de 

Australian Capital 

Busca la reducción del consumo energético 

sin comprometer el confort o la 

competitividad. Las comercializadoras deben 

alcanzar ahorros energéticos. 

 

A nivel productivo, entrega herramientas para 

Desde 2013 hasta fines 

de 2020 

Ha generado ahorros de 

AUD1.200.000 en energía, en 

más de 73.000 hogares y 

empresas. 

 

En caso que los minoristas no 

                                                      

104 CEFC es una autoridad establecida por el Gobierno de Australia en virtud de la Ley de Corporaciones Financieras de Energía Limpia 2012 (Clean Energy 
Finance Corporation Act 2012). Bajo la Ley de Gobernanza, Rendimiento y Responsabilidad Pública (Ley PGPA), el CEFC se conoce como una entidad corporativa 
del Commonwealth. 

105 Sus lineamientos se establecen en Clean Energy Finance Act 2012 (CEFC Act). 

106 Revisado online el 27 de marzo de 2019, en https://www.environment.act.gov.au/energy/smarter-use-of-energy/energy-efficiency-improvement-scheme 



  

ATS ENERGÍA – EBP CHILE 50 

 

Incentivo Descripción Vigencia Montos 

Territory, 

implementado 

por 

comercializadores 

seleccionar iluminación eficiente, ofrece 

reembolsos para tecnologías consumidoras 

de agua/energía. 

 

Orientado a hogares y empresas pequeñas y 

medianas 

alcancen sus metas, deben 

pagar AUD300 por TonCO2eq a 

las que estaban obligados. Si los 

minoristas deciden no 

desarrollar programas, deben 

pagar al territorio AUD116 por 

TonCO2eq a las que estaban 

obligados. 107 

Fuente: Department of the Environment and Energy108

                                                      

107 La obligación Retailer Energy Saving Obligation (RESO) se calcula como 𝑅𝐸𝑆𝑂 = (𝑀𝑒𝑡𝑎 𝑑𝑒 𝑎ℎ𝑜𝑟𝑟𝑜 𝑒𝑛𝑒𝑟𝑔é𝑡𝑖𝑐𝑜) ∙ (𝑉𝑒𝑛𝑡𝑎𝑠 𝑒𝑙é𝑐𝑡𝑟𝑖𝑐𝑎𝑠 ∙
𝑀𝑢𝑙𝑡𝑖𝑝𝑙𝑖𝑐𝑎𝑑𝑜𝑟 𝑑𝑒 𝑒𝑚𝑖𝑠𝑖𝑜𝑛𝑒𝑠). La meta de ahorro energético se ha fijado en 8,6% y el multiplicador (que da cuenta del factor de emisiones del mercado 
eléctrico) es de 0,4, ambos para el periodo 2016-2020. 

108 Revisado online el 13 de febrero de 2019, en https://www.energy.gov.au/rebates?title=&items_per_page=50 
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Un elemento relevante que entrega fondos asociados al desarrollo de proyectos que 

reducen las emisiones de GEI, corresponden al Emissions Reduction Fund, que es 

responsabilidad del Department of the Environment and Energy y del Clean Energy 

Regulator. El gobierno asignó AUD2.550 millones con la consideración de incorporar 

fondos adicionales en futuros presupuestos. Quienes desarrollen proyectos pueden 

obtener Australian carbon credit units (ACCUs), los que pueden ser vendidos al gobierno 

australiano a través de contratos de abatimiento de carbón o a otras empresas que 

buscan compensar sus emisiones.109 La base legal de este fondo se encuentra en el 

Carbon Credits (Carbon Farming Initiative) Act 2011. 

Los proyectos que pueden optar al Emissions Reduction Fund deben ser nuevos, ir más allá 

de las prácticas habituales para el negocio, no ser exigidos por ley y no haber recibido 

apoyo financiero de programas gubernamentales específicos. Más de 700 proyectos han 

sido registrados en el Fondo.110 

Cabe destacar que, para nuevos entrantes al Fondo, se exige la implementación de las 

mejores prácticas, a través de la observancia de un benchmarking. Esto asegura un 

mejoramiento continuo de los proyectos que optan al Fondo. 

2.2.2.2. RESPUESTA DE DEMANDA 

ARENA y AEMO han otorgado fondos para el desarrollo de 10 proyectos pilotos bajo la 

“Demand Response Initiative”, para realizar un manejo del suministro eléctrico durante 

peaks extremos. Se destinaron AUD35,7 millones para entregar 200MW de capacidad al 

2020. Los receptores de los fondos son:111 

                                                      

109 Revisado online el 20 de febrero de 2019, en http://www.environment.gov.au/climate-
change/government/emissions-reduction-fund/about 

110 Revisado online el 20 de febrero de 2019, http://www.environment.gov.au/climate-
change/government/emissions-reduction-fund/publications/case-studies 

111 Revisado online el 21 de marzo de 2019, en https://arena.gov.au/funding/programs/advancing-
renewables-program/demand-response/ 
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Tabla 10. Receptores de fondos de la iniciativa de respuesta de demanda, Australia 

Receptor – 

Fondos 

(millones AUD) 

Programa Incentivo 

AGL112 - 5,25 

(AGL, 2018) 

Considera el desarrollo de reservas DR 

de 18MW, incrementando 1MW por 

año, durante 2 años. 3MW 

corresponden a clientes residenciales y 

los restantes 17MW desde clientes 

comerciales e industriales. 

 

Para los clientes residenciales (se 

reclutaron 750, 0,67MW promedio) se 

considera el direct load control (DLC), 

donde ellos nominan sus artefactos 

para ser controlados remotamente por 

AGL, durante un evento. 

 

Se efectuaron 4 eventos de 2 horas (1 

por mes) entre enero y abril de 2018 

A los clientes residenciales se 

les da un incentivo de AUD50 

por inscribirse, más 2 AUD/kWh 

reducido desde un consumo 

de referencia. 

 

Para clientes no residenciales 

se ofreció un pago mensual 

por disponibilidad. 

Flow Power113 – 

2,64 

Ofrece acceso al mercado mayorista 

a grandes clientes industriales y 

comerciales, incluyendo el 

lanzamiento de kWatch Intelligent 

Controller, que contribuye a la entrega 

de 20MW de DR. 

KWatch entrega información en línea 

de consumos y está relacionado con 

un sistema de alertas vía email y SMS, 

además de gestionar el uso de energía 

ante cambios de precios y señales del 

mercado.114 

Considera pagos por 

disponibilidad y por activación. 

                                                      

112 Revisado online el 22 de marzo de 2019, en https://arena.gov.au/projects/agl-demand-response/ 

113 Revisado online el 22 de marzo de 2019, en https://arena.gov.au/blog/demand-response-4/ 

114 Revisado online el 22 de marzo de 2019, en https://flowpower.com.au/new-box-that-changes-the-way-
you-buy-power/ 
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Receptor – 

Fondos 

(millones AUD) 

Programa Incentivo 

EnerNOC115, 
116– 3,6 en NSW 

y 5,4 en 

Victoria 

(ARENA, 2018) 

Ofrece 20MW de DR en NSW y 30MW 

en Victoria. Generado para clientes 

industriales y comerciales 

EnerNOC desarrolló un Energy 

Reduction Plan (ERP) con cada uno de 

sus consumidores e instaló medidores 

en las instalaciones sujetas a reducir su 

consumo. EnerNOC envía instrucción 

de reducción y los consumidores 

actúan en concordancia con sus ERP. 

Pago por disponibilidad diaria 

para responder a un evento: 

en AUD/MW/año por un monto 

no especificado 

 

Pago por energía: basada en 

la energía 

entregada/reducción 

realizada durante un evento 

en AUD/MWh por un monto no 

especificado. 

United Energy 

Distribution Pty. 

Ltd.117 – 5,76 

Dynamic Voltage Management 

System. Orientado a proveer reserva 

en puntas extremas y emergencias. 

Consiste en la reducción del voltaje en 

47 zonas, y utiliza los medidores 

inteligentes para analizar los datos de 

voltaje en tiempo real, para reducir el 

voltaje sin comprometer el suministro. 

 

Considera una reducción de un 3% en 

promedio, para generar 30MW de DR 

en 10 minutos 

No se reporta que se hayan 

ofrecido incentivos a clientes. 

(United Energy, 2018) 

Powershop 

Australia Pty. 

Ltd.118 - 0,095  

En Curb Your Power. Powershop 

pueden participar incluso clientes 

residenciales. Envía a los participantes 

un SMS para solicitar reducciones del 

10% de la demanda base, que se 

estima con un algoritmo considerando 

14 días. El largo de los eventos puede 

ser de 1 o 4 horas, 2 o 10 por año, de 

lunes a viernes entre 10:00 y 22:00. 

Se consideran reducciones de un 10% 

o 1-2kWh, y para clientes solares, 

0,05kW cada hora del evento 

AUD10 por alcanzar el objetivo 

 

AUD10-200 por alcanzar los 

niveles del programa 

Un bono de entre AUD150-900 

para una reducción promedio 

de entre 5 y 30kWh si se ha 

participado en todos los 

eventos del año 

                                                      

115 EnerNOC es una empresa estadounidense, destacándose su experiencia en California. Revisado online el 
21 de marzo de 2019, en https://arena.gov.au/blog/demand-response-4/ 

116 Revisado online el 22 de marzo de 2019, en https://arena.gov.au/projects/enernocs-demand-response-
project/ 

117 Revisado online el 21 de marzo de 2019, en https://www.unitedenergy.com.au/united-energy-awarded-
australian-government-funding-for-demand-response/ 

118 Revisado online el 21 de marzo de 2019, en https://www.powershop.com.au/demand-response-curb-
your-power/ 



  

ATS ENERGÍA – EBP CHILE 54 

 

Receptor – 

Fondos 

(millones AUD) 

Programa Incentivo 

EnergyAustralia 

3,94 en NSW – 

6,93 Victoria y 

South Australia 

Entregó 50MW de DR, en un piloto de 3 

años119, comenzando con pequeños 

negocios, retail, comerciales e 

industriales, para luego de este 

periodo comenzar a incorporar 

clientes residenciales. (EnergyAustralia, 

2018) 

Considera cambios conductuales, 

reducción automática del consumo, y 

coordinación de una planta virtual de 

almacenamiento de energía. 

AUD10 si se reduce el consumo 

un 10% respecto a la línea 

base. Se entregan como 

crédito a las cuentas. (ARENA, 

ThinkPlace, 2018) 

Zen 

Ecosystems120 – 

1,96 (Zen 

Ecosystems, 

2019) 

Consiste en el desarrollo de una 

“conexión inteligente” de termostatos 

en edificios residenciales y comerciales 

en Victoria y South Australia, para 

agregar y controlar calentamiento y 

enfriamiento. 

Se considera la entrega de 5MW de DR 

en 2017, incrementándose a 15MW en 

3 años. 

Los clientes residenciales también 

pueden participar en una DR 

conductual. 

Los clientes residenciales 

reciben 2 entradas al cine o un 

fin de semana en un hotel con 

todo incluido, por participar en 

evento con cambios 

conductuales. 

Intercast & 

Forge121 0,323 

Corresponde a un cliente industrial que 

ofrece 10MW de DR, alcanzados 

apagando sus hornos durante los 

eventos DR.  

Este piloto está orientado a conocer el 

comportamiento de una única carga 

entregando una reducción relevante 

de energía. 

La empresa recibió 

financiamiento para la 

implementación del piloto, y 

pudo explorar el 

comportamiento de sus 

instalaciones ante eventos DR. 

Fuente: Varias fuentes 

2.2.2.3. COGENERACIÓN 

Según el Energy Efficiency Council (EEC) existe una falencia en programas que incentiven 

a la cogeneración (EEC, 2016), así como proyectos de energía distrital. En efecto, las 

Renewable Energy Targets impone obligaciones a los minoristas de apoyar proyectos de 

EE no alcanza a proyectos de producción combinada de calor y electricidad.

                                                      

119 Revisado online el 22 de marzo de 2019, en https://www.energyaustralia.com.au/about-
us/media/news/energyaustralia-deliver-50mw-demand-response-trial 

120 Revisado online el 22 de marzo de 2019, en https://arena.gov.au/projects/zen-ecosystems-demand-
response/ 

121 Revisado online el 22 de marzo de 2019, en https://arena.gov.au/blog/demand-response-4/ 
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2.3.  RESUMEN DE LA SITUACIÓN REGULATORIA INTERNACIONAL 

Para poder visualizar de manera más sencilla las buenas prácticas regulatorias identificadas en los países, y poder compararlas con 

la realidad nacional, se presenta una tabla resumen. 

Tabla 11. Resumen de mejores prácticas regulatorias de flexibilidad implementadas en California y Australia 

Medida Descripción California Australia Aplicabilidad en Chile 

Ta
ri
fi
c

a
c

ió
n

 

TOU 

Tarifas entregan señales 

para incentivar el 

consumo en horarios 

fuera de punta 

 

Se aplica para clientes regulados con la potencia 

presente en punta. Se estima que debe ampliarse a 

más consumidores, y que se deben revisar los precios, 

para incentivar consumo en horarios específicos. No se 

requiere de cambios legales pero sí la realización de 

estudios para determinarlas, y eventuales pilotos para 

asegurar comprensión. 

Eficiencia 

Realización de 

investigaciones para 

reducir usos de energía 

ineficientes, 

innecesarios o no 

económicos 

   

El Ministerio de Energía debe profundizar los esfuerzos 

realizados en esta materia122 incluyendo actualizaciones 

periódicas para que el desarrollo de programas esté 

alineado con las necesidades del mercado. No se 

necesitan cambios legales pero sí la articulación de 

actores para asegurar efectividad de esfuerzos. 

