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RESUMEN

En la actualidad existe solo una linea de interconexién en el nivel de 220 kV con el vecino pais
de Ecuador, por donde se han efectuado intercambios de electricidad con Pert en situaciones
especiales. Tanto Perd como Ecuador, al formar parte de la Comunidad Andina de Naciones,
han logrado afianzar la interconexion eléctrica en base a los Acuerdos Bilaterales, por ello la
investigacion procura diagnosticar el grado de integracion entre estos pafses y poder comprender
hacia donde deberfamos apuntar de manera individual o conjunta, para lograr una integracion
regional y asi volver mas eficiente la produccion energética que en afios anteriores se ha visto

afectada por la falta de inversiéon en sus mercados.

En las reuniones ministeriales que se llevan a cabo a partir del Acuerdo de Cartagena, los pafses
miembros han propuesto incluir en la planificacién de cada sistema los proyectos que propicie
la integracion eléctrica, con la finalidad de asegurar en calidad y confiabilidad el suministro
eléctrico. En ese sentido, Proinversion en el corto plazo licitara el proyecto de interconexién con
Ecuador en el nivel de 500 kV, el cual incrementaria los intercambios internacionales de

electricidad.

En esta investigacion se realizan simulaciones de un sistema eléctrico binodal utilizando el
modelado algebraico del software General Algebraic Modeling System (GAMS por sus siglas en
inglés) para poder determinar el nivel 6ptimo de transmision el cual, al considerar los costos
asociados a la transmision en la funcién objetivo, interioriza y compara dichos costos con los
ahorros que se obtendrian por importar/exportar energia desde otro sistema. Estas simulaciones
se basan en las maximas demandas y en la funcién de costos marginales de cada sistema, asi
como en una explicacién sobre el nivel de integracioén en la cual se encuentra Perd y Ecuador.
En base a ello se evaldan los proyectos actuales y su regulacion y se realizan algunas propuestas

de mejora para que sean analizadas por el Estado.

Palabras claves: Capacidad 6ptima, Integracion eléctrica, economia de la transmision.



ABSTRACT

Currently there is only one interconnection line at the 220 kV level with the neighbouring
country of Ecuador, through which electricity exchanges with Peru have been due in special
situations. Both Peru and Ecuador, being part of the Andean Community of Nations, have
managed to strengthen the electrical interconnection based on Bilateral Agreements, for this
reason the investigation will seek to detect the degree of integration between these countries and
be able to understand where we should aim individually or jointly, to achieve regional integration
and thus make energy production more efficient, which in previous years has been affected by

the lack of investment in its markets.

In the ministerial meetings that are held from the Cartagena Agreement, the member countries
have proposed to include in the planning of each system the projects that promote electrical
integration, to ensure the quality and reliability of the electrical supply. In this sense, in the short
term, Proinversion will put out to tender the interconnection project with Ecuador at the 500

kV level, which would increase international electricity exchanges.

In this research, simulations of a binodal electrical system are carried out using the algebraic
modelling of the General Algebraic Modelling System (GAMS) software to determine the
optimal level of transmission which, when considering the costs associated with transmission in
the objective function, internalizes and compares these costs with the savings that would be
obtained by importing/exporting energy from another system. These simulations are based on
the maximum demands and the marginal cost function of each system, as well as an explanation

of the level of integration in which Peru and Ecuador find themselves.

Keywords: Optimal capacity, electrical integration, transmission economics.
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INTRODUCCION

Los procesos de integracion eléctrica son muy complejos y de alto riesgo por las barreras
naturales (desiertos, montafas, territorios insulares, etc), problemas ambientales o por las
politicas de los gobiernos de turno que resultan no homogéneas entre paises de América del Sur.
Sin embargo, se sabe que la integraciéon regional puede aportar importantes beneficios
econémicos, sociales y ambientales, al realizar un uso eficiente de los recursos energéticos de
cada pais, con la finalidad de mejorar en términos de seguridad y confiabilidad el suministro

eléctrico (DECISION CAN 536, 2002).

De este modo, las politicas de planificacion de los paises miembros de la Comunidad Andina de
Naciones (CAN) han permitido materializar el intercambio de energfa mediante acuerdos
bilaterales para el desarrollo de proyectos binacionales especificos, por ejemplo: en
infraestructura de transmisioén tenemos Ipiales, Pasto y Jamondino (Colombia) — Tulcan, Quito
y Santa Rosa (Ecuador), Zorritos (Pert) — Machala (Ecuador); asi como en el Mercado Comun
del Sur MERCOSUR), se tiene los siguientes ejemplos: la central Salto Grande entre Uruguay y
Argentina, la central Itaipu entre Paraguay y Brasil y la central Yacyreta entre Paraguay y

Argentina (Lopez Arias, 2014).

Los proyectos binacionales de la CAN se desarrollaron apoyandose inicialmente en la Decision
N° 536 de diciembre de 2002, la cual brindé el marco regulatorio para impulsar el desarrollo de
infraestructura entre los paises miembros, habiendo alcanzado la interconexién eléctrica
binacional entre Pert y Ecuador en setiembre de 2004, a través de la linea de transmision
Zottitos (Pert) — Machala (Ecuador) en 220 kV. En la actualidad, esta interconexion es utilizada
mayoritariamente para situaciones de emergencia en los sistemas eléctricos de ambos paises,
operando como un enlace asincrono y buscando aprovechar la complementariedad hidrica

(COES/DP/SPL-07-2021, 2021).

Asimismo, a través de diferentes reuniones nombradas como “Encuentro Presidencial y
Gabinete Binacional de Ministros Peri — Ecuadot” en noviembre de 2012 se susctibié el
Acuerdo de Cuenca, el cual promueve el incremento de capacidad de transmision eléctrica entre

ambos paises. Es por ello que, el Ministerio de Energfa y Minas (MINEM) mediante la RM N°



076-2018-MEM/DM encargé a la Agencia de Promocién de la Inversion Privada —
PROINVERSION conduzca el proceso de promocion de la inversion del proyecto “Linea de
Transmisién 500 kV Subestacidén Piura Nueva — Frontera”, el cual ha venido siendo incluido en

los Planes de Transmision que elabora el Comité de Operacion Econémica del Sistema Nacional

del Pera (COES) (Prolnversion, 2020).

En ese sentido, realizaré un analisis critico de los mecanismos regulatorios y el tratamiento
econémico de las transacciones internacionales de electricidad entre Perd y Ecuador con la
finalidad de hacer mas eficiente el proceso de interconexion. Esto sera posible, identificando las
normas y reglamentos vigentes que permiten el intercambio de electricidad entre ambos paises
y la experiencia comparada, observando un potencial riesgo regulatorio que puede estar
colisionando, por un lado, la politica energética individual de cada pais (sentido de autonomia,
no dependencia) y la planificacién de integracion regional que podria propiciar la dependencia

de los recursos energéticos de los pafses miembros.

Por lo tanto, resulta pertinente evaluar el nivel 6ptimo de transmision en base a la teoria
econémica y revision documentaria para valorar si la capacidad de transmision a licitar por
PROINVERSION resulta idénea o genera alguna ineficiencia en la asignacién de costos o
beneficios de los agentes involucrados. Teniendo en cuenta ademds que la introduccion de esta
capacidad de transmisién incrementa la oferta de generacion de electricidad en un mercado que

ya esta sobre instalado y tiene generacion no eficiente como reserva fria.



CAPITULO I

1. DELIMITACION DEL PROBLEMA

Los paises miembros de la Comunidad Andina de Naciones (CAN) han logrado concretar el
proceso de integracion regional mediante acuerdos bilaterales, donde ha sido fundamental el
acuerdo politico que, a su vez, ha brindado estabilidad a la frontera, en este caso entre Pert y
Ecuador; promovido principalmente por los gobiernos de turno en reuniones presidenciales y
de los gabinetes ministeriales, foro que ha promovido la interconexioén eléctrica binacional (Rhi-

Sausi & Oddone, 2013).

En la actualidad los intercambios de electricidad entre Pert y Ecuador se realizan bajo el marco
regulatorio de la Decision CAN 757 del 22 de agosto de 2011, a través de una linea de
transmision en 220 kV Zorritos (Perd) — Machala (Ecuador) que es operada como un enlace
asincrono, la cual brinda un soporte puntual a los intercambios de energia para situaciones de
emergencia de los sistemas eléctricos de ambos paises (COES/DP/SPL-07-2021, 2021). Donde
se ha definido el tratamiento de algunos temas particulares, como el caracter interrumpible de
los contratos bilaterales y que los intercambios de electricidad no se basan en un despacho

econémico conjunto.

Por otro lado, como parte del proceso de integracion el Ministerio de Energfa y Minas (MINEM)
ha encargado a la Agencia de Promocién de la Inversion Privada — PROINVERSION conduzca
el proceso de promocion de la inversion del proyecto “Linea de Transmision 500 kV Subestacion
Piura Nueva — Frontera”, con la finalidad de incrementar la capacidad de transmision en el nivel
de 500 kV y el nivel de transacciones internacionales de electricidad, la cual favoreceria a la

demanda de la zona norte del Perd y zona sur de Ecuador (Prolnversion, 2020).

Por lo que, resulta pertinente realizar un analisis de los aspectos regulatorios y econémicos de la
interconexion eléctrica con Ecuador, donde se buscara validar el nivel éptimo de la capacidad
de transmision contrastando la politica energética de ambos paises, pues en cierta medida se
contrapone la integraciéon regional con la autosuficiencia energética de cada pais, ademas de

establecer un marco regulatorio solo para el corto plazo.



2. JUSTIFICACION

De la informacién recopilada, el ingreso del nuevo proyecto de interconexién internacional
Subestacion Piura Nueva — Frontera en 500 kV entre Pert y Ecuador previsto para el afio 2024,
ampliara la capacidad para el intercambio de electricidad. Por ello resulta necesario evaluar los
mecanismos regulatorios vigentes a fin de identificar aquellos potenciales beneficios o prejuicios

economicos que deriven de incrementar dicha capacidad.

Asimismo, existe poca literatura sobre el proceso de integracion entre Perd y Ecuador que
analice, desde un enfoque regulatorio, los intercambios de electricidad y el despacho por
excedente, por ello también resulta pertinente investigar e interpretar en base a la experiencia

internacional, los mecanismos regulatorios y econémicos que se ajustan a ambos paises.

3. OBJETIVO GENERAL

Proponer mejoras a los mecanismos regulatorios y econdémicos en base a la teorfa econémica, la
experiencia internacional y simulaciones para ayudar a avanzar en forma eficiente en el proceso

de interconexion y hacia un posible despacho integrado entre Pert y Ecuador.

3.1. OBJETIVOS ESPECIFICOS

- Determinar el uso 6ptimo de la infraestructura de transmisién para maximizar los
beneficios entre Perd y Ecuador.

- Determinar el nivel de integraciéon de entre los mercados eléctricos de Pert y Ecuador
mediante un analisis de componentes principales para avanzar hacia un despacho

integrado.

4, HIPOTESIS

41. HIPOTESIS GENERAL

Es posible especificar y mejorar los mecanismos regulatorios y del tratamiento econémico de las
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transacciones internacionales de electricidad entre Perd y Ecuador a fin de incrementar los

beneficios y hacer mas eficiente el proceso de interconexion.

4.2. HIPOTESIS ESPECIFICA

- Se pueden implementar mecanismos para medir el nivel del uso éptimo de la capacidad
de transmision y otros que ayudaran a maximizar los beneficios en la interconexion
eléctrica entre Perd y Ecuador.

- Determinar el nivel de integraciéon entre los mercados de Perd y Ecuador ayudara a

avanzar hacia un despacho coordinado entre Perd y Ecuador.



CAPITULO II

ASPECTOS CONCEPTUALES

Tal como se describe en (Dammer Lira & Garcfa Carpio, 2017), existen diferentes actividades y
procesos que realizan los agentes del sector eléctrico para lograr la provision de electricidad. Por
un lado, tenemos la generacion eléctrica que utiliza algunas fuentes de energia primaria para
producir electricidad, luego tenemos la transmision que transporta la energia producida de las
centrales de generacion a los nodos de los grandes clientes o las distribuidoras, y, por ultimo,
tenemos a la distribucion eléctrica, donde se desarrolla el servicio de venta de electricidad a los
consumidores menores (domésticos, comerciales y usuarios industriales menores). Por ello, es

necesario describir los aspectos conceptuales que sustentan la transmision eléctrica.

1. FUNDAMENTOS DE LA TRANSMISION

El segmento de transmision eléctrica permite enlazar los centros de produccion con los nodos
donde existen retiros tanto de clientes regulados como no regulados, este transporte se puede
realizar en diferentes niveles de tension (500, 220 o 138 kV, entre otros) donde la distancia
recorrida juega un papel importante para definir el nivel de tension, ya que el dimensionamiento
de los conductores permitira disminuir las pérdidas eléctricas por el paso de la intensidad de

corriente.

Un aspecto fundamental en la transmisién son los costos totales asociadas a ésta, que segun
(Dammer Lira & Garcia Carpio, 2017) representan entre el 10% y 20% del costo total de lo que
debe asumir el consumidor final (cliente regulado). También se menciona que es una actividad
que presenta economias de escala y por ello tiene caracteristicas de monopolio natural, entonces

al ser intensivo en capital tiene un tratamiento regulatorio especial.

1.1. LIMITE FiSICO DE LA TRANSMISION

Tal como describe (Dammert et al., 2008), un sistema de transmisién enfrenta tres principales

tipos de restricciones técnicas. La primera restriccion es el limite térmico, donde el parametro



eléctrico de la resistencia genera calor al paso de un electrén por el conductor, esta energia
generada comunmente representa las pérdidas en la linea. El segundo tipo es la energia reactiva,
que aparece por el principio de Faraday y ocurre cuando el conductor se encuentra a un nivel de
tension diferente al medio por donde circula, las pérdidas que ocasiona esta restriccion estan
normalmente asociadas al modelo pi (1) de una linea de transmisién. Por ultimo, la tercera
restriccién esta relacionada con la estabilidad de tensién y se produce cuando existe una
diferencia angular entre nodos extremos por encima de limites de operacion permitidos. Es por
ello, que el Operador del Sistema Eléctrico supervisa en tiempo real las principales sefiales

eléctricas y procura mantener al sistema eléctrico dentro de un estado de operacion normal.

En esa misma linea (Contel, 2004) describe una restriccioén adicional, la restriccion de flujo de
potencia que esta asociada directamente a la red de impedancias y admitancias de un sistema
eléctrico de potencia, ya que la potencia eléctrica fluye a través de circuitos que ofrecen menor
resistencia al paso del electron, resultando que el sistema eléctrico cambie constantemente.
Cuando se interconectan sistemas de transmision aparece un fenémeno denominado loop flows,
que representa al flujo de potencia que circula entre los sistemas interconectados volviendo
inconsistentes los acuerdos bilaterales de intercambios. Por ello, puede que la capacidad de
transporte en una linea de transmision se vea afectada, mas que por las restricciones fisicas, ya
que las condiciones de un sistema eléctrico pueden cambiar y producir limitaciones a las

transferencias de energfa.

1.2. CAPACIDAD OPTIMA DE TRANSMISION

Para determinar el nivel de inversiéon optimo en ampliaciéon de capacidad de una linea de
transmision, es necesario entender por qué no siempre es econémico que dicha capacidad logre
igualar los precios nodales entre sistemas eléctricos. Para ello se desarrolla el ejemplo basado en

(Dammert et al., 2008)

Como se ha mencionado anteriormente, las restricciones o limites térmicos, restricciéon por
potencia reactiva y limites por estabilidad angular de tension, pueden causar congestion en las
interconexiones eléctricas, ello provocaria una variaciéon considerable en los precios nodales

extremos de cada sistema. Para observar la diferencia de precios que pueden ocurrir en un



sistema, considérese dos localidades o paises A y B que tienen demanda y generacién propia,

donde se desprecia las pérdidas y los costos marginales en A son menores que en B:

Grafico 1. Ejemplo binodal con restriccion de transmision

Costos marginales en 4 Costos marginales en B
C, =18+ Q/50 (USS/MWh) C, =36+ 0/50 (US$/MWh)

L,, <400 MW

v

Barra A Barra B

Demanda remota = 150 MW Demanda ciudad = 650 MW

Fuente: (Dammert et al., 2011, p. 168)

El planteamiento matematico para resolver este sistema eléctrico simplificado se puede formular

de la siguiente manera:

Variables de decision

Q(g)=Produccién de cada generador A o B. 2.1)

CAP(I)=Capacidad 6ptima de la linea. 2.2)
Funcion Obyetivo

Min Y,;[Costo Generaciong| (2.3)
Sujeto a

ZG,B[Qg] = Demandag + Y., 5 CAP, X (flujogy s, — flujogs p1) 2.4)

Q=0 (2.5)

Si no existiera una interconexion entre ambos sistemas 6sea CAP, = 0, cada generador tendria
que abastecer su demanda interna, es decir en A el costo marginal se fijarfa en 21 US$/MWh y
en B se fijarfa en 49 US$/MWh. Otro extremo es suponer una capacidad infinita de la
interconexion, donde se puede inferir que el parque generador mas barato deberfa producir a tal
nivel que pueda cubrir ambas demandas, en ese caso el generador A produciria 800 MW vy fijaria

el costo marginal en ambas barras en 34 US$/MWh y el costo total de generacion serfa de 20,800



US$. De forma analoga si el generador B produce los 800 MW para cubrir ambas demandas, el
costo matginal lo fijarfa en 52 US$/MWh. Ambos escenatios al ordenatlos en funcién a su

produccion se muestran en el siguiente grafico:

Grafico 2. Comparacién de costos marginales entre zonas

Fuente: (Dammert et al., 2011, p. 169)

De una manera sencilla, también se puede estimar el costo marginal en cada barra para atender
su propia demanda, es decir que cada sistema se encuentre aislado, para este caso el costo
marginal en A serfa de 21 US$/MWh y para B serfa 49 US$/MWh. Ahora si se limita la capacidad
de transmision (<400 MW), al resolver el flujo 6ptimo se observa que la produccién en A cubriria
tanto su propia demanda (150 MW) y parcialmente la demanda en B, hasta el limite de capacidad
de interconexion, es decir Q4 = 550 MW, por lo que fijatia un costo matginal de 29 US$/MWh
y la cantidad producida en B setfa Qg = 250 MW y se fijatfa un costo marginal de 41
US$/MWh.

De este sistema simplificado que cuenta con un limite de capacidad de transmision, se observa
una diferencia de 12 US$/MWh entre nodos y resulta pertinente plantearse la interrogante sobre
si es econdémico o no, incrementar la capacidad para exportar mayor produccion del sistema mas
barato, entendiendo que se incrementarfan los costos de producciéon en A y disminuirfan los

costos en B. Asimismo, se tendrian que incluir los costos de transmision para que problema de



optimizacién se resuelva incluyendo tanto los costos de generacion como de transmision.