Decoupling 

Las utilidades de las 

empresas no dependen 

de las unidades físicas 

de electricidad 

vendidas 

  

Se recomienda su aplicación para remover incentivo de 

rendimiento. Se requiere un cambio en la regulación de 

la tarificación de la distribución. 

Decoupling plus 

Programas de incentivo 

para desarrollo de 

programas y 

cumplimiento de metas 

de eficiencia 

  

Se considera recomendable, dado que se entregan los 

incentivos (y penalizaciones) para el desarrollo de 

programas exitosos (y fallidos). Requiere el 

establecimiento del decoupling, para luego crear los 

incentivos (y penalizaciones). 

                                                      

122 Por ejemplo, Plan Nacional de Eficiencia Energética (2010) y Energía 2050. 
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Medida Descripción California Australia Aplicabilidad en Chile 

Determinación 

del costo 

marginal 

Se determina en 

intervalos menores a 1 

hora, con el fin de 

satisfacer las 

necesidades de rampa 

  

Se recomienda para alinear de mejor manera oferta y 

demanda, y tener costos que reflejen mejor el 

comportamiento del mercado. Debe ser realizado por 

el Coordinador Eléctrico Nacional, sin requerir un 

cambio legal 

P
la

n
if
ic

a
c

ió
n

 d
e

 R
e

d
e

s 

Recursos de 

Demanda 

Recursos de Demanda 

deben considerarse en 

la planificación y 

operación de las 

reservas 

 
Es deseable que ocurra en Chile, pero en primer lugar 

debe estudiarse la respuesta de demandantes, siendo 

necesario un cambio legal que habilite y remunere 

acciones de DR. 
Not-networks 

options 

Gestión de activos ya 

instalados  

Coordinación 

entre empresas 

de red 

Modificaciones en las 

redes de un distribuidor 

deben ser coordinadas 

con distribuidores y 

transmisores 

involucrados 

   

Se estima que debiese ser aplicado en Chile, para lo 

que podría requerirse un cambio legal que obligue a las 

empresas a esta coordinación, dado que dentro de la 

ley no se contempla la planificación de la distribución, 

como sí ocurre con la transmisión. 

Consideración 

de generación 

distribuida 

Distribuidoras deben 

generar propuesta para 

identificar ubicación 

óptima de recursos 

distribuidos, evaluando 

costos y beneficios 

  

Se estima que debiese ser aplicado en Chile. Podría ser 

incorporado como una obligación de la empresa, sin 

requerir de un cambio legal. Debiese ser remunerado 

como parte de la tarifa. Adicionalmente, se considera 

la inclusión de las canalizaciones como parte de la 

reglamentación de construcción en viviendas nuevas. 

Cabe destacar que se considera a nivel global en la 

planificación energética que debe desarrollar el 

Ministerio de Energía cada 5 años. 

Transparencia 

Anualmente debe 

informarse acciones 

para fomentar non-

networks options y de su 

impacto en el sistema 

  

Es una buena práctica que debe contemplarse cuando 

se establezca el marco de inclusión de non-networks 

options. No requeriría de cambio legal, pero sí el 

reconocer y remunerar los esfuerzos asociados a la 

medida. 
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Medida Descripción California Australia Aplicabilidad en Chile 

Participación 

Se mantiene un registro 

de consumidores 

interesados en conocer 

de desarrollo en 

planificación 

 

Es una buena práctica de debiese ser incorporada en 

Chile, para lo que no se requiere de un cambio legal. 

Debe estudiarse si la estructura actual de las empresas 

considera el personal para la realización y si no, debe 

ser incluido en el COMA. 

S
e

rv
ic

io
s 

C
o

m
p

le
m

e
n

ta
ri
o

s 

Almacenamiento 

Sistemas de 

almacenamiento 

pueden participar 

como SSCC 

   

En Chile se aplica desde hace poco tiempo por lo que 

no se ha mostrado el potencial completo. Es necesario 

esperar el desarrollo del mercado para poder entregar 

conclusiones. 

Cargas 
Cargas pueden ofrecer 

SSCC  

Para fomentar la competencia, se considera deseable y 

está incluido en el reglamento de SSCC. Cabe destacar 

que las cargas (incluyendo clientes regulados) son parte 

del EDAC, por sobre un cierto número de operaciones 

anuales. 

Agregadores 

Agregadores de 

demanda pueden 

ofertar SSCC 
   

Ya fue incorporado en el reglamento de SSCC, por lo 

que debe esperarse resultados antes de poder entregar 

conclusiones. 

R
e

sp
u

e
st

a
 d

e
 l
a

 D
e

m
a

n
d

a
 Mercado 

Mayorista 

Consumidores reciben 

precios spot por 

cambios en su 

demanda 

  

Si bien deben establecerse las condiciones en que 

opera DR, se considera una buena práctica dado que 

aumenta la competencia. Sin embargo, no se aprecia 

compartible con el modelo de costos auditados que se 

aplica en Chile, por lo que, en las condiciones actuales, 

no es implementable. 

Medidores 

Inteligentes 

Se desarrolla un marco 

regulatorio para 

fomentar la inversión en 

estos equipos y servicios 

asociados 

  

No es clara la situación de Chile, dado que se 

estableció un cambio obligatorio, y luego se pasó a 

voluntario. Aun así, debe promoverse el cambio, como 

una medida necesaria para implementar DR. 

Incentivos para 

gastos eficientes 

Existe un esquema de 

incentivos para realizar 

gastos eficientes en non 

networks options 

relacionadas con DR 

  

Debiesen ser contemplados en el diseño tarifario, 

remunerando y rentando acciones de gestión que 

desplacen inversiones en activos. Requiere de un 

cambio legal que actualmente se encuentra en 

discusión. 
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Medida Descripción California Australia Aplicabilidad en Chile 

Agregadores 
Pueden ofertar DR en 

mercado mayorista  
Se considera deseable, dado que introduce 

competencia. Se requiere de un cambio legal que 

actualmente se encuentra en discusión. 

Confiabilidad 

Recursos de DR son 

aptos para cumplir 

objetivos de 

confiabilidad 

 
Se considera deseable. Se requiere de un cambio legal 

que actualmente se encuentra en discusión. 

No 

discriminación 

Se aseguran 

condiciones de 

mercado no 

discriminatorias para 

distintos oferentes de 

DR 

 
Se considera deseable para asegurar abusos de poder 

de mercado. Se requiere de un cambio legal que 

actualmente se encuentra en discusión. 

Sustentabilidad 

Recursos de DR son 

aptos para cumplir 

objetivos de reducción 

de GEI 

 

Se considera deseable, dado que puede generar 

recursos adicionales, y hacer más atractiva la DR. Se 

espera que la Ley de Cambio Climático pueda avanzar 

al respecto. 

E
fi
c

ie
n

c
ia

 E
n

e
rg

é
ti
c

a
 

Autoridades 

Autoridades entregan 

recomendaciones para 

el desarrollo de 

políticas, incluidas la 

investigación, 

desarrollo, y 

demostración y 

aplicación de 

tecnologías y prácticas 

emergentes. 

 

Se considera deseable, para la implementación de 

planes y programas costo-efectivos. No se requiere de 

un cambio legal y corresponde a la continuación de 

esfuerzos que están en marcha. 

Relación con 

gestión de 

demanda 

Políticas de EE deben 

estar coordinadas con 

DSM 

  

Se considera indispensable. No requiere de un cambio 

legal, sino que la continuación de esfuerzos que están 

en marcha. Debe observarse también la consistencia 

con el diseño tarifario. 

Incentivos 
Programas voluntarios 

que financian  
Se considera una buena práctica, que no requiere de 

un cambio legal, dado que ya se implementa en Chile. 
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Medida Descripción California Australia Aplicabilidad en Chile 

asesoramiento, mejoras 

tecnológicas, 

instalaciones, entre 

otros 

Debe evaluarse periódicamente la costoefectividad de 

los esfuerzos. 

C
o

g
e

n
e

ra
c

ió
n

 y
 G

e
n

e
ra

c
ió

n
 D

is
tr

ib
u

id
a

 

Obligaciones de 

las Distribuidoras 

Distribuidoras están 

obligadas a comprar 

excedentes a plantas 

con cogeneración 

   

En Chile esto ya ocurre para PMGD, con ciertas 

limitaciones (compra a precio estabilizado, conexiones 

permitidas mientras no se afecte seguridad y 

estabilidad). 

Excedentes poseen 

tarifa TOD  



Se considera deseable. No requiere de un cambio legal, 

pero deben ser considerados en el diseño tarifario. 

Excedentes son 

comprados a tarifas 

aprobadas por las 

autoridades 

   
En Chile esto ocurre a un precio regulado (o 

estabilizado), sin señales de tiempo. Debe estudiarse la 

conveniencia de incorporarlo en el diseño tarifario. 

Contratos entre 

cogeneradoras y 

distribuidoras deben 

estar disponibles en una 

forma estándar 

   
En Chile, dado que la compra de excedentes de PMGD 

es obligatoria hasta un cierto umbral, y toda la 

información del proceso es pública. 

Crear pilotos en 

instalaciones 

gubernamentales y 

organizaciones sin fines 

de lucro. Los costos se 

deben recuperar sin 

afectar a otros clientes 

  

Se considera deseable, pero debe habilitárselas por ley 

para el desarrollo de esta línea de negocios, 

estableciendo responsabilidades y rentabilidad y 

mecanismos de retribución. 

Obligatoriedad de 

recopilar información 

de baterías y PMG en su 

zona de concesión 

  

Se considera deseable. La información de los PMGD ya 

la recopilan. Debiese ampliarse a baterías y debe 

estudiarse si es necesario incorporar la remuneración en 

el COMA. 

Almacenamiento 

Baterías son 

consideradas 

generación 
 

No está regulado en Chile, y debiese realizarse. Sí se 

consideran en la prestación de SSCC. 
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Medida Descripción California Australia Aplicabilidad en Chile 

Trámites 

expeditos 

Revisión de permisos 

debe ser expedita  
Los plazos para la tramitación están normados en 

muchos casos, y se tiende a ampliarlo a más casos. 

Incentivos 

tarifarios 

Tarifas incentivan DR y 

generación neta en 

periodos de alta 

demanda (TOD) 

  
Se considera una buena práctica. Debiese incorporarse 

en decretos de fijación tarifaria y en el establecimiento 

del VAD. 

Reducción de 

costos 

Agregadores de 

pequeña generación 

tramitan varios 

proyectos a la vez, 

disminuyendo costos 

administrativos 

  
Se considera deseable. Debiese crearse la figura por Ley 

y establecer el procedimiento de tramitación conjunta. 

Fuente: Elaboración propia en base a análisis regulatorio
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3. SITUACIÓN DE CHILE 

Como parte del proyecto de Ley de EE se espera que los grandes consumidores reporten 

sus consumos123, y en base a esta información, el Ministerio determinará año a año cuáles 

serán los Consumidores con Capacidad de Gestión de la Energía (CCGE), “que serán 

aquellos con consumo energético total de al menos 100 Tcal o que tengan alguna 

instalación que consuma 50 Tcal o más”. Estos CCGE deberán implementar un sistema de 

gestión de la energía en cada una de sus instalaciones con consumo superior a “10 Tcal, o 

en aquellas que cubran, en su conjunto, al menos el 80%”. Junto con la información de 

consumos, deberán reportar las acciones de EE que implementen. 

El Estado tiene un rol muy importante en la generación de condiciones que propicien el 

desarrollo del mercado de EE, siendo la ausencia de información de patrones de 

consumo de la energía que una de las principales falencias. (Sauma, 2009)  

Respecto de la implementación de programas de EE, no es conveniente que organismos 

del Estado sean sus administradores, dado que la información que posee de los 

consumidores es menos precisa que la que pueden tener otros agentes del mercado 

(como por ejemplo las distribuidoras).  

En vista de lo anterior, se considera relevante la realización de las acciones que se 

describen a continuación. 

3.1.  MEDIDAS TRANSVERSALES 

Para el desarrollo de una hoja de ruta para propiciar la flexibilidad del mercado eléctrico, 

y en particular de la incorporación activa de agentes industriales como proveedores de 

flexibilidad, se contemplan las siguientes acciones de carácter transversal. 

 ESTABLECIMIENTO DE LINEAMIENTOS DE POLÍTICA ENERGÉTICA 

Chile cuenta con una hoja de ruta que orienta desde el desarrollo energético, Energía 

2050, que convocó a diversos stakeholders para su diseño.  El esfuerzo es relativamente 

reciente, por lo cual no es posible calificar la consistencia en su desarrollo y la continuidad 

a sus lineamientos.  

A juicio del equipo consultor, el desarrollo de la hoja de ruta es un elemento muy 

relevante, pero su sola redacción no es suficiente. Sus objetivos deben ser evaluados 

periódicamente, y debe verificarse la pertinencia de sus acciones, en conjunto con 

agentes de otros sectores, con el fin de tener una visión multisectorial consistente. 

                                                      

123 Alrededor de 150 empresas definidas como tales (consumen más de 50 Tcal/año), demandan más de 1/3 
de la energía consumida por el país. 
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Esta materia no requiere un cambio legal, dado que es responsabilidad del Ministerio de 

Energía establecer una política energética124. Sin embargo, debe velarse por la 

continuidad, la inclusión de los incumbentes, la evaluación periódica de las acciones y su 

rediseño si se estima conveniente. 

Tabla 12. Medida: Establecimiento de lineamientos de política energética 

Responsable Ministerio de Energía 

Rol responsable Desarrollo de política energética, su evaluación y actualización. 

Generación de contenidos y convocatoria de stakeholders para el 

desarrollo de la política 

Agente relevantes Ministerios de Medio Ambiente; Economía, Fomento y 

Reconstrucción. 

Agentes del mercado energético y sus representantes, sociedad 

civil, ONGs. 

Rol agentes 

relevantes 

Participar en la construcción de la política, aportando desde su 

área de expertise, en el desarrollo de una política consistente y 

efectiva. 

Alcance Debe entregar los lineamientos del desarrollo energético, 

estableciendo los énfasis necesarios para la adaptación a los 

cambios tecnológicos, compromisos internacionales, entre otros. 

Brechas y desafíos  Dado que consideró un amplio proceso participativo, no se 

observan brechas en su concepción.125 

El desafío radica en asegurar el mismo nivel de rigurosidad en su 

actualización. Sin embargo, el riesgo se estima como bajo, dado 

que es responsabilidad del Ministerio la actualización, y dado que el 

tema energético se ha situado como estratégico y relevante para 

la ciudadanía, se estima que los esfuerzos de actualización se 

realizarían con la misma rigurosidad que la creación de la hoja de 

ruta. 

Oportunidades La actualización periódica, que incluya la participación de diversos 

actores, permite que la estrategia se ajuste a las necesidades reales 

del mercado. 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

Los medios de generación eficientes y efectivos serán favorecidos, 

lo que alcanzaría a la cogeneración. Un mercado en el que se 

promueve la eficiencia y la competencia, puede generar 

oportunidades de negocios para el sector industrial. 

Impacto en la 

flexibilidad 

El impacto no es directo, pero se asegura un ambiente propicio 

para un mejoramiento continuo del mercado, y una respuesta 

oportuna a las necesidades del mismo. 

Fuente: Elaboración propia 

                                                      

124 Revisado online el 27 de mayo de 2019, en http://www.energia.gob.cl/sobre-el-ministerio/ministerio 

125 Revisado online el 27 junio de 2019, en https://observatoriop10.cepal.org/es/instrumentos/politica-
energetica-chile-energia-2050 
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 GENERACIÓN DE UNA POLÍTICA INDUSTRIAL DE EE 

Es necesario establecer una política de EE que sea consistente con planes de DR, que 

genere información para la toma de decisiones, y evaluación de resultados, que potencie 

la replicación de las buenas prácticas, entre otras. 

Resulta muy relevante la aprobación de la ley de EE126, que incluya la obligatoriedad de 

implementar un sistema de gestión de la energía en empresas de alto consumo, 

realizando el seguimiento de los avances, y difusión de los resultados, con el fin de 

consolidar una visión positiva de la EE, y mostrar que los resultados son costo-efectivos, y 

que se mantienen en el largo plazo. 

Tabla 13. Medida: Establecimiento de lineamientos de política energética industrial 

Responsable Ministerio de Energía 

Rol responsable Desarrollo de la política industrial de EE, su evaluación y 

actualización. Generación de contenidos y convocatoria de 

incumbentes para el desarrollo de la política 

Agente relevantes Agencia de Sostenibilidad Energética. 

Ministerios de Medio Ambiente; Economía, Fomento y 

Reconstrucción. 

Agentes del mercado energético y sus representantes, sociedad 

civil, organizaciones no gubernamentales, representantes de 

gremios industriales. 

Rol agentes 

relevantes 

Participar en la construcción de una política consistente y efectiva, 

aportando desde su área de expertise. 

Alcance Debe entregar los lineamientos para el desarrollo de la EE en el 

sector industrial, atendiendo a realidades locales, asegurando: 

 Oferta de servicios a precios accesibles, 

 Oferta de financiamiento en condiciones atractivas para las 

empresas, 

 Oferta de tecnología eficiente, 

 Oferta de tecnología para el monitoreo y control del 

consumo energético, 

 Entrega de información relevante, dirigida a tipos de 

consumidores, actualizada y constante en el tiempo, 

 Desarrollo de proyectos demostrativos y difusión de sus 

resultados, 

 Impulso del trabajo colaborativo entre pares, 

 Potenciación de actores relevantes que se posicionen 

como líderes en distintos nichos de mercado, 

 Otros que se identifiquen como relevantes. 

Brechas y desafíos  La multiplicidad de agentes y de sus necesidades, se sitúa como un 

desafío relevante. El distinto nivel de desarrollo entre industrias de 

un mismo rubro constituye una brecha. 

                                                      

126 El proyecto de Ley fue ingresado para discusión en el Senado, en septiembre de 2018. Revisado online el 
13 de marzo de 2019, en 
http://www.senado.cl/appsenado/templates/tramitacion/index.php?boletin_ini=12058-08 
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Oportunidades La problemática energética se ha situado como muy relevante, así 

como el aumento de la productividad nacional y el dinamismo 

económico. Todos estos elementos son afines con la definición de 

una política industrial. 

La existencia de agentes con un nivel de desarrollo importante en 

la materia,  que gozan de confianza entre sus pares, puede permitir 

el avance por seguimiento y replicación de otros agentes con un 

nivel de desarrollo inferior. 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

La relación con el sector industrial es directa. Dependiendo de los 

elementos desarrollados, puede propiciarse el desarrollo de la 

cogeneración. Adicionalmente, podrían generarse nuevos 

mercados (por ejemplo: asesorías para participar de la flexibilidad). 

Impacto en la 

flexibilidad 

Depende del enfoque dado a la política. Sin embargo, 

considerando las tendencias internacionales, el empoderar a los 

industriales en materia energética, debiese ser beneficioso para la 

flexibilidad. 

Fuente: Elaboración propia 

 DISEÑO E IMPLEMENTACIÓN DE INSTRUMENTOS CONSISTENTES CON LA 

POLÍTICA ENERGÉTICA 

La política energética entregará los lineamientos necesarios de observar para la 

consecución de los objetivos en ella planteados. Luego, es necesario diseñar instrumentos 

para alcanzar dichos objetivos. 

En este sentido, se requiere de un trabajo multisectorial, donde, agentes relevantes dentro 

de su ámbito de acción, desarrollen los instrumentos necesarios para que el mercado 

experimente los cambios deseados. Se considera adecuado que el Ministerio de Energía 

supervise el avance y evalúe resultados, pero no se estima adecuado que sea quien 

impulse todas las medidas, dado que en la institucionalidad existen agentes con 

experiencia específica en temáticas que deben ser aprovechadas: 

Tabla 14. Responsabilidades en el diseño de instrumentos 

Responsable Tipos de instrumento Justificación 

Agencia de 

Sostenibilidad 

Energética 

 Proyectos demostrativos 

en sector industrial 

(desarrollo y difusión). 

 Vinculación de actores 

relevantes (desarrollo de 

mesas de trabajo, 

difusión). 

 Instrumentos financieros 

para la industria 

(desarrollo y eventual 

ejecución, 

incorporación de banca 

privada, entre otros). 

 Impulso de sistemas de 

La Agencia tiene experiencia 

trabajando con el sector privado, en 

múltiples campos. Por ejemplo, 

desarrolló e implementó el Fondo de 

Garantías para Eficiencia Energética, 

impulsó la Mesa Minera de Eficiencia 

Energética, impulsó pilotos de 

cogeneración, entre otros. 
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Responsable Tipos de instrumento Justificación 

gestión de energía 

(participación en el 

desarrollo de la oferta y 

en vinculación de la 

demanda). 

Comisión 

Nacional de 

Energía (CNE) 

 Proyectos de cambios 

en la regulación de 

mercados. 

 Cambios en la 

tarificación eléctrica. 

La CNE tiene las competencias y 

atribuciones para proponer cambios 

regulatorios y modificar la estructura 

tarifaria. 

Ministerio del 

Medio Ambiente 

 Promoción de 

tecnologías limpias 

Conoce la realidad de las empresas y 

tiene competencias para fomentar 

mecanismos limpios de producción, 

como por ejemplo, la cogeneración o 

la calefacción distrital. 

Corporación de 

Fomento de la 

Producción 

(CORFO) 

 Desarrollo de 

instrumentos financieros  

CORFO tiene las competencias y la 

experiencia en el desarrollo de 

programas relativos al mercado 

energético (ejemplo: fomento de las 

ERNC, programa de pre-inversión en 

EE) 

Ministerio de 

Economía, 

Fomento y 

Turismo 

 Asesoramiento global en 

la construcción de 

instrumentos, su 

focalización y revisión de 

pertinencia. 

Parte de la misión de este Ministerio es 

“promover la modernización y 

competitividad de la estructura 

productiva del país” 

Fuente: Elaboración propia 

Así, el Ministerio de Energía debe involucrarse en el desarrollo de los instrumentos con 

instituciones con competencias específicas, y debe realizar evaluaciones continuas sobre 

si los instrumentos cumplen su objetivo. En caso de no cumplir, debe plantear el rediseño o 

la desaparición del mismo. 

3.2.  CAMBIOS A LA LGSE 

Actualmente se está llevando a cabo un proceso participativo para definir los cambios 

necesarios a la LGSE en temas de distribución eléctrica. A juicio del equipo consultor, 

deben incorporarse los siguientes: 

 DESACOPLAMIENTO EN DISTRIBUCIÓN 

Un elemento fundamental para el desarrollo de una política efectiva de EE, y también de 

medidas que entreguen flexibilidad al sistema, corresponde al desacoplamiento 

(decoupling) entre las ventas físicas de las empresas y sus utilidades. 
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Tabla 15. Medida: Desacoplamiento en distribución 

Responsable Ministerio de Energía 

Rol responsable Impulsar y llevar a aprobación una modificación a la LGSE en lo que 

se refiere al mecanismo de tarificación de la distribución 

Agente relevantes CNE, agentes del mercado eléctrico 

Rol agentes 

relevantes 

La CNE debiese asesorar al Ministerio de Energía en la generación 

del cambio legal. Los agentes del mercado deben participar en la 

discusión. 

Alcance 
Permitir que las utilidades de las empresas estén desacopladas de 

las ventas de energía. Las distribuidoras cuentan con información 

de sus consumidores, y tienen canales de contacto ya 

desarrollados, por lo que se debe eliminar el incentivo de 

rendimiento, para que estas compañías puedan situarse como 

desarrolladores de programas de EE, y promotoras de respuesta de 

la demanda, sin ver afectadas sus rentas. 

Brechas y desafíos  El principal desafío es que se requiere un cambio de paradigma en 

lo que a la forma de tarificar se refiere. Los ajustes periódicos 

pueden no ser comprendidos y, por lo tanto, resistidos por los 

consumidores. 

Existe una brecha en el conocimiento y comprensión de la 

tarificación por parte de los consumidores. 

Oportunidades El eliminar el incentivo de rendimiento hace que a las distribuidoras 

les resulte indiferente el nivel de consumo en sus zonas de 

concesión. Con los incentivos correctos, podrían posicionarse como 

agentes activos en la promoción de EE y autogeneración. 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

La relación no es directa, pero si las distribuidoras promueven 

programas de EE, podría significar una oportunidad para el 

aumento de la eficiencia en el sector industrial, o bien la promoción 

de la cogeneración. 

Impacto en la 

flexibilidad 

No es directo, pero las distribuidoras podrían ser más receptivas o 

proactivas al desarrollo de acciones que tiendan a la flexibilidad, 

dado que sus utilidades no se verán afectadas. 

Fuente: Elaboración propia 

 INCORPORAR A LOS AGREGADORES COMO AGENTES DE MERCADO 

En la experiencia internacional, los agregadores generan competencia en el mercado de 

provisión de programas de DR, y también facilitan la conexión de pequeños medios de 

generación. Sumado a esto, en Chile existen empresas distribuidoras con distintos tamaños 

y estructuras de personal, por lo que las capacidades de manejar programas de DR 

podrían no existir o ser muy complejas de desarrollar en algunas empresas. 

Por su parte, el concepto de “agregador de demanda” no se encuentra definido en la 

Ley General de Servicios Eléctricos (LGSE)127, pero en el reglamento de SSCC128, sin 

                                                      

127 D.F.L. Núm. 4/20.018. Fija Texto Refundido, Coordinado y Sistematizado del Decreto con Fuerza de Ley 
Nº 1, de Minería, de 1982, Ley General de Servicios Eléctricos, en Materia de Energía Eléctrica. 



  

ATS ENERGÍA – EBP CHILE 67 

 

entregar una definición precisa, se establece que incrementos o reducción de demanda 

puede realizarse de manera agrupada, siendo un tercero responsable de la agrupación 

(artículo 73) y la obligación, en caso de prestar SSCC a través de un tercero, de suscribir 

un convenio donde los consumidores delegan “labores de comunicación, entrega de 

información y coordinación de las acciones necesarias para dicha prestación, e informar 

esta modalidad de prestación previamente al Coordinador.” 

Tabla 16. Medida: Incorporación de agregadores como coordinados 

Responsable Ministerio de Energía 

Rol responsable Impulsar y llevar a aprobación una modificación a la LGSE para 

incorporar a agregadores como agentes de mercado para realizar 

acciones distintas a ofrecer SSCC. 

Agente relevantes CNE, agentes del mercado eléctrico 

Rol agentes 

relevantes 

La CNE debiese asesorar al Ministerio de Energía en la generación 

del cambio legal. Los agentes del mercado deben participar en la 

discusión. 

Alcance 
Incorpora los agregadores como agentes del mercado eléctrico. 

Sus competencias y alcances de sus atribuciones debiesen 

incorporarse en el reglamento de la Ley. 

Brechas y desafíos  No se aprecian desafíos relevantes, dado que es un cambio que 

ya se contempla realizar a la LGSE. 