Para resolver dicha interrogante, se puede lograr a través de la resoluciéon de un problema de
optimizacién o con la ayuda grafica de los costos de generacién. En ambos casos, debemos
incluir los costos de transmision en nuestra funcion objetivo, entonces si consideramos un costo

fijo de transmision igual a 10 US$/MWh, se plantea el problema de la siguiente manera:

Variables de decision

Q(g)=Produccién de cada generador A o B. (2.6)

CAP(L)=Capacidad 6ptima de la linea. @.7)
Funcién Objetivo

Min Y;[Costo Generaciéng — 20,800] + Y;;[10 X CAP, ] (2.8)
Sujeto a

ZG,B[Qg] = Demandag + X1 g Flujo, X (flujog, g, — flujog, p1) (2.9)

Flujo, < CAP; (2.10)

Q=20 @2.11)

El primer componente de la funcién objetivo representa los costos de generacion y el segundo
los costos de transmision. Por lo que se entiende que, para optimizar los costos de generacion
es necesario obtener el ahorro del costo total, el cual se obtiene al sustraer el escenario con limite
de capacidad y el escenario con limite infinito. Asi, cuando la capacidad es infinita el costo total
de abastecer la demanda es 20,800 US$, es decir cuando Q4 = 800 MW, lo cual representa el
escenatio mas econémico del sistema. Como tesultado final se obtiene que, CAP, = 450 MW

y Costo Total; = 5,700 USS.

Graficamente se puede comparar esta reduccion de costos o ahorros de generacion, al observar
que el area formada por la funcién de costos entre 550 MW y 600 MW es mayor area acotada
por el rectangulo interno que se define como el costo de transmision en el mismo rango de
potencia. En ese sentido, resulta econémico incrementar la capacidad de la linea de 400 MW a
450 MW. Sin embargo, si decidimos incrementar la capacidad de 450 MW a 500 MW, es decir
que Q4 pase a 650 MW, en la grifica N° 03 se observa que los costos de inversiéon en

transmision, area acotada por el rectangulo interior en el rango de 600 a 650 MW serfa mayor
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que el area de la funcién de costos de generacion.

Griafico 3. Capacidad de transmision 6ptima

Fuente: (Dammer Lira & Garcia Carpio, 2017, p. 165)

1.3. REGULACION Y PLANIFICACION DE LA TRANSMISION

El tratamiento regulatorio tomarfa en cuenta, en primer lugar, que la mayor parte de las
inversiones requeridas en el desarrollo de este segmento se deben realizar al inicio, en la etapa
de disefio y ejecucion. En segundo lugar, por la especialidad del segmento se presentan
importantes costos hundidos, pues la infraestructura no puede usarse posteriormente para otra
actividad. En tercer lugar, se debe analizar periédicamente la viabilidad econémica de mantener
la infraestructura, ya que el sistema continuamente incluye nueva infraestructura como los

centros de produccion o nuevos clientes finales (Dammer Lira & Garcfa Carpio, 2017).

Para el caso peruano, las etapas de la regulacion de la transmisién deben seguir los siguientes
puntos, i) Planificar el desarrollo del segmento en base a los potenciales crecimientos energéticos
de demanda, incluyendo redundancias en los circuitos para incrementar la confiabilidad, ii) Crear
un mecanismo que asegure las nuevas inversiones, mitigando la exposicion al riesgo por la
volatibilidad de los costos marginales, es decir, mediante concesiones de largo plazo, vy, iii)

Establecer tarifas a pagar identificando a los agentes beneficiados, la demanda o la generacion,
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segun la intensidad de uso (Dammer Lira & Garcia Carpio, 2017).

Otro aspecto que tiene incumbencia con la transmision es la planificacion, en (Dammer Lira &
Garcia Carpio, 2017) se sefiala que es importante identificar los beneficios que se podrian
obtener de una nueva linea de transmision, asi como a los agentes que podrian verse afectados.
Es asf como, se plantean tres ideas que justifican las nuevas inversiones que se incluyen en el
proceso de planificacion, las cuales son: i) Una nueva linea de transmisién puede disminuir los
precios entre dos nodos, ii) Las inversiones en confiabilidad que se basan en el criterio “n-1”
presentan algunas limitaciones, pues el mercado no puede valorar directamente la mejora, y, iii)
Una nueva linea puede introducir competencia y mitigar el poder de mercado del agente

establecido.

1.4. FIJACION DE TARIFAS DE TRANSMISION

Los costos de transmision se pueden separar en dos categorias, en costos fijos y costos variables.
Por un lado, los costos fijos nos representan la dimension y el recorrido de la linea, al que se le
suman los costos variables en el corto plazo. Por otro lado, los costos variables estan compuestos
por la cantidad de energia que se pierda y se disipa en forma de calor por el efecto Joule en una
linea de transmision y los costos de congestion. Asi en muchos sistemas tarifarios se encuentran
incluidos las pérdidas de energfa, los costos de congestion y los costos de generacion en el precio

final que se le asigna al consumidor (Dammer Lira & Garcia Carpio, 2017).

En el caso peruano, el costo de transmision esta compuesto por el Ingreso Tarifario (IT) y el
Peaje de Transmision (P). El Ingreso Tarifario resulta de la diferencia entre la valorizacion en el
nodo de inyeccién y el nodo de retiro, es decir, que el precio a pagar considera las pérdidas de
transmision. El componente de Peaje resulta de la diferencia entre el costo total promedio de la
linea y lo recaudado efectivamente por el Ingreso Tarifario, con ambos conceptos la transmision
deberia cubrir sus costos (Dammer Lira & Garcia Carpio, 2017). Para un mejor entendimiento

se formula la siguiente ecuacién:

IT + Peaje = Costo de Inversion anualizado + Costo de Operaciéon y mantenimiento (2.12)

12



1.5. RENTAS DE CONGESTION

Otro aspecto que es importante mencionar es el tratamiento de las rentas de congestion en el
mercado peruano, pues este cargo es utilizado para cubrir en parte el Ingreso Tarifario que debe
percibir el Transmisor y lo restante a través de un Cargo Complementario o Peaje. Lo
mencionado se ejemplifica en (Dammer Lira & Garcia Carpio, 2017), donde un generador al
recaudar lo correspondiente a su costo marginal mas las pérdidas medias, estarfa cubriendo sus
costos totales incluyendo las pérdidas de energia. Por otro lado, si se valoriza los retiros con
pérdidas marginales, lo recaudado serfa mayor ya que las pérdidas marginales representan el

doble de las pérdidas medias.

La valorizaciéon del precio de la energia en el mercado de corto plazo del sistema eléctrico
peruano, se determinan en base a los precios marginales, los servicios complementarios y un
componente de capacidad de transmisién (congestion), concepto que se define como restriccion
propia de la linea de transmisién. Por ello, muchos investigadores recomiendan el uso del sistema
de precios marginales (Local Marginal Pricing - LMP) para lograr una adecuada aproximacion
del precio de la energfa, ademas de que el método presenta mayor eficiencia en la asignacion

(Bastidas, 2009).

Lo anterior es importante, y va acorde con (Hunt, 2002) y (Levy et al., 2019) una linea de
transmision tiene capacidad finita y cuando se alcanza esta capacidad maxima aparece el
fenémeno de congestion. La congestion de una linea de transmisién también se puede explicar
cuando, por condiciones técnicas, no puede circular mayor potencia eléctrica entre los nodos
que la interconecta, haciendo que el nodo lejano tenga que elevar su generacion eléctrica y con
ello sus costos de produccion para atender su demanda, a la valorizacion de energia entre estos

nodos, que difiere por la diferencia de precios, se le conoce como Rentas de Congestion.

Para ejemplificar lo mencionado, tomaremos el caso desarrollado en (Levy et al., 2019) donde se
muestra la demanda a atender, la curva de costos de produccion de cada pais y una interconexion
ficticia, también notar que para este ejemplo los costos de produccion determinaran los costos
marginales de ambos sistemas. En la Figura N° 01, se puede observar que un pafs tiene una curva

de costos de produccién mayor que el otro, entonces en el caso donde no exista interconexion
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o linea de transmision entre ambos sistemas, cada pais debera abastecer su demanda interna con

sus propios costos, es decir, con costos marginales diferentes.

Ahora bien, si se supone una interconexion sin limite de capacidad entre ambos paises, se puede
inferir que el pafs que tiene los menores costos de produccion debera atender tanto a la demanda
interna como a la demanda externa hasta llegar al punto 6ptimo-econémico. Por otro lado, un
caso real a analizar serfa aquel donde la linea de transmisiéon presente un limite de capacidad de
transporte, donde la solucién objetivo seria que el pais con menores costos de produccion pueda
atender su demanda interna mas la demanda externa hasta alcanzar la maxima capacidad de la
linea de transmisién, por consiguiente, se elevaria el costo marginal del pafs mas barato y

disminuirfa el costo marginal en el pais mas caro.
Las rentas de congestion estarfan representadas en este caso como la diferencia de areas, un area

representada por el incremento en la produccion del pais exportador y la otra area por la

disminucién de sus costos de produccién para cubrir su demanda.

Grafico 4. Precio de equilibrio entre mercados interconectados

Fuente: (Levy et al., 2019, p. 7)

2. METODOS DE RENUMERACION DE LA TRANSMISION

En (Rubio Odériz, 1999) podemos identificar los diferentes métodos que se han implementado

en los mercados eléctricos para poder asignar de acuerdo al uso, flujo de potencia o inclusive
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capacidad instalada, entre otros, al agente que se beneficia. A continuacién, describen algunas

metodologfas.