Oportunidades Genera la oportunidad de ingreso de nuevos agentes al mercado, 

teniendo el potencial de crear competencia. 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

El sector industrial puede ofertar reducciones o aumentos de 

consumo a través de agregadores en el mercado de SSCC. La 

autogeneración es una manera de reducir la demanda de 

energía de la red, por lo que la cogeneración podría verse 

favorecida con esta medida 

Adicionalmente, si se habilita la agregación de pequeña 

generación, cogeneradores podrían verse beneficiados.  

Impacto en la 

flexibilidad 

La relación es directa. La existencia de actores que coordinen 

cargas en distintas ubicaciones y de distinta magnitud para 

aumentar o disminuir su demanda, o que puedan coordinar 

generadores, aporta a la flexibilidad de la red. 

Fuente: Elaboración propia 

 GENERACIÓN Y ENTREGA DE INFORMACIÓN RELEVANTE 

Actualmente las empresas distribuidoras conocen los consumos de sus clientes y tienen los 

canales de contacto para entregar información y recibir consultas. Sin embargo, en caso 

de incorporarse la figura del agregador en el mercado eléctrico nacional, es necesario 

realizar las modificaciones legales para que éstos puedan acceder a datos relevantes 

para el desarrollo de su negocio, siempre protegiendo información sensible de los 

consumidores. 

                                                                                                                                                                  

128 Decreto 113 de 2017, Ministerio de Energía. Aprueba Reglamento de Servicios Complementarios a los 
que se refiere el artículo 72°-7 de la Ley General de Servicios Eléctricos. 
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Tabla 17. Medida: Generación de información relevante 

Responsable Ministerio de Energía 

Rol responsable Impulsar y llevar a aprobación una modificación a la LGSE para 

establecer la obligación de las distribuidoras de poner a 

disposición de agentes de mercado, información de sus 

consumidores. 

Agente relevantes CNE, Servicio Nacional del Consumidor (SERNAC), agentes del 

mercado eléctrico 

Rol agentes 

relevantes 

La CNE debiese asesorar al Ministerio de Energía en la generación 

del cambio legal. Los agentes del mercado deben participar en 

la discusión. El SERNAC debe velar porque la información sensible 

de los consumidores sea debidamente protegida. 

Alcance 
Debe establecerse qué información debe generarse, el organismo 

que la cautela, la forma de entrega, quién asume los costos de 

generar esta información y los mecanismos de acceso a la misma. 

Brechas y desafíos  El principal desafío es establecer una estructura de administración 

de la información que sea eficiente, y que su operación sea 

independiente. 

Oportunidades La experiencia del organismo independiente relacionado a la 

portabilidad numérica es un caso exitoso, cuya experiencia 

puede adaptarse al mercado eléctrico 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

El acceso a la información es relevante para que agentes puedan 

identificar oportunidades de negocios. Estas oportunidades 

pueden alcanzar a agentes industriales. 

Impacto en la 

flexibilidad 

La disponibilidad de información habilita a agentes a ofrecer 

servicios que pueden ir en pro de la flexibilidad. 

Fuente: Elaboración propia 

3.3.  MEDIDAS COMPLEMENTARIAS A CAMBIOS EN LA LGSE 

Se consideran medidas que complementarán o profundizarán los cambios legales 

establecidos para aumentar la flexibilidad. 

 PILOTO DR Y RESPUESTA A EVENTOS CRÍTICOS 

Para poder incorporar la DR y respuesta extraordinaria de la demanda ante eventos 

críticos, como mecanismo de gestión de episodios de alta demanda o de contingencias, 

y contemplarlo en la planificación, en primer lugar, es necesario evaluar el 

comportamiento de los consumidores, en términos de interés por participar, y luego el 

cumplimiento de los compromisos asumidos. 

Es importante señalar que un piloto exitoso genera confianza en los agentes del mercado, 

lo que facilitaría el replicar o escalar el piloto. Por el contrario, si el piloto fracasa, no 

necesariamente significa que debe desecharse la idea de incorporar DR y respuesta a 

eventos críticos coordinada ante eventos, pero sí que su consolidación resultará más 

compleja. 
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Tabla 18. Medida: Piloto DR y respuesta a eventos críticos 

Responsable Ministerio de Energía, CNE, Coordinador Eléctrico Nacional 

Rol responsable Participan en el diseño del piloto y en la supervisión del mismo. 

Eventualmente, puede entregar financiamiento para el mismo. 

Agente 

relevantes 

Empresa distribuidora, clientes de su zona de concesión 

Rol agentes 

relevantes 

La distribuidora debe participar en el diseño del piloto, y llevar a cabo 

su implementación. Los clientes acuerdan su participación en el piloto. 

Alcance Para la implementación del piloto, es necesario, en relación al diseño: 

 Seleccionar la zona de concesión donde se aplicará, 

 Seleccionar el tipo de consumidores que participará, 

 Establecer el plazo de implementación, 

 Establecer los requerimientos de medición y actuadores, 

 Establecer el presupuesto que se destinará al piloto y la 

procedencia de los fondos, 

 Establecer los incentivos y el costo de administración y gestión, 

 Establecer mecanismo de determinación de línea base de 

consumo. 

Luego, en la implementación: 

 Realizar el llamado a participar,  

 Capacitar a potenciales participantes129, 

 Establecer líneas bases de consumo, 

 Realizar los llamados a eventos y evaluar el desempeño de los 

participantes, 

 Realizar el pago de los incentivos, 

 Evaluar el desempeño del piloto. 

Brechas y 

desafíos  

El diseño de los pilotos resulta el principal desafío, dado que de no 

resultar exitosos, puede generarse aversión de participar en programas. 

Una brecha relevante es el desconocimiento de los agentes respecto 

de las implicancias del piloto, por lo que resulta fundamental el generar 

información adaptada a las necesidades de los participantes y tener 

un acompañamiento constante. 

Oportunidades El desarrollo del piloto entregará información relevante para el 

desarrollo de futuros programas, y si los resultados son satisfactorios, 

puede motivar a más agentes a participar de iniciativas afines. 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

Los industriales pueden participar en los pilotos. 

Impacto en la 

flexibilidad 

Permite testear la respuesta de agentes ante distintos tipos de 

programas que pueden contribuir a la flexibilidad. 

Fuente: Elaboración propia 

                                                      

129 Desarrollo de campañas comunicacionales orientadas específicamente al público objetivo de los pilotos. 
Si bien es necesario educar a la población en general, se requiere que los participantes del piloto 
comprendan los beneficios y las implicancias del mismo, para que actúen de manera adecuada, tengan 
beneficios y la percepción de la participación sea positiva, para evitar un desprestigio 
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 GESTIÓN CONSIDERADA EN LA PLANIFICACIÓN DE REDES 

La planificación de las redes de distribución es absoluta potestad de las concesionarias, y 

no está sujeta a revisión de la autoridad. Principalmente considera como alternativa ante 

aumentos de demanda, el aumento de la infraestructura para prestar de manera 

correcta el servicio, y no la gestión de cargas.  

Cabe destacar que este tema surgió en la discusión nacional cuando se abordaba la 

planificación en transmisión. En general, se resiste el integrar muchas flexibilidades en la 

planificación porque tienden a modelar un escenario muy optimista, lo que haría que no 

sean consistentes con la realidad. 

En la LGSE, artículo 182 se establece que el valor agregado de distribución (VAD) incluye, 

entre otros, los “costos estándares de inversión, mantención y operación asociados a la 

distribución”, en virtud de lo cual se estima no es necesario un cambio legal. 

Tabla 19. Medida: Gestión consideradas en la planificación 

Responsable CNE 

Rol responsable Establecer, en las bases del estudio del VAD, los requisitos y 

obligaciones relacionadas con la incorporación de opciones de 

gestión en la planificación de las redes.  

Agente relevantes Ministerio de Energía, agentes del mercado eléctrico 

Rol agentes 

relevantes 

Participar en la generación de las nuevas condiciones de 

construcción del VAD. 

Alcance Deben establecerse las condiciones para la aplicación de non-

networks options en la planificación. Incluye desde mecanismos 

de verificación de la confiabilidad de las opciones al mecanismo 

de remuneración. 

Brechas y desafíos  Dado que no se ha implementado en Chile, se desconoce la 

respuesta que tendrían iniciativas de DR, respuesta a eventos 

críticos, u otros. El principal desafío es no sobreestimar el impacto 

de la gestión, que podría generar problemas al sistema. 

Oportunidades Puede reducirse la necesidad de inversiones, y por lo tanto, el 

costo de la infraestructura, lo que podría generar rebajas en las 

tarifas. 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

En caso de darse rebajas de tarifas, estas serían observadas por 

los industriales. Si por sobreestimar la capacidad de gestión se 

enfrenta contingencias, los industriales podrían ver afectado su 

suministro. 

Impacto en la 

flexibilidad 

En caso de sobreestimar el impacto de non-networks options, el 

impacto es negativo. El considerar estas opciones consolida 

acciones tendientes a la flexibilidad. 

Fuente: Elaboración propia 

 MIGRACIÓN A TARIFAS COSTO-REFLECTIVAS 

Si bien en la actualidad en Chile existen variadas opciones tarifarias, es necesario que los 

costos del sistema sean transparentados de mejor manera en ellas. Actualmente la señal 

que éstas entregan, se orienta a desincentivar el consumo en horario punta, pero no hay 
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señales para aumentar el consumo en horarios de alta oferta de electricidad generada 

con ER. No se quiere un cambio legal, dado que en el artículo 115 de la LGSE se establece 

que las modalidades tarifarias serán especificadas en los decretos tarifarios. 

Tabla 20. Medida: Migración a tarifas costo-reflectivas 

Responsable CNE 

Rol responsable Establecer las nuevas estructuras tarifarias, para lo cual debe llevar 

a cabo los estudios necesarios para establecer nuevas estructuras 

tarifarias que sean costo-reflectivas, y que entreguen incentivos de 

eficiencia en el uso de la energía y de las redes.130 

Agente relevantes Ministerio de Energía, agentes del mercado eléctrico 

Rol agentes 

relevantes 

Participar en la generación de las nuevas opciones tarifarias. 

Alcance Deben establecerse nuevas opciones tarifarias, que se alineen con 

el funcionamiento del mercado en su conjunto, evitando así señales 

contradictorias131 

Brechas y desafíos  Una brecha fundamental es el desconocimiento que podría llevar a 

los agentes a tomar malas decisiones y valorar negativamente la 

oferta tarifaria. Con esto, el desafío es diseñar las tarifas de modo tal 

que sean fáciles de comprender, y realizar un proceso de difusión 

de información orientada a distintos segmentos de usuarios. 

También pueden realizarse pilotos para establecer la mejor manera 

de entregar información y de motivar el cambio (como el piloto 

llevado a cabo por SMUD, descrito en la sección 2.1.2.1) 

Oportunidades Una mejor oferta tarifaria entrega señales que podrían orientar a 

modos de consumo más eficientes, generando ahorros para la red 

y para los consumidores. 

Relación con 

cogeneración y 

sector industrial 

Los industriales podrían verse beneficiados con la nueva oferta 

tarifaria para sus consumos, así como para eventuales inyecciones 

de excedentes de cogeneración. 

Impacto en la 

flexibilidad 

Entrega señales adecuadas, por lo que mejora la flexibilidad. 

Fuente: Elaboración propia 

3.4.  OTRAS MEDIDAS 

Comercializadores 

En el mercado eléctrico nacional, la provisión de la energía eléctrica a nivel de clientes 

regulados, se obtiene a través de licitaciones, lo que en el actual ordenamiento, no es 

compatible con la figura del comercializador. La incorporación del comercializador, es 

relevante por la introducción de competencia y hacer que los costos de la electricidad se 

                                                      

130 Una condición habilitante para la implementación de tarifas costo-reflectivas, es la existencia de un 
medidor “inteligente”, cambio que ya se comenzó a realizar en el país. 

131 Como ocurrió en el desarrollo del piloto Excess Supply Pilot, en California. (ver ANEXO 2). 
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vean reflejados en la tarifa. Además, permite que los clientes puedan transparentar su 

preferencia por ciertos atributos, como la sustentabilidad, de los medios de generación.  

En la actualidad, muchos clientes regulados están migrando a cliente libre dado que los 

precios resultan convenientes. Este cambio fomenta la competencia entre generadores, y 

les asegura contratos de al menos 4 años. Este mismo cambio podría ampliarse a otros 

clientes regulados con la introducción de la figura del comercializador. 

Mercado de SSCC 

En Chile los servicios complementarios son de prestación obligatoria y solo se licita cuando 

el Coordinador estima que es necesario. Sin embargo, esto no es habitual por lo que el 

poder participar en este mercado no se hace económicamente atractivo. 

De la experiencia internacional se aprecia que la participación de los agregadores en 

este mercado es un elemento que genera recursos adicionales que hacen más atractivo 

el participar en programas de DR. 

Por lo tanto, se propone estudiar la migración del actual diseño de mercado a uno que 

asegure la provisión de estos servicios a través de ofertas, en las cuales puedan participar 

los demandantes. 

Mercado de energía 

En la experiencia internacional se aprecia que aquellos consumidores que participan en 

programas de DR, pueden tener un incentivo económico adicional, participando en los 

mercados de energía, por lo que se propone estudiar la posibilidad de abrir este mercado 

a más actores, considerando los “negawatts” como un activo transable como los 

Megawatts. 
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4. HOJA DE RUTA 

Las medidas para la hoja de ruta son Para la propuesta de la temporalidad de ejecución de las medidas, se considera la opinión de 

expertos entrevistados, el estado actual del mercado, y el desarrollo actual de iniciativas en Chile. 