21. METODO DE ESTAMPILLA O “POSTAGE STAMP”

El método de estampilla o sello de correo se basa en el reconocimiento de una tarifa a costo
medio. Esta se determina como el cociente entre costo total de la red y una medida del uso que
hace cada agente de la linea. La medida del uso es relativa, por ello, se puede emplear el concepto
de potencia consumida o generada (MW) o también la medida de la energia consumida o
generada (MWh), ambas en un determinado momento, que puede ser la hora punta coincidente
del mes o afno. Por ello, la tarifa es independiente del lugar donde se consuma o inyecte la
potencia o energfa, es indistinto si la inyeccion se realiza cerca o lejos de los centros de consumo,

ya que se impone un peaje igual para todos los nodos (Rubio Odériz, 1999).

La principal ventaja de este método es su sencillez, pero esta sencillez no brinda las sefales
adecuadas a los agentes del sistema, porque la tarifa que resulte de esta metodologia no
discrimina geograficamente la localizacion de la inyeccion o retiro. En el caso peruano se calcula
un peaje unitario que puede ser asignado a la generacion o la demanda (Dammer Lira & Garcia

Carpio, 2017).

Costo Total Anual — Ingreso Tarifario

Peaje Unitario(US$ por MW — afio = (2.13)

Mixima demanda del sistema

2.2.  METODO DE BENEFICIARIOS

Este método fue propuesto por (Perez-Arriaga et al., 1995) y consiste primero en identificar al
agente que se beneficia por la instalacién de la red y segundo asignar el cargo complementario o
peaje a dicho agente en funcién de su beneficio, entendiendo al beneficio como la mejora que
experimenta un agente por el hecho de que exista una nueva instalacion, es decir, se valora la
diferencia del beneficio entre la condicién de que ingrese una nueva instalacién o no. He de
precisar ademas que, el calculo del beneficio no se estima de la misma manera para generadores

o consumidores.
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Para los generadores, el beneficio se calcula como la diferencia entre los ingresos por venta de
energfa al precio marginal y los costos variables de produccién, para cuando ingrese una nueva
instalacién o no. En cambio, para los consumidores el beneficio se calcula como la diferencia
entre lo que pagan y la energia que consumen cuando una instalacién de transmision ingresa al

sistema o no (Perez-Arriaga et al., 1995).

Beneficio neto generadores = Ingresocon instatacion — INGT€S0sin instatacion ~ (2-14)

Beneficio neto consumidores = CoStO.oy instalacisn — COStOsin instalacion (2.15)

Una desventaja de este método es que requiere de simulaciones extensas y complicadas para
calcular los beneficios que cada usuario obtiene de una nueva linea, sin embargo, este método es
mas sofisticado al asignar adecuadamente el cargo complementario o peaje a aquel usuario que

mayor beneficio obtiene por una nueva instalaciéon (Dammer Lira & Garcfa Carpio, 2017).

2.3.  METODO DE PARTICIPACIONES MEDIAS

Esta metodologia se basa en la contribuciéon que la demanda o la generacion ejerce sobre los
flujos que circula por cada linea del sistema (Rubio Odériz, 1999), para determinar el flujo y por
ende el reparto de asignacion entre la demanda y generacion, primero es necesario conocer los

resultados de un flujo de carga 6ptimo, a partir de ello, se puede iniciar el proceso de asignacion.
Para este método se supone que, para una barra cualquiera la potencia entrante es conocida, es

decir se conoce el porcentaje de participacion de cada generador al flujo de la linea, por lo que,

el método sostiene que dichos porcentajes se mantienen en la salida del flujo.
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CAPITULO III

ASPECTOS REGULATORIOS DE LOS MERCADOS ELECTRICOS

En este primer capitulo se analizara el marco regulatorio propuesto por la CAN vy la regulacién
correspondiente que ha permitido intercambios de electricidad entre los mercados de Peru y
Ecuador con la finalidad de observar su evoluciéon y analizar el impacto de la futura ampliacién
de capacidad de transmisién que licitara PROINVERSION bajo el marco regulatorio peruano

vigente y de la experiencia en las Transacciones Internacionales de Electricidad (T1E).

1. ASPECTOS NORMATIVOS DE LA COMUNIDAD ANDINA DE NACIONES

La Comunidad Andina de Naciones (CAN) se encuentra integrada por los paises miembros de
Bolivia, Colombia, Ecuador y Pert, ademas de tener pafses asociados como Argentina, Brasil,
Chile, Paraguay y Uruguay, y cuenta con dos paises observadores que son Espafia y Marruecos.
El objetivo de esta comunidad es promover el desarrollo equilibrado y armoénico de los paises
miembros en condiciones de equidad, mediante la integracién y la cooperacion econémica y

social'.

1.1. DECISION CAN N° 536

La Decisiéon CAN N° 536 del 19 de diciembre de 2022, fue el marco regulatorio inicial para que
los paises miembros puedan aprovechar los beneficios econémicos, sociales y ambientales de la
interconexion subregional de sistemas eléctricos, el cual fue desarrollado considerando un futuro
funcionamiento del mercado integrado de energfa, independiente de la autonomia en el
establecimiento de politicas internas de regulacién y operacion de cada pais (Magno Quijano,

2019).

Esta decision, enmarca principalmente los lineamientos base para la participacion de los agentes,

el desarrollo de los enlaces internacionales, el tratamiento de las transacciones internacionales de

L https://www.comunidadandina.org/quienes-somos/
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electricidad de corto plazo y la armonizacién de la normativa, donde se tiene como vision incluir
los procesos de planificacion de la expansion de los sistemas nacionales de transmision y los
enlaces internacionales, buscando coordinarse para lograr una planificacién con vision de

integracion regional (Magno Quijano, 2019).

Asimismo, se define el despacho econémico coordinado como un programa de despacho de los
excedentes de energfa a minimo costo, y la asignacion de las rentas de congestion, la cual no sera
asignada al propietario de la instalacion. Estos aspectos regulatorios fueron cuestionados por
Ecuador (Pérez, 2019), al dar cuenta que Colombia como pafs exportador recaudaba un mayor

beneficio econémico que el pafs importador.

1.2. DECISION CAN N° 720

Sobre la experiencia de las TIE efectuadas por Colombia y Ecuador entre el 2002 y 2009, la
Decision CAN N° 720 publicada el 5 de noviembre de 2009, suspendi6 la Decisién N° 536 por
dos anos con excepcion del articulo 20, el cual creaba el Comité Andino de Organismos
Normativos y Organismos Reguladores de Servicios de Electricidad. Asimismo, se estableci6 un
régimen transitorio aplicable a las TIE entre Colombia y Ecuador, redefiniendo los aspectos
regulatorios sobre la discriminacion de precios para la oferta de electricidad (demanda interna y
demanda externa) y el reparto de las rentas de congestion asignadas 50-50 para cada mercado

(Magno Quijano, 2019).

Un par de anos después, en 2011 se cre6 la Iniciativa SINEA “Sistema de Interconexion
Eléctrica Andina” con la participacién de Bolivia, Colombia, Ecuador, Pertd y Chile, donde los
esfuerzos se centraron en el proceso de integracion eléctrica regional, pues mantiene la misma
vision de un mercado eléctrico regional, lo cual serfa posible con el apoyo del Banco
Interamericano de Desarrollo (BID), quien brinda apoyo técnico y econémico para evaluar las

diferentes interconexiones eléctricas entre paises limitrofes (Magno Quijano, 2019).

1.3. DECISION CAN NP° 757

A través de esta Decision publicada el 20 de agosto de 2011, se ampli6 la suspension por dos
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afios adicionales a la Decision 536 y se derogo la Decision 720. Los Anexos que forman parte
de la Decisiéon 757 han ofrecido los principales lineamientos técnicos y econdémicos para realizar

TIE entre los mercados de Colombia y Ecuador (Anexo I) y Ecuador y Pert (Anexo 1II).

Dentro del marco regulatorio del Anexo I, se recogieron las particularidades de los marcos
regulatorios de Colombia y Ecuador y se mantuvieron los lineamientos sobre el despacho
econémico coordinado, el cual no entrega ni potencia ni energfa firme; asi como la condicién de
contrato interrumpible, es decir que en situaciones de racionamiento interno los pafses no estan

obligados a exportar energfa al otro sistema (Magno Quijano, 2019).

Caso similar ocurrié en el marco regulatorio del Anexo II, donde Pert y Ecuador participaron
para coincidir sobre los aspectos regulatorios que rigen los intercambios de electricidad, en
términos de contratos bilaterales que no requieren respaldo de potencia y energia, asi como en
los despachos econémicos desacoplados, donde los operadores de los sistemas bajo situaciones
de emergencia o restricciones técnicas pueden alterar o suspender los intercambios de

electricidad.

1.4. DECISION CAN N° 789

La Decision N° 789 publicada el 17 de junio de 2013, suspendi6 la Decision 536 hasta el 31 de
agosto de 2016 y definié que Colombia y Ecuador puedan modificar el despacho coordinado
por razones de emergencia y seguridad. Posteriormente, a través de la Decision N° 811 publicada
el 01 de setiembre de 2016, se volvié a extender el plazo de la suspension de la Decision 536
hasta el 28 de febrero de 2017. Mediante la Decision N° 815 publicada el 24 de febrero de 2017,
las entidades estatales por parte de Pert solicitaron extender el plazo de suspension de la

Decision 536 hasta el 24 de abril de 2017.