Tabla 21. Ejecución de medidas 

Medida Complejidad Relevancia 
Necesidad de destinar 

fondos 
Ejecución 

M
e

d
id

a
s 

tr
a

n
sv

e
rs

a
le

s 

Establecimiento 

de lineamientos 

de política 

energética. 

Su complejidad es baja 

dado que ya existe 

experiencia en el 

desarrollo del proceso 

participativo para a 

revisión y actualización 

de la política existente. 

Alta. Sienta las 

bases del 

desarrollo 

energético 

nacional. 

Requiere fondos para 

asegurar la calidad en la 

conducción del proceso 

(por ejemplo, secretaría 

técnica) y para la 

generación de 

información necesaria 

para la realización de los 

análisis. 

Debe comenzar en el corto 

plazo y mantenerse en el 

tiempo. 

Generación de 

una política 

industrial de EE. 

Se considera alta, dado 

que debe incluirse la 

realidad de múltiples 

agentes, con diversas 

realidades. Sin embargo, 

existe experiencia previa 

que puede facilitar el 

trabajo. 

Alta. Sienta las 

bases de un 

desarrollo 

industrial eficiente 

y sostenible en lo 

energético. 

En el corto plazo debe 

generarse información 

relevante, y cuando se 

tenga certeza de la futura 

estructura de mercado 

(aprobados los cambios a la 

LGSE), debe construirse una 

política que debe ser 

revisada y actualizada 

continuamente. 

Diseño e 

implementación 

de instrumentos 

consistentes con la 

política 

energética. 

Se considera alta, dado 

que debe articularse los 

esfuerzos de múltiples 

actores, asegurando la 

eficiencia y focalización 

necesaria. 

Alta. Entrega los 

incentivos 

necesarios para 

que los agentes 

de mercados 

tomen las 

decisiones 

correctas. 

Requiere de fondos para 

generar la información 

necesaria para el diseño 

de instrumentos, y luego 

para implementar los 

mismos (por ejemplo: para 

entregar apoyo técnico, 

préstamos, subsidios). 

Debe evaluarse la costo-

efectividad de los 

programas actuales, y 

mantenerlos o reformarlos 

según resulte pertinente, 

creando otros que se 

estimen necesario, y 

revisando periódicamente si 
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Medida Complejidad Relevancia 
Necesidad de destinar 

fondos 
Ejecución 

se mantienen, modifican, 

eliminan o crean nuevos. 

C
a

m
b

io
s 

a
 l
a

 L
G

S
E
 

Desacoplamiento 

en distribución. 

Alta. El desarrollo de un 

proceso legislativo 

siempre es complejo, y 

en la discusión en la 

Cámara o en el Senado, 

podría modificarse el 

proyecto de manera 

inadecuada. 

Alta. Se considera 

habilitante para 

una 

implementación 

efectiva de 

muchos 

programas de EE. 

Actualmente se lleva a 

cabo el proceso 

prelegislativo. Se estima 

que no se requerirían 

fondos adicionales a los 

ya destinados. 

Debe comenzar en el corto 

plazo, dado que 

actualmente se discute el 

cambio regulatorio del 

segmento de distribución. 

Sin embargo, la 

implementación completa 

de la medida, además de 

los cambios legales, requiere 

de un periodo de 

aprendizaje que podría 

extenderse por un periodo 

de tiempo considerable, 

obteniendo una 

implementación completa 

en el largo plazo. 

Incorporar a los 

agregadores 

como agentes de 

mercado. 

Generación y 

entrega de 

información 

relevante. 

M
e

d
id

a
s 

c
o

m
p

le
m

e
n

ta
ri

a
s 

a
 

lo
s 

c
a

m
b

io
s 

e
n

 l
a

 L
G

S
E
 

Piloto DR y 

respuesta a 

eventos críticos 

Alta. El diseño del piloto 

resulta fundamental 

para la obtención de los 

resultados esperados 

(información a entregar, 

apoyo técnico, 

focalización, incentivos, 

entre otros). 

Media. No es una 

medida 

habilitante, pero 

sí deseable para 

demostrar 

potenciales 

beneficios. 

Se requieren fondos para 

el diseño, actividades de 

difusión y pago de 

incentivos. Podrían 

destinarse fondos a 

instrumentación. 

Su inicio depende de la 

estrategia del país. Puede 

optarse por el desarrollo de 

pilotos en paralelo al 

proceso de cambio de la 

regulación (distribución y 

flexibilidad), o bien 

concluido éste. 

Opciones de 

gestión 

consideradas en 

la planificación de 

las redes 

Alta. Debe atenderse a 

no sobrestimar el 

impacto 

Media. La 

utilización de la 

empresa modelo 

incluye eficiencia 

en el diseño.  

Los estudios tarifarios ya se 

realizan contemplando la 

empresa modelo, con 

esto, debiese incorporarse 

acciones de gestión, por 

lo que no se requerirían 

recursos adicionales. 

Debe definirse cuando se 

conozca el diseño de la 

regulación, aun cuando, 

algunos estudios pueden 

realizarse en paralelo al 

proceso. 
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Medida Complejidad Relevancia 
Necesidad de destinar 

fondos 
Ejecución 

Migración a tarifas 

costo-reflectivas 

Media. Existe expertise, 

debiendo aumentarse la 

oferta tarifaria. 

Alta. La entrega 

de señales 

correctas al 

mercado, resulta 

fundamental. 

Podrían requerirse estudios 

y el desarrollo de un grupo 

de trabajo, lo que significa 

demanda de recursos. En 

caso de llevarse a cabo 

un piloto, se requerirían 

recursos adicionales. 

O
tr

a
s 

m
e

d
id

a
s 

Comercializadores 

Alta. Requiere de un 

cambio profundo en el 

mercado, lo que podría 

resultar complejo para 

consumidores poco 

informados. 

Media. El sistema 

de licitaciones de 

suministro 

introduce 

competencia. 

Podría ser necesario el 

desarrollo de estudios y un 

grupo de trabajo, lo que 

demanda recursos. 

Considerando los contratos 

de suministro que han 

firmado las distribuidoras, la 

incorporación de estos 

agentes no resulta posible 

en el corto plazo. 

Mercado de 

energía 

Alta. Requiere de un 

cambio profundo en el 

mercado, lo que podría 

resultar complejo para 

agentes que basan su 

negocio en pagos por 

potencia. 

En el marco del estudio de 

las modificaciones a la LGSE 

en temas de flexibilidad, 

podría estudiarse la 

pertinencia de cambiar las 

bases del mercado. 

Mercado de SSCC 
El mercado de SSCC fue reformado, y los reglamentos asociados están siendo aprobados, por lo que 

debiese esperar apreciar los resultados del diseño regulatorio antes de proyectar un nuevo cambio. 

Fuente: Elaboración propia 
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Si se construye el indicador de priorización considerando: 

Tabla 22. Valorización de indicador de priorización 

Indicador Alto Medio Bajo Ponderador132 

Complejidad 20 50 100 0,3 

Relevancia 100 50 20 0,5 

Necesidad de destinar fondos133 20 50 100 0,2 

Fuente: Elaboración propia 

Con esto, la priorización queda de la manera siguiente: 

Tabla 23. Factor de priorización 

  Complejidad Relevancia 

Necesidad 

de 

destinar 

fondos 

Ranking 

Establecimiento de lineamientos 

de política energética. 
100 100 50 90 

Desacoplamiento en 

distribución. 
20 100 100 76 

Incorporar a los agregadores 

como agentes de mercado. 
20 100 100 76 

Generación y entrega de 

información relevante. 
20 100 100 76 

Migración a tarifas costo-

reflectivas 
50 100 50 75 

Generación de una política 

industrial de EE. 
20 100 50 66 

Diseño e implementación de 

instrumentos consistentes con la 

política energética. 

20 100 20 60 

Opciones de gestión 

consideradas en la planificación 

de las redes 

20 50 100 51 

Comercializadores 20 50 50 41 

                                                      

132 Se estima que el factor que debe tener más peso corresponde a la relevancia, dado que se relaciona 
directamente con la necesidad de implementar la medida. La complejidad se considera el segundo factor en 
peso, que, a juicio de entrevistados, es un elemento que ha retrasado el avance en flexibilidad. Por último, 
se considera la necesidad de recursos, porque se considera que una medida con una alta demanda de 
recursos, en un escenario de estrechez económica como el actual, será más difícil de implementar. 

133 Se considera que una demanda baja de recursos es cuando la medida puede ser implementada con 
recursos regulares de la institución. Es media cuando se requiere de la realización de estudio, y alta cuando 
es necesario disponibilizar recursos para el establecimiento de incentivos, más allá de la entrega de 
información al mercado. 
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  Complejidad Relevancia 

Necesidad 

de 

destinar 

fondos 

Ranking 

Mercado de energía 20 50 50 41 

Piloto DR y respuesta a eventos 

críticos 
20 50 20 35 

Mercado de SSCC 20 20 50 26 

Las medidas deben ser implementadas en el plazo adecuado, según las condiciones 

actuales del país y los requerimientos de las propias medidas. Con esto, es la 

recomendación del equipo consultor que se implementen según se muestra en la tabla 

siguiente, donde no necesariamente se observa el factor de priorización, sino que 

corresponde a una recomendación en función de las necesidades del país, y los 

desarrollo que actualmente están en marcha: 

 

: Medida que comienza en un plazo determinado, y su implementación se 

mantiene en el tiempo 
 

: Medida con un inicio y término en un plazo determinado. 
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Tabla 24. Implementación de medidas 

 

Fuente: Elaboración propia 

  

Medida Corto plazo
Mediano 

plazo

Largo 

plazo

1

Establecimiento de

lineamientos de política

energética.

2
Generación de una política

industrial de EE.

3

Diseño e implementación de

instrumentos consistentes con

la política energética.

4
Desacoplamiento en

distribución.

5
Incorporar a los agregadores

como agentes de mercado.

6
Generación y entrega de

información relevante.

7
Piloto DR y respuesta a eventos 

críticos

8

Opciones de gestión

consideradas en la

planificación de las redes

9
Migración a tarifas costo-

reflectivas

10 Comercializadores

11 Mercado de energía

12 Mercado de SSCC
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5. COMENTARIOS Y CONCLUSIONES 

No cabe duda que una actualización de la regulación del mercado eléctrico nacional, 

en lo que se relaciona a la flexibilidad y distribución es necesario, según la opinión del 

equipo consultor y de agentes de mercado consultados durante el desarrollo de este 

estudio. 

Actualmente se impulsan procesos participativos para identificar e implementar cambios 

a la LGSE en lo que se refiere al funcionamiento del segmento de distribución y a la 

flexibilidad del sistema, por lo que los resultados de este estudio resultan muy relevantes 

para complementar la discusión. 

En general, puede decirse que en Chile es necesario implementar medidas que fomenten 

la competencia, a través de la entrada de nuevos agentes al mercado, y el 

aseguramiento de que no enfrenten barreras de información en sus acciones. 

Por otro lado, existe cierto consenso que los agentes del sector industrial cuentan con 

competencias y existe la tecnología para que puedan actuar activamente como fuentes 

de flexibilidad, siempre y cuando las señales que el mercado entregue los orienten a ello. 

De esto se plantea la necesidad de revisar la estructura tarifaria actual, con el fin de 

motivar un uso más eficiente de las redes. 

Un elemento muy relevante que fue destacado por los agentes entrevistados, 

corresponde a la neutralidad tecnológica de la regulación nacional, por lo que, si bien 

puede pensarse en el desarrollo de una política industrial en pro de la eficiencia del uso 

de las redes, no se concebirán regulaciones que favorezcan ciertos medios de 

generación o de respuesta de la demanda por sobre otros. 

Finalmente, puede destacarse que existe un consenso entre los entrevistados y el equipo 

consultor que Chile debe tomar medidas para dar flexibilidad a la red, dado que la fuerte 

entrada de medios de generación variables e intermitentes es una realidad que se 

mantendrá, y el costo de no tomar acciones hoy podría ser mucho mayor que el de sí 

desarrollarlas. Chile fue pionero en la liberalización de los mercados y hoy se está 

quedando rezagado en la asegurar condiciones de flexibilidad que son necesarias. 
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7. ANEXO 1. FICHA RESUMEN DE INFORMACIÓN ENTREGADA POR 

LA CONTRAPARTE 

Título de la 

publicación 

Informe Final - “Estudio del marco legal y regulatorio chileno que está 

dedicado a la flexibilidad del sistema eléctrico y a la participación de la 

cogeneración y/o gestión de la demanda del sector industrial en los 

mercados de electricidad” 

Autor Energy to Business SPA 

Año 2018 

Palabras 

clave 

Mercado eléctrico, Chile, regulación 

Resumen de 

contenidos 

En una primera parte establece la variabilidad y la intermitencia, como 

elementos que entregan mayor incertidumbre al sistema, y afectan los 

costos del mercado, imponiendo condicionantes técnicas que se 

relacionan con el desempeño económico y que deben ser observadas 

(operación de generación térmica, capacidad de reserva, costos de 

transmisión, efectos en el orden de mérito y costo de desarrollo). 

 

Luego, se procede a describir la respuesta regulatoria: 

  Ley Corta I: Define la transmisión como servicio público y la 

división de segmentos. Define la generación no convencional, 

eximiendo a los medios de generación no convencional, total o 

parcialmente de peajes de transmisión. 

  Ley Corta II: Incorpora las licitaciones de suministro. 

  Ley 20.257 (ERNC): obliga a abastecer un porcentaje de la 

demanda con recursos renovables no convencionales. 