1.5. DECISION CAN NP° 816

Es asi como se llega a la Decision N° 816 publicada el 24 de abril de 2017, donde se propone
crear un Mercado Andino Eléctrico Regional (MAER) para que los paises miembros puedan

realizar los intercambios de sus excedentes de energfa. A su vez, se dispone que el MAER entrara
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en vigencia a partir de la aprobacién de los Reglamentos Operativos, Comerciales y del

Coordinador Regional, los cuales seran utilizados para el funcionamiento del Mercado (Magno

Quijano, 2019).

En la actualidad, se encuentra suspendida la Decisiéon 536 con excepcion del articulo 20 el cual
crea el Comité Andino de Organismos Normativos y Organismos Reguladores de Servicios de
Electricidad, asi como se ha ampliado la vigencia del Régimen Transitorio entre Colombia y
Ecuador y entre Ecuador y Pert a que refiere la Decisién 757, la cual ha permitido realizar los
intercambios en situaciones puntuales de emergencia o el aprovechamiento energético mas
econémico por la complementariedad hidrolégica, situacion relegada hasta la aprobacion de los

reglamentos operativos, comerciales y del Coordinador Regional.

2. MERCADO ELECTRICO DE PERU

2.1. ANTECEDENTES DEL SECTOR ELECTRICO PERUANO

En los primeros afios de la década de los 90’s, el diagnodstico inicial de las empresas estatales del
sector eléctrico presentaron problemas de ineficiencias al estar verticalmente integradas, corte
de suministro eléctrico que afectaba seriamente la calidad, falta de inversiones, bajo alcance del
coeficiente de electrificacion, elevadas tarifas eléctricas que muchas veces se fijaban con un

criterio politico en lugar de técnico, entre otros (Dammert et al., 2008).

La medida tomada por el gobierno peruano para superar estos problemas fue promulgar la Ley
de Concesiones Eléctricas (LCE) a través del Decreto Ley 25844 publicado en noviembre de
1992, donde se implanté un nuevo disefio de mercado separando las actividades de generacion,
transmision y distribucion, asi pues, se privatizé e impulsé la competencia en el segmento de
generacion. Posteriormente, se otorgaron concesiones al sector privado valorando al incumbente
con el mayor pago ofertado, donde se le garantizaba un ingreso fijo anual y el costo por
operacion y mantenimiento. Por dltimo, en la actividad de distribuciéon se segmentaron las areas
de concesion y se dividieron en sectores tipicos para fijar las tarifas de distribucion, las cuales
reconocian los costos totales anuales, calculados sobre los costos de inversion de una “empresa

modelo eficiente” (Dammert et al., 2008).
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2.2.  TIPOS DE SISTEMA DE TRANSMISION EN EL PERU

La falta de incentivo para la inversion en el segmento de transmision eléctrica en el Peru,
actividad que presenta importantes economias de escala debido a su caracteristica de monopolio
natural, estaba inicialmente regulada por la Ley de Concesiones Eléctricas Ley N° 25844, donde
se establecian dos tipos de sistemas: i) El Sistema Principal de Transmision (SPT) y ii) El Sistema
Secundario de Transmisiéon (SCT). La reforma en este segmento se dio a través de la Ley para
Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generacion Eléctrica (Ley N© 28832 publicada en julio de
2000), que ademas de regular otros aspectos agregaba dos sistemas adicionales a los de la LCE,
1) El Sistema Garantizado de Transmisiéon (SGT) y ii) El Sistema Complementario de
Transmision (SCT), permitiendo la convivencia de los cuatro tipos de sistemas que conforman

el segmento de transmision eléctrica en el Perd (Dammert et al., 2011).

Asimismo, cualquier instalacién adicional que ingrese al segmento de transmisién después del
2006 sera clasificado en el sistema garantizado o sistema complementario, mientras que las
instalaciones que ya se encuentren operando continuaran vigente hasta la fecha de término de
su concesion o sean retiradas de la operaciéon bajo el mismo tipo de sistema que haya sido
clasificado. En ese sentido, en la actualidad existen cuatro diferentes tipos de sistemas de
transmision en Pert, donde cada tipo presenta cierta particularidad para ser remunerada y se

pueden agrupar segun la tabla N° 01:

Tabla1l. Tipos de sistemas de transmision en el Pera

Fuente: (Dammert et al., 2011, p. 161)
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2.2.1. CONDICIONES DEL SISTEMA PRINCIPAL DE TRANSMISION

Tal como se obsetva, antes del ingreso de la Ley N° 28832 existian dos tipos de sistemas, el SPT
y el SST. Con relacion al SPT, existen algunos criterios establecidos en el Reglamento de la Ley
de Concesiones Eléctricas, inicialmente publicado a través del Dectreto Supremo N° 009-93-EM,

para que la infraestructura de transmision sea considerada como tal:

“a) Debera ser de alta o muy alta tension.

b) El flujo de energfa en un mismo sentido debera ser inferior al 90% de la energfa total
transportada por dicha instalacion, calculada para un periodo proyectado de cinco afos.
) El beneficio econdémico que proporcione a los consumidores debera representar, al
menos, el 70% del total de los beneficios generados por la instalacién, calculados para
un periodo proyectado de cinco afios.

d) La relaciéon beneficio-costo para los consumidores debera ser mayor a la unidad,

calculada para un periodo proyectado de cinco afnos.” (Osinergmin, 1993, p. 62)

Asi pues, se sefialaba que en la oportunidad que se incorpore una nueva central de generacion
o cada cuatro anos se evaluaria la situacién de aquellas instalaciones que no pertenecian al SPT

para definir la incorporacion de dichas instalaciones al sistema mencionado.

2.2.1.1. COSTO TOTAL ANUAL EFICIENTE DEL SISTEMA PRINCIPAL DE
TRANSMISION

La remuneraciéon que perciben las empresas de transmisiéon por aquellas instalaciones que
pertenecen al SPT es en un horizonte anual y éste debe ser igual a su costo total eficiente, el cual
contiene dos componentes: la anualidad de las inversiones (aVNR) y los costos estandares de

operacion y mantenimiento (COyM).

Costos Estandares de
Operacion y Mantenimiento
(CoyM)

Anualidad de
las inversiones
(aVNR)

_ Costo Total G.1)

+ Anual Eficiente
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De acuerdo con la regulacion peruana, para calcular la anualidad del Valor Nuevo de Reemplazo
(aVNR) se considera un horizonte de 30 afios y una tasa de descuento del 12% (de acuerdo a lo
establecido en el articulo 79 de la Ley N° 25844). Es asi como los concesionatios realizan una
propuesta de actualizaciéon del VNR a OSINERGMIN;, y mediante los respectivos procesos
regulatorios esta institucion, valida y ratifica la correcta estimacion del VNR, la cual se actualiza

cada 4 afios.

Por otro lado, si alguna instalacién de transmisiéon que pertenece al SPT ha sido concesionada a
través de un contrato BOOT (por sus siglas en inglés Build, Own, Operate and Transfer), el
costo de inversion considerado es el estipulado en el contrato y ya no se requiere calcular el valor

nuevo de reemplazo.

2.2.1.2. REMUNERACION DEL SISTEMA PRINCIPAL DE TRANSMISION

Una vez calculados los costos totales anuales eficientes, el siguiente paso para remunerar el
sistema principal de transmisién es determinar el Ingreso Tarifario (IT) y el Peaje de Conexion

(PC), realizando la siguiente igualdad:

aVNR + COyM = Ingreso Tarifario + Peaje de Conexion (3.2)

a. Ingreso Tarifario (IT)

ELIT contiene dos componentes, i) un ingreso tarifario por energia y ii) un ingreso tarifario por
potencia, los cuales renumera al propietario de la instalaciéon por el traslado de su energfa y la
capacidad de la linea. Entonces para calcular el ingreso tarifario, se debe valorizar las inyecciones
y retiros de energfa y potencia a los diferentes precios por nodo; luego se calcula la diferencia
entre los retiros y las inyecciones para los componentes mencionados inicialmente. Ahora bien,
si alguna de las diferencias resulta negativa, el I'T que se le asigna es igual a cero (Dammert et al.,

2011).

Como parte de la propuesta realizada por el COES, ésta se sustenta en un escenario futuro para

el siguiente periodo tarifario, donde se realiza una estimaciéon de la energfa y potencia de
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inyeccion y retiro resultando el Ingreso Tarifario Esperado Total del Sistema Principal de
Transmision. Ahora, con este Ingreso Tarifario Esperado se distribuye la remuneracion para los
siguientes 12 meses de forma proporcional, utilizando la tasa de actualizacién establecida en la

Ley N° 25844 (Dammert et al., 2011).

b. Peaje por Conexion

Debido a que el Ingreso Tarifario se basa en un despacho econémico futuro, en muchas
ocasiones éste ingreso no es suficiente para cubrir los costos totales del transmisor, por ello, es
necesario ajustar esta desviacion utilizando la diferencia entre el Costo Total Anual Eficiente y

el Ingreso Tarifario Esperado, al cual se le denomina Peaje de Conexion (Dammert et al., 2011).

Costo Total Ingreso Tarifario Peaje ;?fjr
Anual Eficiente| ~ Esperado = | Conexion (3.3)
(7 (PC)

En consecuencia, para nivelar el peaje de conexién con el costo total, ambos conceptos se
calculan en los mismos periodos mensuales considerando la tasa de actualizacién anteriormente
sefialada. Asimismo, para estimar el Peaje por Conexion Unitario se divide el peaje por conexién
entre la maxima demanda anual proyectada que sera suministrada a los clientes del sistema

eléctrico peruano (Dammert et al., 2011).