  Ley 20.698 (20/25): El 20% de la generación eléctrica con fuentes 

renovables al 2025. Se actualizan las condiciones de las 

licitaciones de suministro para favorecer la entrada de 

generadoras con ERNC. 

  Ley 20.780 (impuesto al carbono): establece el pago de 5 

USD/ton para instalaciones de una capacidad superior a 50MWt. 

  Ley 20936: Modifica el sistema de transmisión, cambiando los 

segmentos que se reconocían y estableciendo los polos de 

desarrollo. Además, crea el Coordinador Eléctrico Nacional. 

 

Junto con lo anterior, se estableció una estrategia para el desarrollo 

energético del país, Energía 2050, cuyos pilares son: 

1. Seguridad y calidad de suministro,  

2. Energía como motor de desarrollo, 

3. Energía compatible con el medio ambiente, 

4. Eficiencia y educación energética 

 

Luego, discute los elementos relevantes de la regulación relativos a la 

confiabilidad del sistema eléctrico (potencia de suficiencia y SSCC), 

además de otros relevantes para la flexibilidad del sistema 

(cogeneración y tarificación). 

 

Finalmente, como conclusiones se destaca la importancia de los SSCC, y 

que el nuevo reglamento para ellos entregue las señales adecuadas 
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para propiciar el buen funcionamiento del sistema. Junto con esto, se 

plantea como muy relevante la adopción de prácticas y tecnologías 

que contribuyan a aliviar las presiones sobre el sistema eléctrico: desde 

la demanda, EE y gestión de la demanda, mientras que, desde la oferta, 

incorporar de manera adecuada la generación distribuida y la 

cogeneración. 
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8. ANEXO 2. PROGRAMAS DE INCENTIVOS NO REGULATORIOS 

PARA LA FLEXIBILIDAD DEL SISTEMA 

A continuación, se entrega una descripción de pilotos implementados en California y 

Australia, cuyo estudio resulta relevante para la generación de propuestas en Chile. 

8.1.  EXCESS SUPPLY PILOT - CALIFORNIA 

Excess Supply Pilot fue desarrollado entre 2015 y 2017 en California. La propuesta y diseño 

fue realizada por PG&E y la implementación por Olivine. A menos que se indique lo 

contrario, la información expuesta en esta sección fue extraída de (Olivine, Inc., 2018). 

 OBJETIVO 

El objetivo del piloto fue lograr un cambio en el horario de uso de energía, junto con 

verificar la capacidad de los demandantes de aumentar su carga como servicio a la red 

de PG&E cuando se les solicite, en caso de existir un exceso de generación en su zona de 

concesión, o si existen precios negativos en el mercado mayorista.  

 ALCANCE 

Abierto para agregadores y clientes individuales residenciales y no residenciales en el 

área de servicio de PG&E, que pudiesen aumentar su demanda en al menos 30kW, y 

durante al menos 2 horas, en caso de existir un evento. Además, en caso de ser una 

agregación, los clientes que la forman deben encontrarse dentro de un mismo Sub-Load 

Aggregation Point (Sub-LAP)134, y no pertenecer a otros programas de DR, a menos que 

sea el piloto Supply Side Pilot, el cual se describe en 8.2. 

Los compromisos de aumento de carga (“nominaciones”), corresponden a la potencia 

que un participante aumentará en caso de evento. Estas nominaciones se ofrecen de 

forma mensual, por lo que pueden ser modificadas mes a mes. Por ejemplo, si un cliente 

nomina 100kW, se espera que en una hora de evento consuma 100kWh más que su línea 

base.  

 ROLES DE LOS PARTICIPANTES 

Los roles de cada participante fueron: 

                                                      
134 En Tariff se define Sub-LAP como: subset of PNodes (Pricing Node) within a Default LAP. A su vez, los 
PNode se establecen como: “A single network Node or subset of network Nodes where a physical injection or 
withdrawal is modeled and for which a Locational Marginal Price is calculated and used for financial 
settlements”. Finalmente, el LAP se define como “A set of Pricing Nodes (…) that are used for the submission 
of Bids and Settlement of Demand.” 
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Figura 1. Roles de los participantes en el Piloto Excess Supply  

 
Fuente: Elaboración propia en base a (Olivine, Inc., 2018) 

 RECLUTAMIENTO DE PARTICIPANTES 

 

El primer paso fue la realización de una campaña de marketing para incluir a la mayor 

cantidad de entidades que fuese posible. Luego, los potenciales participantes debían 

firmar una declaración de interés y proveer a Olivine y PG&E información sobre sus 

ubicaciones y magnitud de cargas, y en el caso de ser agregadores, además debían 

presentar los contratos con sus propios clientes. Finalmente, los participantes ya 

aprobados firmaron acuerdos de participación y asistieron a 2 reuniones de 

entrenamiento: una sobre las reglas, requisitos y procesos del piloto, y otra sobre el uso del 

sistema de Olivine para ofertar y sobre el manejo de cargas. 

 

En la primera etapa del piloto, de la lista original de 32 posibles participantes, 8 asistieron a 

la primera reunión de presentación del programa, después de la cual 2 más mostraron 

interés, y finalmente sólo 1 de los 32 interesados completó todo el proceso de inscripción. 

Entre las razones por las cuales no participó el resto se encontraban: no alcanzaban el 

mínimo de carga, se encontraban en programas de disminución de cargas y aplicar 

aumento significaba un gasto ineficiente, y la dependencia de financiamiento externo 

que no llegó135. En la siguiente etapa, en 2017, cuando se lanzó la compensación por 

gasto TOU descrito en 8.1.7, existió un aumento en la cantidad de participantes que 

completaron todo el proceso de inscripción. 

 INCENTIVOS 

El cálculo del pago del incentivo a los participantes dependerá de cuántos días a la 

semana estén disponibles para participar en los eventos, lo que determina el precio por 

kW nominado. 

                                                      

 135 Por ejemplo, SGIP (Self-Generation Incentive Program), descrito en los incentivos no regulatorios de 
California. Estos incentivos eran necesarios para realizar inversiones para participar del piloto, tales como 
interfaces para comunicación con Olivine, equipos de automatización de DR, entre otros. 
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Tabla 25. Incentivos del Piloto Excess Supply, California 

Periodo de 

Nominación 

Número de días 

disponibles 

semanalmente 

Pago base por 

participación 

(US$/kW-mes) 

Número de eventos 

esperados 

mensuales 

Sábado a 

domingo 
2 5 2 – 3 

Viernes a 

domingo 
3 6 3 – 4 

Lunes a jueves 4 7 4 – 5 

Lunes a viernes 5 8 5 – 6 

Lunes a 

domingo 
7 10 7 - 8 

Fuente: (Olivine, Inc., 2018) 

Primero, se calculó una línea base de consumo, determinada mediante un método 

estándar de CAISO (ISO tipo 1)136 que considera el promedio de consumo de días similares 

donde no se llamó a eventos, dato al que luego se le aplica un ajuste bidireccional con 

un máximo de 20%. Este ajuste se basa en las 3 primeras horas de las 4 horas anteriores al 

llamado de un evento, y es un multiplicador que iguala la razón entre ese periodo de 

tiempo en un día con y sin eventos. 

Luego, el monto de la retribución se calculó mediante la multiplicación de la magnitud 

del aumento de carga por el pago base correspondiente (Tabla 25), a lo que se aplica un 

factor de corrección entre 0 y 1 (Factor Promedio de Desempeño en Eventos), 

dependiendo del desempeño (Factor Ajustado de Rendimiento Mensual) del cliente al 

cumplir sus acuerdos. Ambos factores se exponen en la Tabla 26, siendo “x” la proporción 

entre el funcionamiento real y la nominación hecha por la carga. Si el participante del 

programa era un agregador, dependía de ellos mismos acordar el pago sus clientes. 

Tabla 26. Desempeño ajustado, Piloto Excess Supply, California 

Factor Ajustado de 

Rendimiento Mensual 

Factor Promedio de 

Desempeño de Eventos 

x > 0,50 1,00 

0,25 < x ≤ 0,50 0,5 

0 < x ≤ 0,25 0,25 

x ≤ 0 0 

Fuente: (Olivine, Inc., 2018) 

 REQUISITOS PARA LA OBTENCIÓN DEL INCENTIVO 

Los compromisos que se debían cumplir para obtener el beneficio, fueron los siguientes: 

                                                      

136 ISO tipo 1 se basa en la metodología tipo 1 de la Junta Norteamericana de Estándares Energéticos (North 
American Energy Standards Board, NAESB), la cual se describe en NAESB WEQ Business Practice Standards 
WEQ-015, Mediciones y Verificación de Energía Mayorista DR.  
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 No debían superar la capacidad calificada137 de la carga,  

 Debían incluir 4 horas diarias de disponibilidad (4 horas seguidas o dos bloques de 

2 horas),  

 Debían pertenecer a una de las dos opciones expuestas en la Tabla 27, donde 

cada uno se compone de dos grupos de días, de los cuales el participante puede 

elegir uno o ambos, para elegir en qué horario se estará disponible para aumentar 

la carga. Esto se relaciona directamente con lo expuesto en la Tabla 25, ya que 

según la opción y grupo o grupos de días elegidos, se determina la magnitud del 

incentivo a pagar. 

Tabla 27. Opciones y grupos de días a elegir por los participantes del piloto Excess Supply. 

 Grupo de días 1 Grupo de días 2 

Opción 1 Lunes - Viernes Sábado - Domingo 

Opción 2 Lunes - Jueves Viernes - Domingo 

Fuente: (Olivine, Inc., 2018) 

 

 Los bloques de aumento de carga no pueden nominarse entre las 7:00 y 9:00, ni 

entre 18:00 y las 20:00, para evitar el crecimiento de las rampas del sistema. 

 RELACIÓN CON OTROS INCENTIVOS 

Como ya se mencionó, uno de los requisitos para participar en el piloto era no estar 

adscrito a otro programa de DR. 

Todos los consumidores que adhirieron al piloto poseían tarificación TOU (tarifa por 

defecto clientes de PG&E), y, aunque en varias oportunidades los participantes fueron 

capaces de coordinar sus bloques de participación con las tarifas fuera de punta, en 

algunas ocasiones no ocurrió, y el cumplimiento de las nominaciones significó recargos 

adicionales debido al esquema tarifario. Por esto se creó una compensación adicional 

para aplacar este costo (Demand Charge Offset). 

Este contratiempo ocurrió a causa de que los horarios de precios punta y semi-punta de 

TOU no siempre estaban coordinados con los horarios de precios más bajos en el 

mercado mayorista, ya que este último funciona en tiempo real y TOU no. La 

compensación no fue creada como una solución permanente o a largo plazo, sino más 

bien como una medida para asegurar la continuidad de los participantes en el programa, 

ya que se espera que en el futuro las tarifas TOU se vayan alineando con el mercado de 

tiempo real. 

 

Para obtener esta compensación, los clientes debían proveer a Olivine su cuenta mensual 

y data de los medidores, con el fin de determinar qué fracción de los gastos era atribuible 

a costos por eventos en horarios punta de TOU. Este pago extra correspondía a la 

diferencia entre costo real y costo calculado si no se hubiese participado del evento, con 

un máximo equivalente al pago de incentivo por participación.  

                                                      

137 Qualified Capacity, valor único para cada cliente que indica la capacidad máxima de aumento de carga, 
calculada mediante pruebas previas al piloto, las cuales no fueron remuneradas. 
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 LOGROS Y LECCIONES APRENDIDAS DEL PILOTO 

Se demostró que los participantes lograron responder favorablemente a los llamados, y 

que hubo mucho más interés por parte de grandes clientes y agregadores comerciales 

que de otro tipo de cliente. Además: 

 Sobre el costo de participar: A algunos posibles participantes les preocupaba la 

duración del piloto, y sintieron que no valía la pena la inversión en tiempo y 

equipos necesarios para participar del programa, sobre todo al compararlo con 

otros programas DR disponibles. 

 Sobre la relación con TOU: Muchos participantes manifestaron su habilidad de 

evitar aumentos en sus cuentas a través de la coordinación de bloques de 

participación con tarifas bajas de TOU, pero otros tuvieron la sensación de que no 

serían capaces o que existía mucho riesgo. La creación de la compensación para 

aplacar este gasto fue suficiente para atraer más participantes al piloto, pero esto 

no pretendía solucionar el problema de la desalineación de las tarifas TOU y los 

horarios de sobredemanda. 

 Sobre el valor del programa para los participantes: Los participantes podían recibir 

hasta 10US$/kW por participar en el piloto, que en comparación con otros 

programas se percibía como un muy buen valor, pero que podía no ser suficiente 

al considerar los costos de un evento en hora punta por la tarifa TOU. 

 CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES  

PG&E ofrece las siguientes recomendaciones de acuerdo a la experiencia ganada con el 

piloto. 

Recomendaciones de producto: 

  Necesidades de la red: cualquier producto debe servir las necesidades de la red 

asociadas con los desafíos de integración de ER y ser compensado por el servicio 

que provee a la red de acuerdo a precios de mercado. 

  Tecnológicamente neutral: un producto de exceso de carga debe ser 

tecnológicamente indiferente para permitir cualquier uso final de la energía. Se 

reconoce que algunas tecnologías pueden prosperar con el programa de exceso 

de demanda, mientras que otras no. 

  No energéticamente neutral: aunque fue sugerido por parte de algunos 

participantes, no es necesario que un producto de exceso de generación sea 

energéticamente neutral138. Esto no se alinearía con el funcionamiento de CAISO, 

ya que algunos días será más necesario aumentar la demanda que disminuirla, o 

viceversa. Siempre y cuando los participantes estén sujetos a precios minoristas de 

energía, se desincentivará naturalmente el desperdicio de electricidad. 