2.2.2. CONDICIONES DEL SISTEMA GARANTIZADO DE TRANSMISION

Este tipo de sistema fue implementado a través de la Ley N° 28832 y esta conformado por todas
aquellas instalaciones incluidas en el Plan de Transmision, el cual es elaborado por el COES, que
tienen caracter vinculante y se construyen como resultado de un proceso de licitacion. Asimismo,
el adjudicatario de la instalacion debe suscribir un contrato de Concesion Definitiva de
Transmision Eléctrica por un plazo establecido por el Ministerio de Energia y Minas, teniendo
en consideracion las recomendaciones del Plan de Transmision y la vida util de la instalacién en
concesion. Una condicion especial de este tipo de sistema es que esta 100% asignado a la

demanda, es decir, la remuneracién que percibe la paga el total de usuarios regulados.
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“a) El plazo maximo de concesion tendra una duracion de treinta afios de operacion
comercial, mas el tiempo necesario para su construccion.

b) El Ministerio podra conducir directamente o encargar a la Agencia de Promocién de
la Inversién Privada (PROINVERSION) los procesos de licitacion necesarios para
implementar el Plan de Transmision. Si son encargados, estos procesos de licitacion se
realizaran al amparo de las normas y procedimientos con que cuenta PROINVERSION
para estos efectos.

¢) Una vez vencido el plazo de otorgamiento de la concesion, los activos de transmision
seran transferidos al Estado sin costo alguno, salvo el valor remanente de los refuerzos
que se hayan ejecutado durante el plazo de vigencia de la concesiéon.” (OSINERGMIN,
2000, p. 14).

2.2.2.1. BASE TARIFARIA: COSTO TOTAL ANUAL EFICIENTE DEL SGT

La base tarifaria es similar al Costo Total de Transmision estimado en el Sistema Principal de
Transmision (SPT). Esta base tarifaria esta compuesta por 1) la anualidad del Costo de Inversion,
i) los Costos Eficientes de Operaciéon y Mantenimiento, y iii) una liquidaciéon anual (LA), que
dependera de comparar la base tarifaria calculada el afio anterior y lo efectivamente recaudado

(Dammert et al., 2011).

Base

Tarifaria] = [Anualidad CI] + [COyM] £ [LA] (3.4

Parte de la funcién reguladora de OSINERGMIN es fijar esta base tarifaria antes de la operacion
comercial de la instalacion SGT, y tal similar como el SPT, esta base tarifaria se paga

mensualmente considerando la tasa de actualizacion del articulo N° 79 de la Ley de Concesiones

Eléctricas (LCE).
a. Anualidad por Costos e Inversion

Esta anualidad se calcula en base al valor de adjudicaciéon del contrato de concesion,

considerando todos los requisitos econémicos y financieros establecidos dentro de la Ley N°
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28832. El costo de valor de adjudicacion se actualiza anualmente actualizando los indicadores o
factores establecidos en el contrato de concesion del Sistema Garantizado de Transmisién, con
la finalidad de obtener pagos predecibles y estables manteniendo el equilibrio econémico
financiero para el adjudicatario del proyecto, condicién que no coincide en algunos aspectos con

las instalaciones que se ubican en el Sistema Principal de Transmisiéon (Dammert et al., 2011).

b. Liquidacién Anual

Debido a que la mayoria de los equipos y aparatos que forman parte del SGT son importados y
se encuentran en moneda extranjera, es necesario actualizar las variaciones del tipo de cambio a
fin de reconocer la anualidad del costo de inversion y el costo de operaciéon y mantenimiento,
que resulta de la diferencia entre la Base Tarifaria y lo efectivamente cobrado por el adjudicatario
durante el afo tarifario. En consecuencia, si existen desviaciones en esta diferencia, que afecte
negativamente al transmisor, se interpreta como un crédito y si la diferencia resulta a favor del
transmisor se interpreta como un débito. Para una mejor interpretacion, se puede referir el

siguiente grafico:

Grafico 5. Liquidaciéon Anual en el SGT

Fuente: (Dammert et al., 2011, p. 167)
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2.2.2.2. REMUNERACION DEL SGT

A través del Decreto Legislativo N° 1041 se establecié que la Base Tarifaria sea asignada
unicamente a la Base Tarifaria Asignada a los Usuarios (BTAU), la cual esta compuesta por dos
componentes: i) el Ingreso Tarifario, y ii) el Peaje por Transmisiéon. En consecuencia, la

composicion final de la remuneracion de la base tarifaria del SGT es:

Base Base Tarifaria Ingreso Peaje por
=L | = lrartfario] * lrvansmision

e . . o .y 3.5
Tarifaria signada Usuarios Tarifario ransmision (5-3)

2.3. PLAN DE TRANSMISION EN EL PERU

El Plan de Transmision es elaborado por el COES y lo aprueba el Ministerio de Energfa y Minas
(MINEM), previa revision y visto bueno del OSINERGMIN, y tiene una vigencia de dos afios,
con un horizonte de estudio de hasta diez afios. Este plan tiene como objetivo identificar el
equipamiento de transmisiéon necesario para atender el crecimiento de la demanda y la
generacion. Ademas, como resultado del estudio, se obtienen dos planes adicionales: el Plan

Vinculante y el Plan de Largo Plazo.

El Plan Vinculante, esta compuesto por un conjunto de proyectos cuyo inicio de ejecucién debe
estar dentro del periodo de vigencia del plan de transmisiéon. Por otro lado, el Plan de Largo
Plazo contiene un conjunto de proyectos no vinculantes que deben ser considerados en el
siguiente Plan de Transmisién y su ejecucion dependera de una inminente necesidad para atender

a la demanda o generacion.

También quiero precisar que, el capitulo V de la Ley N° 28832 describe el nuevo marco
regulatorio para el sector de transmisién eléctrica, y tal como se ha detallado, se clasifica en
cuatro subconjuntos de instalaciones, siendo uno de ellos el Sistema Garantizado de Transmisién
(SGT). El desarrollo de este SGT depende de la cartera de proyectos que resulten del Plan

Vinculante, el cual es uno de los productos del Plan de Transmision.

En ese sentido, he realizado una compilacién sobre las interconexiones internacionales que
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forman parte de los Planes de Transmision publicado hasta la fecha, con énfasis en la

interconexion con Ecuador.

2.3.1. PRIMER PLAN DE TRANSMISION 2011 - 2020

El primer plan de transmision elaborado por el COES, el cual fue aprobado mediante la
Resolucion Ministerial N° 213-2011-MEM/DM publicado el 5 de mayo de 2011. Al respecto,
este Plan no contemplé nuevos proyectos vinculantes para incrementar la capacidad de

transmision eléctrica entre Perd y Ecuador.

2.3.2. PLAN DE TRANSMISION 2013 - 2022

Con relacién a este Plan de Transmision, el cual fue aprobado mediante Resolucion Ministerial
N° 583-2012-MEM/DM publicado el 8 de enero de 2013. Se informé que en el marco de la VI
Reunion del Gabinete Binacional Perd — Ecuador se suscribi6 el Acuerdo de Cuenca, donde uno
de sus objetivos fue concretar la interconexion eléctrica en el nivel de 500 kV, el cual seria

ejecutado bajo las normativas y procedimientos vigentes de cada pafs.

Un aspecto importante de resaltar es que, para esa fecha de publicacion el sistema de transmision
en 500 kV aun no se acercaba geograficamente a la frontera con Ecuador, sin embargo, por el
lado peruano, se informaba la culminacién de las obras de transmision en 500 kV Carabayllo —
Chimbote — Trujillo, previendo una futura ampliacion del sistema de transmision en 500 kV con
la linea Chiclayo — LLa Nifia para el ano 2014. Por el lado ecuatoriano, se informé que se tenfa
previsto la ampliacién de su sistema de transmision en 500 kV con la construcciéon de la red

Coca Codo — Sinclair — El Inga — Daule, el cual se concretaria en el 2016.

Es asi como, la interconexion eléctrica de ambos sistemas se realizaria con la construccion de
los siguientes tramos:
- Lado peruano: Linea Subestacion La Nifa — Subestacion Frontera,
aproximadamente de 325 Km.
- Lado ecuatoriano: Linea Subestacion El Milagro — Subestacién Frontera,

aproximadamente 175 Km.
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2.3.3. PLAN DE TRANSMISION 2015 - 2024

Este Plan de Transmisiéon que fue aprobado mediante Resolucién Ministerial N° 575-2014-
MEM/DM publicado el 1 de enero de 2015, propone la modificacién de cambio de ruta del
tramo peruano de interconexion con Ecuador, sustentando su requerimiento en la geografia
altoandina por la cual pasaba en el trazo del Plan de Transmisioén anterior, de esta manera se
formula un nuevo recorrido por las costas peruanas lo cual incluye una nueva Subestacién en la

ciudad de Piura.

2.3.4. PLAN DE TRANSMISION 2017 - 2026

Sobre este Plan de Transmision que fue aprobado mediante Resolucién Ministerial N© 562-2016-
MEM/DM publicado el 1 de enero de 2017, se reafirma la intencién de ampliar la red de 500
kV con alcance geografico cercano a las fronteras de los paises vecinos, esta planificacion
coincide con lo establecido en el articulo 9 de la (DECISION CAN 757, 2011, p. 6) la cual
“busca coordinar la planificacién con una visioén de integracion regional” y el Acuerdo de Cuenca
que fue el motor inicial para incrementar la capacidad de transmisiéon en 500 kV entre ambos

pafses.