  Se requiere discusión adicional sobre el tamaño de agregadores: se necesita 

encontrar el balance entre el requerimiento de que sus clientes pertenezcan a un 

                                                      

138 Se refiere a la necesidad de que en un cierto intervalo de tiempo (un día, por ejemplo) la suma de la 
carga aumentada y la disminuida del sistema se acerque lo más posible a 0. 
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mismo sub-LAP (ya que estas áreas suelen ser demasiado grandes como para 

manejar condiciones locales de red, y demasiado pequeñas como para lograr la 

carga mínima necesaria para participar del programa) y la carga necesaria para 

ser elegible. Si el objetivo de un futuro piloto de exceso de demanda es enfocarse 

en las restricciones de los sistemas de distribución, sería mejor considerar un 

tamaño más pequeño de agregación basado en áreas menores a un sub-LAP. 

Recomendaciones operacionales: 

  Disponibilidad: los periodos donde se realizan llamados a eventos deberían 

basarse en las necesidades de la red, con la flexibilidad suficiente para reflejar las 

capacidades de responder de los clientes. Los participantes debiesen ser capaces 

de especificar su disponibilidad horaria, además de su carga calificada, para 

proveer un aumento de carga, aunque debe velarse porque este incremento no 

interfiera con otras obligaciones de mercado.  

  Días y estaciones más valiosas: no todos los días y meses son iguales en su valor 

para reducir excesos de generación, las condiciones actuales de la red indican 

que un producto de exceso de demanda es más valioso durante los fines de 

semana y los meses de invierno y primavera, a diferencia de los programas de 

reducciones de la demanda que son más valiosos durante la semana y en el 

verano. Determinar un método para incentivar el uso de estrategias cuando el 

valor es más alto será de vital importancia para el desarrollo de este programa. 

  Frecuencia de despacho: debiese estar basada en las habilidades de un cliente. El 

piloto actual recomienda un máximo de 1 evento por día, para alinearse con las 

limitaciones del producto PDR de CAISO. 

  Líneas temporales de despacho: el tiempo de respuesta de un evento de exceso 

de demanda debiese estar armonizado con las necesidades de la red, es decir, si 

un recurso está participando en el mercado mayorista, el recurso debiese ser 

capaz de responder en línea con los despachos del mercado, y si el recurso está 

respondiendo a planificadores de distribución, la respuesta debiese estar alineada 

con las líneas temporales de distribución. 

  Planificación de la distribución y operaciones: debido al potencial impacto de un 

producto de incremento de carga sobre esta planificación, es urgente que el 

desarrollo y operación de este producto esté integrado con los grupos de 

planificación de la distribución. 

Conclusiones y siguientes pasos: 

El piloto fue exitoso en la ganancia de aprendizajes en numerosos de sus objetivos. 

Adicionalmente, se aportó información a múltiples entidades, como CPUC, CAISO, y otros 

programas de PG&E (por ejemplo: PG&E’s Electric Vehicle Charge Network, EVCN) 

Si bien se aprendió mucho, aún existen preguntas sin responder sobre qué debiese gatillar 

un evento de exceso de carga, los efectos en la planificación y operación de redes de 

distribución local, y la interacción con programas DR. Basados en retroalimentación y 

aprendizajes del piloto, y con el objetivo de obtener ideas, se han realizado o se realizarán 

modificaciones al piloto, incluyendo: 
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  Permitir a los participantes ofertar con disminución de demanda, 

  Limitar las horas de disponibilidad de aumento a horas con la mayor probabilidad 

de un exceso de generación y precios negativos en el mercado mayorista, 

  Modificar el mecanismo que desencadena los eventos cuando las situaciones de 

exceso de generación tienen probabilidad de ocurrir basadas en condiciones 

actualizadas del mercado, y 

  Desarrollar un subconjunto de este piloto, con reglas más simples para permitir la 

participación de EVCN. 

Aunque los eventos de sobredemanda ya ocurren y se espera que sean cada vez más 

frecuentes, aún son limitados. Es por esto que, debido a que aún existen preguntas sin 

responder sobre el desarrollo de un programa a gran escala y que se están analizando en 

este piloto, PG&E cree que es razonable continuar con el desarrollo de este tipo de pilotos. 

 MONTOS DESTINADOS AL PILOTO 

US$ 1.100.000 para el periodo 2015-2016139 y US$ 400.000 para el 2017140. 

  

                                                      

139 Decisión 14-05-025 May 15, 2014 

140 Decisión 16-06-029 June 9, 2016 
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8.2.  SUPPLY SIDE PILOT 

Este programa, realizado entre los años 2015 y 2016, fue diseñado para estudiar la 

factibilidad de la participación de cargas en el mercado mayorista de CAISO, a través de 

proxy demand resources (PDR). Fue propuesto y diseñado por PG&E, y realizado por 

Olivine. 

Supply Side Pilot fue la tercera fase en el desarrollo de programas de DR que tienen como 

fin crear una herramienta para integrar a los clientes de PG&E al mercado eléctrico 

mayorista de CAISO. La primera etapa fue el piloto Intermittent Renewable Resources, en 

el cual se instalaron equipos de DR automatizada a distintos tipos de clientes (industriales y 

comerciales), y se testeó el desempeño de equipos de telemetría de acuerdo al tiempo 

de respuesta y duración de los eventos. La siguiente fase, denominada Renewable 

Management Pilot Phase 2, se creó para demostrar que agregadores, y grandes clientes 

comerciales e industriales son capaces de participar en el mercado de CAISO y proveer 

recursos flexibles, con ofertas mensuales de reducción de carga, considerando bloques 

de 3 horas seguidas 24 días al mes, o bloques de 6 horas seguidas 12 días al mes. Los 

eventos eran avisados con un día de anticipación, y los clientes ganaban US$10/kW por la 

capacidad ofertada, multiplicada por factores de ajuste a su desempeño mensual141. Los 

participantes del programa debían ofertar durante 6 meses con al menos 100kW de 

potencia, y el foco principal del piloto fue entender los problemas relacionados con la 

participación de terceros y clientes en el mercado. 

A menos que se indique lo contrario, la información de esta sección fue extraída de 

(Olivine, Inc., 2017). 

 OBJETIVO 

Supply Side Pilot continuó con el objetivo de atraer participantes a un programa de DR 

integrada con el mercado eléctrico mayorista. Esta fase fue diseñada para facilitar ofertas 

energéticas diarias al mercado en bloques. 

Para facilitar la integración al mercado de los recursos DR, CAISO desarrolló un modelo 

conocido como Proxy Demand Resources (PDR), el cual modela las características físicas 

de un recurso en cuanto a ofertas, concesiones, despachos, cortes y acuerdos. Cada 

participante (cliente individual o un agregado de clientes) podía inscribir un recurso PDR. 

 ALCANCE 

El piloto estuvo abierto a todo tipo de clientes o agregadores en el territorio de servicio de 

PG&E, que cumpliesen con: 

 Capacidad de disminuir su carga en al menos 100kW, o 30kW exclusivo para 

agregadores residenciales (potencia sujeta a pruebas previas al piloto). 

                                                      

141 Revisado online el 18 de marzo de 2019, en http://eta-publications.lbl.gov/sites/default/files/lbnl-
179019_intermittent_renewable_management_pilot_phase_2.pdf 
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 Si se trata de un agregador, sus clientes deben encontrarse bajo un mismo Sub-

LAP, y ser cubiertos por una misma LSE. 

 No estar participando en otro programa de DR. 

 ROLES DE LOS PARTICIPANTES 

Grandes clientes individuales y agregadores podían participar de este programa, mientras 

que Olivine ejercía el rol de coordinador de horarios y DRP al mercado mayorista. 

Además, Olivine era la interfaz entre los participantes y el piloto, incluyendo el mercado 

de CAISO, manejo del reclutamiento, inscripción y registro, nominaciones y ofertas, 

concesiones y notificaciones de despacho, certificación de recursos, créditos y 

colaterales, liquidaciones y pagos. Los roles de cada entidad del programa se describen 

en la siguiente figura 

Figura 2. Roles de los participantes en el Piloto Supply Side 

 

Fuente: (Olivine, Inc., 2017) 

 RECLUTAMIENTO DE PARTICIPANTES 

El proceso de reclutamiento de participantes comenzó con el contacto de la mayor 

cantidad de entidades apropiadas, muchas desde las bases de datos de PG&E y Olivine, 

a través de correo electrónico y llamadas telefónicas. A éstos se les entregó material 

informativo sobre el piloto (presentación, plazos de inscripción, lista de documentación 

requerida para participar y preguntas frecuentes). 

Luego, los potenciales participantes firmaron una declaración de interés y entregaron 

información sobre sus cargas, ubicaciones y capacidad de DR. En caso de ser un 

agregador, éste también entregó la información sobre sus clientes y permisos para que 

PG&E utilizara esa data. Habiendo firmado esto, Olivine enviaba los contratos a PG&E 

para su revisión, y de ser aprobados se procedía a la firma de un acuerdo de 

participación, prosiguiendo con dos sesiones de entrenamiento, una sobre las reglas, 

requerimientos y procesos del programa; y la otra como capacitación sobre la interfaz 

DER (Distributed Energy Resource) de Olivine para ofertar y manejar los recursos de la 
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carga. Finalmente se realizaron las pruebas de carga calificada, descrita anteriormente, 

para asegurar que cada participante pudiese cumplir con los requisitos mínimos de 

participación. 

De las 32 organizaciones iniciales, 12 firmaron la declaración de interés, y 3 siguieron los 

pasos hasta la inscripción. Un problema común entre los potenciales participantes fue que 

sobrestimaron su capacidad de disminuir la carga, o en el caso de agregadores, la 

capacidad de sus clientes, por lo que al realizar las pruebas de carga calificada dejaron 

de ser viables para el piloto. 

Cabe destacar que la mayoría de los participantes poseían sistemas DR 

semiautomatizados antes de adscribirse al programa, con entrada manual para ofertas al 

mercado, lo que facilitó su incorporación. 

 INCENTIVOS 

Este programa entregaba dos formas de compensación 

  Pago por capacidad de US$10/kW mes por la oferta de reducción, y  

  Pagos resultantes de acuerdos y adjudicaciones, resultantes de ofertas en el 

mercado mayorista de CAISO. 

Al inicio del piloto se obligaba a los participantes a ofertar al menos la mitad de sus horas 

al precio NBT (Demand Response Net Benefits Test, 2 precios publicados mensualmente 

por CAISO, para hora punta de lunes a sábado de 6:00 a 22:00, y fuera de punta para el 

resto de las horas de lunes a sábado, domingos y 6 feriados al año), pero finalmente se 

eliminó este requisito y solo se ordenaba ofertar a un precio entre el NBT y US$150. 

Además, la potencia ofertada no podía ser menor a 10kW. En caso de existir una 

diferencia entre la carga a disminuir en un evento, fuese esta mayor o menor a la 

nominación acordada, el resto era cobrado, o pagado, al Real-time Uninstructured 

Imbalance Energy Price (UIE). Sin embargo, en caso de no disminuir la carga acordada 

acumulada al final del mes, la carga perdía todo el pago de incentivo. 

 REQUISITOS PARA LA OBTENCIÓN DE INCENTIVOS 

Antes de participar en el piloto los clientes debían realizar un test de capacidad 

calificada, mediante la medición de la energía promedio en un evento de 4 horas en 

comparación con la línea base de consumo. Este dato se determinó con el objetivo de 

confirmar que la oferta de disminución era realizable por la carga, y para fijar un máximo 

en las nominaciones de la misma. Con esto realizado, los participantes podían comenzar 

a realizar nominaciones de forma mensual.  

Estas nominaciones eran ingresadas por los participantes a través de sus interfaces al 

sistema de administración Distributed Energy Resource de Olivine. Para ser una qualified 

bid, estas debían ser menores que la capacidad calificada, y para acceder al pago de 

incentivos debían ser de bloques de 4 horas en 18 días por mes, y estar disponibles para 
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despacho 24 horas al día142 Las notificaciones sobre los resultados de las ofertas 

(adjudicaciones), se publicaban a las 14:00 del día anterior al evento, y eran avisadas a 

los participantes a través de e-mail, SMS u otra interfaz acordada.  

En adición al ISO tipo 1, este piloto permitía el uso de la metodología ISO tipo 2143 para 

calcular la línea base de consumo de algunos participantes. Este método es útil para 

agregadores que no poseían datos de calidad del Interval Revenue Quality Meter Data 

(RQMD) de todos sus clientes, los cuales eran luego recopilados y utilizados por CAISO 

para ajustar los precios de mercado, por lo que se hacía necesario realizar una estimación 

mediante un muestreo estadístico para determinar la carga y fijar el precio. Para optar a 

esta metodología se debía enviar una solicitud a CAISO con datos sobre el plan de 

muestreo y el modelo estadístico a utilizar. 

A los participantes que llevasen 3 meses de buen desempeño en el programa y que 

utilizaran interfaces de despacho en tiempo real, se les permitió ofertar en el mercado en 

tiempo real. Aunque estas ofertas no tenían relación con las nominaciones mensuales, 

que debían ser cumplidas independiente de las ofertas, podían significar un ingreso extra 

para las cargas, independiente de Olivine y el piloto. 

 RELACIÓN CON LOS OTROS INCENTIVOS 

Como se mencionó en 8.2.2, para participar en este piloto era requisito no estar 

participando en ningún otro programa de DR. 