En ese sentido, por el lado peruano se planificé reforzar la zona norte del pais, es decir la
Subestacion Piura, llevando a cabo el proyecto vinculante “Enlace 500 kV La Nifia — Piura
Nueva, Subestaciones, Lineas y ampliaciones asociadas”, la justificacién principal de este
proyecto fue la creciente demanda en la Subestacién Piura y la inserciéon de generaciéon no

convencional en dicha zona.

Por otro lado, se cuenta con el Anteproyecto de Ingenieria de la Linea de Interconexion Eléctrica
Ecuador — Perd en 500 kV, que enlazarfa la Subestacién Chorrillos en Ecuador con la
Subestacion La Nifla en Pert con una distancia de 634 Km. Notar que, el proyecto vinculante
“Enlace 500 kV La Nifa — Piura Nueva” puede modificar el proyecto “Enlace 500 kV La Nina
— Chorrillos” al reubicar la Subestacién de partida hacia la Subestacion Frontera, en este caso

iniciaria en el Subestacidén Piura Nueva 500 kV.
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2.3.5. PLAN DE TRANSMISION 2019 - 2028

Este Plan de Transmisiéon que fue aprobado mediante Resolucién Ministerial N° 540-2018-
MEM/DM publicado el 31 de diciembre de 2018, sostiene a la interconexion internacional como
proyecto vinculante al “Enlace Piura Nueva - Frontera en 500 kV”, precisando que la licitacion
fue encargada en marzo de 2018 a Proinversion. Cabe indicar que Pert forma parte de la
iniciativa SINEA, desde donde se elaboraron dos estudios por encargo del BID: i) Armonizacion
Regulatoria y ii) Planificaciéon y Estudio de Factibilidad de la Infraestructura de Integracion

Eléctrica de los Paises Andinos.

Al respecto, los estudios mencionados fueron culminados en el ano 2014 y presento alternativas

de interconexidn factibles econdmicamente en el ambito bilateral.

Tabla 2. Alternativas de interconexion factibles

Afio esperado
Sistema de
) ) Nombre del proyecto de puesta en
interconexion
servicio
Ecuador - Pert | Linea 500 Kv La Nifia-Daule (540 Km de 500 MVA) 2017
Back-to-back + linea 220 kV Los Héroes — Arica (70 201
7
Km de 130 MVA)
Pert - Chile
Linea HVDC 500 Kv Montalvo — Crucero (650 Km de 2020
1000 MVA)
Linea 220 Kv Laguna Colorada — Chuquicamata (140
Chile - Bolivia 2017
Km de 140 MVA)

Fuente: Propuesta definitiva de actualizaciéon del Plan de Transmisiéon 2019-2028 (Informe

COES/DP-01-2018 — Tabla 9.1)

2.3.6. PLAN DE TRANSMISION 2021 - 2030

Con relaciéon a este Plan de Transmisién que fue aprobado mediante la Resoluciéon Ministerial
N©° 422-2020-MINEM/DM publicado el 30 de diciembre de 2020, se informé el poco avance

de los proyectos vinculantes mencionados en el Plan de Transmisiéon 2019-2028 que tienen
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relacién con la interconexion internacional. Sin embargo, se definié que, por el lado de Perd, el
tramo a construir irfa desde la Subestacion Piura Nueva hasta la Subestacion Frontera y se espera

que esta obra se finalice el afio 2024.

Asimismo, se informé que durante el 2019 se realizaron estudios que actualizaron los limites de
transferencia y verificacion de la operacion sincrona de la interconexion Perd (Piura Nueva) -
Ecuador (Pasaje), donde se definieron las maximas transferencias por la interconexion. En el
sentido de Ecuador a Pert se definié hasta 600 MW y en el sentido de Peru a Ecuador se

establecié hasta 650 MW.

También se informé que la implementacion de los proyectos vinculantes que forman parte del
Plan de Transmision 2021-2030: a) “Enlace 500 kV Huanuco - Tocache - Celendin - Trujillo,
ampliaciones y subestaciones asociadas” y b) “Enlace 500 kV Celendin - Piura, ampliaciones y
subestaciones asociadas” incrementarian las potencias de intercambio a valores de 1000 MW, a

partir del afio 2026. Tal como se muestra en el grafico N° 05 que se muestra a continuacion.

Grafico 6. Esquema de interconexiéon Ecuador - Pert en 500 kV

1

|

|

S.E. LA NINA | S.E. CHORRILLOS
n lera Etapa n
SEIN 80 km 239 km 2da g_tapa 70 km 185 km
Soq kv
S.E. PIURA " S.E. NUEVA

1 SAN FRANCISCO
Nuevas CC.HH. Mayores en Nuevas CC.HH. Mayores en
el Pertl al 2017: el Ecuador al 2017:
Quitaracsa 112 MW Coca Codo Sinlair 1500 MW
Cheves 168 MW Paute-Sopladora 487 MW
Cerro del Aguila 525 MW Minas San Francisco 276 MW
Chaglla 456 MW Toachi Pilatén 253 MW
Pucara 150 MW Otras 230 MW
TOTAL: 1411 MW TOTAL: 2746 MW

Fuente: Propuesta Definitiva de Actualizaciéon del Plan de Transmision 2021-2030. Informe

COES/DP-01-2020, p. 297)
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2.3.7. PLAN DE TRANSMISION 2023 — 2032

En el periodo de elaboraciéon de esta investigacion, se encuentra en la etapa preliminar el Plan
de Transmisién 2023 — 2032, por lo que, la informacion vertida es referencial. Con relacion a la
interconexiéon con Ecuador, se observa que se han identificado los estudios necesarios para
concretar la interconexién en el nivel de 500 kV desarrollando los siguientes estudios: i) Estudio
de mitigacion de oscilaciones de potencia mediante sefiales estabilizantes de PSS para la
operacion interconectada de los sistemas de Colombia, Ecuador y Pery, i) Un esquema de
Separacién de Areas de la interconexién Ecuador - Pert 500 kV, y iii) Actualizacién de las

maximas transferencias en la interconexién Ecuador - Pera (COES, 2022).

Asimismo, se sefiala que de efectuarse los proyectos vinculantes del Plan de Transmision 2021-
2030, referentes a la interconexiéon con Ecuador, se incrementaria la capacidad de transmision y
los limites maximos de transferencia de potencia entre los enlaces de Colombia, Ecuador y Pera.
En una primera etapa que incluye una simple terna el flujo en el sentido de Ecuador a Perd, se
incrementarfa hasta 1,500 MW y en el sentido de Perti a Ecuador se incrementaria hasta 1,000
MW. En una segunda etapa que incluye una terna adicional, se incrementarfa la capacidad de
transmision y los nuevos limites de transferencia del flujo en el sentido Ecuador a Pert y Pert a

Ecuador, llegarfan hasta los 2,200 MW (COES, 2022).

3. MERCADO ELECTRICO DE ECUADOR

3.1. EVOLUCION DEL SECTOR ELECTRICO ECUATORIANO

El sector eléctrico ecuatoriano también ha pasado por diferentes procesos de mejoras (Lopez
Arias, 2014), desde el monopolio de las actividades de generacion, transmision y distribucion
hasta la integracion de la industria de los segmentos mencionados. En marzo de 1999, se encargd
al Ministerio de Energfa y Minas la supervision y control del sector eléctrico, asi como otorgar
los poderes necesarios para las concesiones al sector privado, luego con la creaciéon del Ministerio
de Electricidad y Energia Renovable en el afio 2007 se adhieren funciones de planificacion en el
corto, mediano y largo plazo, sobre criterios de eficiencia energética. El siguiente grafico muestra

las instituciones participantes del Sector Eléctrico.
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Grafico 7. Instituciones participantes del Sector Eléctrico de Ecuador

Fuente: (CENACE, 2020, p. 23)

También es oportuno sefialar que, con la Ley de Régimen del Sector Eléctrico y modificacion de
la constitucion, desde el 2008 se produjeron cambios sobre la planificaciéon e incentivos de
inversioén en las diversas actividades del sector eléctrico (Ministerio de Electricidad y Energfa
Renovable, 2013). Los lineamientos mas relevantes del “nuevo” régimen eléctrico establecia 1)
Una tarifa unica al usuario final, ii) Eliminacién del concepto de costo marginal que es utilizado
para determinar los costos en generacion, iii) Mecanismos de financiamiento para la inversion
en generacién, transmision y distribucién, a través del presupuesto nacional, y, iv)
Reconocimiento a las empresas de generacion, transmision y distribucion por la diferencia entre

la tarifa Gnica para el consumidor final y los costos realmente incurridos.

Sin embargo, a través del Registro Oficial N° 449 se publicé una nueva Constituciéon de la
Republica del Ecuador, donde se defini6 al sector eléctrico como un servicio publico y se dispuso
que el Estado administre, controle, regule y gestione este sector. Asimismo, tanto la Ley del
Régimen del Sector Eléctrico como el Reglamento para el funcionamiento del Mercado de
Electricidad Mayorista han presentado diferentes actualizaciones a lo largo de su vigencia, donde
se pueden identificar 2 mercados: a) Mercado a Plazo y b) Mercado Ocasional. El mercado a
plazo establece las condiciones comerciales para los agentes participantes, es decir, entre
Distribuidores y Generadores, entre Generadores y grandes consumidores y entre Distribuidores
y grandes consumidores. Por otro lado, el mercado ocasional valoriza aquellas inyecciones y

retiros no consideradas en el mercado anterior, donde la energfa se liquida al precio de costo

33



marginal de corto plazo (ARCERNNR, 2021).