 LOGROS Y LECCIONES APRENDIDAS DEL PILOTO 

A continuación, se comentan los logros y lecciones aprendidas del piloto: 

  Sobre la inscripción: Si bien existió un gran interés desde los posibles 

participantes, no se inscribieron tantos como se esperaba, lo que pudo deberse 

a, entre otras razones, que los clientes se encontraban postulando a fondos 

durante la firma de la declaración de interés, pero finalmente no se los 

adjudicaron por lo que no se inscribieron en el programa135, que el piloto tenía 

una duración muy corta (inicialmente se aprobaron 2 años para realizar el 

piloto, plazo que al terminar fue extendido por 1 año) por lo que no valía la 

pena la inversión en equipos, o que les fue difícil a los agregadores lograr el 

requerimiento mínimo de carga. 

  Sobre el valor del programa para los participantes: uno de los participantes se 

retiró del programa después del primer año, tomándolo como aprendizaje 

para participar en otros programas de DR más que como una oportunidad 

como programa en sí, debido al bajo valor que este ofrecía. Además, los 

                                                      

142 Revisado online el 26 de marzo de 2019, en http://olivineinc.com/wp-content/uploads/2017/02/2017-
01-SSP-FAQ.pdf 

143 Basada en Baseline Type-II de la NAESB, descrito en Bussines Practice Standards WEQ-015, Measurement 
and Verification on Wholesale Electricity Demand Response. 
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acuerdos de CAISO tuvieron cinco principales problemas, (se aprobó una 

segunda etapa del piloto, algunos siguen ocurriendo): 

o  Descoordinación de CAISO con el sistema DR: Olivine calculaba las 

líneas bases de un evento y enviaba esta información al sistema de 

acuerdos de CAISO en forma de “pseudo-generación” para calcular el 

desbalance energético y realizar acuerdos basados en tiempo real. Sin 

embargo, muchas veces la data no llegaba al sistema, asumiendo que 

no se cumplió el respectivo acuerdo, es decir, que el evento no fue 

despachado. 

o  “Desaparición” de eventos: los eventos DR se mostraban como 

despachados en el sistema, pero no eran creados ni transmitidos a los 

participantes, lo que generaba problemas en el cálculo de precios en 

el mercado mayorista. 

o  Inicio de eventos a horas incorrectas: Estos empezaban y/o terminaban 

entre 5 y 10 minutos antes de lo programado, lo que llevó a cálculos 

incorrectos sobre los incentivos a pagar. 

o  Tarificación incorrecta de días festivos: En teoría debían tratarse como 

fines de semana, pero en la práctica se trataron como días de semana. 

Esto llevo a diferencias en los cálculos de remuneraciones entre CAISO y 

Olivine, por lo que la decisión sobre las adjudicaciones dependía de 

cuál de estos valores fuese mayor, sin importar si éste se basaba en un 

mal cálculo. 

o  No se consideraba el desempeño si existía un cambio de registro: Si un 

participante cambiaba datos de su registro (al cambiar de año y volver 

a registrarse, o al sumar nuevos participantes en caso de ser 

agregadores) se dejaba de considerar el desempeño previo al cambio, 

por lo que podían existir diferencias en la línea base de consumo que 

llevaron a un cálculo incorrecto de remuneraciones. 

  Sobre la operación: variados problemas surgieron con la puesta en marcha del 

piloto, tales como la recolección de data por problemas en los medidores o 

con los administradores, necesidad de realizar más entrenamientos para que 

los participantes entendieran de mejor manera el mercado (operaciones, 

líneas base, estrategias de disminución de carga, incentivos minoristas y 

acuerdos mayoristas), y a pesar de los esfuerzos no existió participación por 

parte de agregadores, probablemente por falta de información y 

entrenamiento.  

 CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

Desde la perspectiva de los participantes, se destaca que no hubo participación de 

agregadores, dado que ninguno poseía a todos sus clientes bajo un mismo Sub-LAP, o no 
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tuvieron tiempo suficiente para reclutar más clientes dentro de una misma área para 

lograr el mínimo de carga. 

Desde el enfoque del coordinador, se destaca que es necesario realizar un entrenamiento 

a los participantes para entender de mejor manera cómo funcionan las operaciones del 

mercado de CAISO, como se calcula la línea base, diferentes estrategias para disminuir la 

carga de acuerdo a los requerimientos del programa, como realizar nominaciones, 

información sobre la capacidad calificada, incentivos del mercado minorista y acuerdos 

mayoristas. De existir un mejor entrenamiento se esperaría mayor participación, sobre todo 

de agregadores. 

 MONTOS DESTINADOS AL PILOTO 

US$ 2.458.336 para los años 2015 y 201659. 
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8.3.  DYNAMIC VOLTAGE MANAGEMENT SYSTEM - AUSTRALIA 

También denominado Smart Meter Voltage Management (SMVM), el programa está 

orientado a proveer reserva en puntas extremas y emergencias. Consiste en la reducción 

del voltaje en 47 zonas del estado de Victoria (United Energy, 2017), utilizando medidores 

inteligentes para analizar los datos de voltaje en tiempo real de los clientes, con el 

objetivo de reducir el voltaje sin comprometer el suministro, logrando una disminución en 

la carga del sistema sin interrumpir las actividades normales de los usuarios. Considera una 

reducción de un 3% de voltaje en promedio, para generar 30MW de DR en mínimo 10 

minutos después del llamado144. 

Fue llevado a cabo por United Energy, con fondos de ARENA, comenzando el año 2017 y 

con una duración de 3 años145. 

 OBJETIVO 

 

En la mayoría de los programas de DR se solicita al cliente que reduzca su demanda en 

horarios punta, o incluyen la participación de baterías o generadoras. En este programa 

son las unidades de distribución quienes son responsables del éxito, disminuyendo el 

voltaje del sistema a un nivel suficiente para garantizar la confiabilidad de la red, sin que 

los usuarios se percaten de que la iniciativa ha sido desplegada. Se puede afirmar que 

éste es uno de los mayores valores del programa, ya que el cliente “no debe hacer nada” 

y, por lo tanto, no se depende de aquello. 

AEMO da aviso sobre una predicción de evento de alta demanda con 24 horas de 

anticipación, y el día del evento se recibe una notificación una hora antes del inicio del 

mismo para cumplir con el esquema Reliability and Emergency Reserve Trader (RERT)146 de 

AEMO. Cada 5 minutos la información sobre los voltajes en las distintas zonas es 

actualizada, y se utilizan métodos de visualización (semáforo) para indicar en cuales el 

voltaje debe aumentar (rojo), disminuir (verde) o mantenerse (naranjo), y el proceso de 

ajuste continúa hasta lograr que todas las zonas queden en color naranjo (Clean Energy 

Council, 2018). 

 ALCANCE 

 

Se está llevando a cabo en el estado de Victoria en Australia, en alrededor de 150 

subzonas a través de sus 3 principales redes (Clean Energy Council, 2018). 

 

                                                      

144 Revisado online el 2 de abril de 2019, en https://www.unitedenergy.com.au/united-energy-awarded-
australian-government-funding-for-demand-response/ 

145 Revisado online el 2 de abril de 2019, en https://arena.gov.au/projects/united-energy-distribution-
demand-response/ 

146 RERT es un mecanismo de las NER que permite a AEMO contratar reservas de capacidad eléctrica cuando 
se proyecta que existirá un déficit en los próximos 9 meses (AEMO, 2017). 
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 ROLES DE LOS PARTICIPANTES 

Los principales participantes en este piloto son los administradores de redes, ya que son 

quienes despliegan la disminución de voltaje. 

 RECLUTAMIENTO DE PARTICIPANTES 

No aplica. 

 INCENTIVOS 

No se reportan. (United Energy, 2018). 

 LOGROS Y LECCIONES APRENDIDAS DEL PILOTO 

Aún no existen. 

 CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

 

Aún no existen. 

 MONTOS DESTINADOS AL PILOTO 

 

AUD6,61 millones totales, de los cuales AUD5,76 millones fueron provistos por ARENA145. 
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8.4.  ENERNOC DEMAND RESPONSE TRIAL - AUSTRALIA 

En diciembre de 2017, EnerNOC comenzó un piloto destinado a proveer 50MW de reserva 

en dos estados de Australia, desde clientes comerciales e industriales que accedieran a 

disminuir de manera segura su consumo en los horarios donde se les solicite. 

Los participantes poseen en sus instalaciones la tecnología necesaria para reducir su 

demanda en menos de 10 minutos después de que un evento sea anunciado, y una 

fracción pose equipos que permitían un apagado remoto por parte de EnerNOC147. 

El piloto sigue vigente en la actualidad, ya que tiene una duración de 3 años148. 

Toda la información a continuación fue extraída de (ARENA, 2018), a menos que se 

indique lo contrario. 

 OBJETIVO 

 

El objetivo general del plan de pilotos de ARENA Advancing Renewables, al cual 

pertenece el proyecto de EnerNOC, es desarrollar ideas que permitan mantener una red 

confiable y segura con la inyección de ER149.  

En específico, el piloto de EnerNOC planea establecer si las estrategias de DR permiten 

mantener una red eléctrica estable en el este de Australia, a través de la comunicación 

con sus clientes por medio de Site Servers propios de la empresa, como entrada para una 

mejor administración de energía y aplicaciones de DR, con el fin de entregar al sistema 

una reserva de emergencia147. 

Los eventos de disminución de carga pueden ocurrir cualquier día del año entre las 10:00 

y las 22:00, se anuncian entre 10 y 60 minutos antes de su comienzo y pueden tener una 

duración de entre 1 y 4 horas, con un máximo de 10 eventos por año150. 

 ALCANCE 

Se lleva a cabo en los estados de Victoria y NSW, para consumidores comerciales e 

industriales. 

                                                      

147 Revisado online el 3 de abril de 2019, en https://arena.gov.au/projects/enernocs-demand-response-
project/ 

148 Revisado online el 3 de abril de 2019, en https://www.enelx.com/n-a/en/news-media/all-press/enernoc-
awarded-50-megawatt-demand-response-contract-in-australi 

149 Revisado online el 3 de abril de 2019, en https://arena.gov.au/funding/programs/advancing-renewables-
program/ 

150 Revisado online el 4 de abril de 2019, en https://www.enernoc.com/region/asia-pacific 
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 ROLES DE LOS PARTICIPANTES 

El piloto fue llevado a cabo por EnerNOC, una de las 8 empresas contratadas bajo la 

iniciativa de DR en Australia, para analizar su efectividad como medida para estabilizar la 

red en casos de demandas extremas. Esta empresa se comprometió a ARENA entregar 

20MW de reserva en NSW y 30MW en Victoria. 

 RECLUTAMIENTO DE PARTICIPANTES 

EnerNOC reclutó 47 clientes: alrededor del 25% son comerciales y 75% industriales, de 

áreas como agricultura, manufactureras, tratamiento de desechos, entre otros. 

 INCENTIVOS 

Se realizan pagos por disponibilidad, calculados en relación a la disponibilidad diaria de 

un cliente para responder a un evento de DR (medidos en AUD/MW/año), y por energía, 

basados en la energía entregada o reducida en un evento (medidos en AUD/MWh).  

La magnitud de estos pagos era evaluada con cada cliente, dependiendo de sus 

requerimientos operacionales, cargas, costos de reducir las cargas, magnitud y 

complejidad del equipo necesario para participar de los eventos, entre otros. 

 RELACIÓN CON OTROS INCENTIVOS 

Este programa se relacionó con el programa Frequency Control Ancillary Services 

(FCAS)151. Inicialmente EnerNOC estaba trabajando en este piloto, y utilizó los mismos 

clientes para el nuevo programa, lo que generó que múltiples participantes quedaran con 

una “participación doble”. Se estima que sería conveniente apuntar a un 100% de 

dualidad de participación por los beneficios que esta economía de escala podría 

entregar. Sin embargo, AEMO quiso que el programa se enfocara más en reclutar nuevos 

clientes, por lo que emitió una NER que expresaba obstáculos para la participación “libre” 

de clientes en más de un programa, pero esta regla no es lo suficientemente clara y 

existen controversias acerca de la misma, por lo que la participación simultánea entre 

FCAS y el programa que se describe sigue existiendo. 

 LOGROS Y LECCIONES APRENDIDAS DEL PILOTO 

Una de las lecciones aprendidas al comenzar este programa fue la necesidad de contar 

con el tiempo adecuado para diseñar bien el programa. En este caso, el desarrollo del 

piloto se aprobó en octubre del 2017 y debía comenzar en diciembre del mismo año, por 

lo que EnerNOC solo tuvo 2 meses para analizar, realizar contratos, testear y enrolar 50MW 

de capacidad.  

Respecto a lo anterior, cabe destacar que la razón por la cual EnerNoc logró de todas 

formas que el piloto estuviese operativo en el reducido plazo asignado, fue que la 

                                                      

151 Estos SSCC son utilizados por AEMO para mantener la frecuencia del sistema eléctrico, a través del 
manejo de la generación y la demanda para mantener el balance en la red (AEMO, 2015). 
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empresa se encontraba reclutando clientes desde 2016 para el programa FCAS, descrito 

en 8.4.6, por lo que ya poseía un portafolio de posibles clientes. 

Algunos clientes comerciales no podían cumplir sus contratos en algunas fechas, tales 

como navidad, por lo que arriesgaban penalizaciones por incumplimiento del contrato, 

ya que tenían compromisos comerciales o contractuales con terceros. Sin embargo, en 

general los consumos de los clientes son predecibles y pueden ser reducidos de forma 

rápida y segura. 

 CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 

 

Aún no están disponibles. 

 MONTOS DESTINADOS AL PILOTO 

 

El proyecto tuvo un valor de AUD9 millones.  AUD5,4 millones fueron provistos por ARENA147. 