Es necesario precisar que, al 2020 se registraron 80 empresas de generaciéon publica y 59
empresas privadas, siendo la empresa publica Corporacion Eléctrica del Ecuador-CELEC EP la
que presenta una mayor produccion. Asimismo, la actividad de transmisioén se encuentra bajo la
supervision y control del Estado a través de la empresa TRANSELECTRIC, la cual vela por la
expansion del Sistema Nacional de Transmision. La actividad de distribuciéon y comercializacion
de energia se encuentra a cargo del Estado, donde existen 9 empresas publicas que deben

expandir sus redes para satisfacer la demanda en su area de concesion (CENACE, 2020).

Es en este contexto que el Consejo Nacional de Electricidad (CONELEC) continua a cargo de
la regulacion y control, el Centro Nacional de Control de Energfa (CENACE) mantiene las
funciones técnicas y de operacion del sistema eléctrico, siendo el cambio mas significativo la
creacion de la empresa publica responsable de la provision del suministro eléctrico CELEC EP,
es decir, de los segmentos del sector eléctrico asi como de la importaciéon y exportacion de

energfa eléctrica (Lopez Arias, 2014).

También se puede describir a los tipos de usuarios finales, donde existen compradores regulados
que estan representados por los usuarios de las empresas distribuidoras; y los compradores libres.
Estos ultimos, deben tener un consumo supetior a los 4,500 MWh/afio y una demanda maxima
a 650 kW dentro de los seis meses inmediatamente anteriores (Chavez et al., 2019). Asimismo,
no existe un mercado mayorista de electricidad y cada central eléctrica se valoriza de acuerdo a
su costo variable; existe un cargo fijo asignado a los consumidores reguladores y el operador del
sistema estima un costo operativo basado en un despacho integrado con Colombia, es decir, la

exportacion e importacion si afecta a la valorizaciéon de las transacciones internacionales con

Colombia (Campo Pinzén, 2015).

3.1.1. PRODUCCION ENERGETICA

Durante el afio 2021, la cobertura de la demanda fue realizada principalmente por la generacion
de centrales hidroeléctricas, dicha producciéon supera el 90% de la producciéon energética

nacional principalmente durante los meses de avenida.
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Griafico 8. Participacion en la produccién por tipo de consumo, afio 2021

Fuente: (CENACE, 2021, p. 3)

Como se ha descrito en lineas anteriores, el Mercado Mayorista de Electricidad de Ecuador
liquida las transacciones entre sus agentes en base al costo marginal. Asimismo, para el pago de
los usuarios finales utiliza el concepto de costos medios, el cual es fijado por el CONELEC

anualmente, para valorizar los costos incurridos en las actividades de generacion, transmision y

distribucién (CENACE, 2020).

3.2.  ASPECTOS NORMATIVOS DE LA INTERCONEXION ECUADOR Y
COLOMBIA

En mayo de 1997, se inaugur6 la interconexiéon Colombia — Ecuador a través de una linea de
transmision de 15.49 Km de longitud en el nivel de 138 kV, entre las subestaciones de Tulcan
en Ecuador y Panamericana en Colombia, pero no se realizaron intercambios por falta del marco
regulatorio y legal. Posteriormente, en octubre de 2001 se inicia la operaciéon comercial mediante

la linea de transmision de 138 kV (Cubillo Betancourt, 2017).

Posteriormente, a través de la Decision 536 que promovi6 la creacién de organismos normativos
y reguladores representados por la Comision de Regulacion de Energia y Gas (CREG-
Colombia), Consejo Nacional de Electricidad (CONELEC-Ecuador), el Organismo Supervisor

de la Inversion en Energfa y Minerfa (OSINERGMIN-Pert) y la Fundacién para el Desarrollo
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del Servicio Eléctrico (FUNDELEC-Venezuela) donde se establecieron principios generales

para la armonizacién regulatoria de cada pafs miembro (Santos Jativa, 2003).

En marzo de 2003, se inaugura la interconexion eléctrica en el nivel de 230 kV a través de una
infraestructura de doble terna, la cual tiene 212 Km de longitud (137 Km en territorio
ecuatoriano y 75.6 Km en territorio colombiano), que conecta las subestaciones Pomasqui
Ecuador y Jamondino Colombia, permitiendo la operacion sincrona de los sistemas eléctricos
de ambos paises. Finalmente, en noviembre de 2008 se adiciona una linea de transmision en el
nivel de 230 kV, quedando la interconexién internacional con 3 lineas en 230 kV y una linea en

138 kV (Cubillo Betancourt, 2017).

En la actualidad, se mantiene las transacciones internacionales de electricidad con Colombia a
través de 4 circuitos en 230 kV por el lado de Ecuador desde la S.E. Pomasqui hacia la S.E.
Jamondino en Colombia y un circuito en 138 kV que va de la S.E. Tulcan hasta la S.E.
Panamericana (Ecuador-Colombia). Asi pues, los 4 enlaces en 230 kV permanecen cerrados
dando pase a intercambios no previstos que dependiendo de la circulacion son liquidados como

exportacion o importacion (CENACE, 2020).

Grafico 9. TIE entre Colombia y Ecuador en GWh, afio 2021

Fuente: (CENACE, 2021, p. 8)
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3.3. INTEGRACION REGIONAL PERU-ECUADOR

En (Acuerdo de Cartagena, 1969), se plantearon diferentes mecanismos para lograr la integracién
energética andina, donde uno de los principales objetivos es alcanzar la integracion fisica del
territorio comunitario andino. Pero a pesar de su antigiiedad y de los esfuerzos por armonizar
los marcos regulatorios institucionales y los recursos naturales que aportarfa cada pais miembro
en el proceso de integracion, es poco lo que se ha avanzado, ya que hasta el momento no se ha
implementado una normativa comun, ni un mercado comun, por lo que se puede decir que el
avance actual es un proceso de interconexion energética por acuerdo de partes (Acuerdos

bilaterales), mas que un proceso de integracion energética por s{ mismo (Cadena Cancino, 2015).

La interconexion Machala (Ecuador) - Zorritos (Perd) en 220 kV tiene una capacidad
aproximada de 160 MW y principalmente es utilizada para intercambios de electricidad en
condiciones de emergencia, es decir, intercambios por excedente de energfa, con suministro
interrumpible y sin potencia ni energia firme (Ferreira & Rivera Albarracéin, 2016). Esta
interconexion al ser un enlace débil en cuanto no permite la sincronizacién de ambos mercados
eléctricos, disminuye las posibilidades de establecer reglas claras de precios y cantidades. El

siguiente grafico muestra los intercambios de electricidad efectuados entre Perd y Ecuador.

Griafico 10. Evolucion de los intercambios internaciones de electricidad Peru -
Ecuador

Fuente: Estadisticas Anuales COES. Elaboracion propia
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A pesar de encontrarse suspendidas las directivas de la Decision N° 816 de abril de 2007, donde
se establece el Mercado Andino Eléctrico Regional (MAER) y al Coordinador Regional para
supervisar y ajustar el despacho econémico coordinado, hasta la publicacién de los respectivos
reglamentos operativos y comerciales, existen importantes aspectos que considerar como la
optimizacién de excedentes, el uso eficiente de los recursos energéticos, el fomento del

desarrollo en la regiéon andina, entre otros (Alzamora, 2017).

La propuesta de integracion regional efectuada en (Pérez, 2019), clasifica en fases o niveles de
evolucion los mercados eléctricos, al observar el grado de intercambio que presentan. La primera
fase de integracion consiste en transacciones por medio de acuerdos o contratos bilaterales (caso
Pert - Ecuador); la segunda fase corresponde al despacho coordinado, que propiamente dicho
corresponde a las Transacciones Internacionales de Electricidad (TIE); la tercera fase se refiere
a un despacho integrado, es decir, optimizar los recursos energéticos de los paises que participen
de los intercambios; la cuarta fase se desarrolla sobre la integracion regional, siendo indispensable
la figura de un operador y administrador regional de los mercados energéticos; y la etapa mas
avanzada corresponde a una integracion suprarregional, que abarcaria la integracion total de los

mercados eléctricos regionales.

Grafico 11. Evolucion de la integracion energética entre mercados eléctricos

Fuente: (Pérez, 2019, p. 13)
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En esa misma linea (Magno Quijano, 2019) realiz6 la comparativa de atributos entre los procesos
de integracion de la Unién Europea (UE), de América Central (AC) y la Comunidad Andina de
Naciones (CAN) para poder observar el avance en materia regulatoria de dichos mercados. La
autora ha podido validar que tanto la UE como AC cuentan con instrumentos comunitarios para
realizar transacciones de electricidad y queda pendiente que la CAN, efectie estudios de
investigacion técnica y formule los lineamientos normativos, regulatorios y econdémicos en base

a un proceso de integracion energética para el largo plazo.

Sin embargo, la interconexion en el nivel de 500 kV se presenta como una soluciéon de
aseguramiento energético y de capacidad, debido a la complementariedad hidrolégica que
involucra a las cuencas de ambos paises. Por ejemplo, en (COES, 2022) se muestran los
despachos ejecutados de las centrales hidroeléctricas de ambos paises, los cuales podrian

favorecen a la optimizacion de los recursos energéticos en un despacho regional integrado.

Grafico 12. Despacho de centrales hidroeléctricas de Pert y Ecuador, en GWh

Fuente: Propuesta Preliminar de Actualizacién del Plan de Transmision 2023-2032. Informe

COES/DP-02-2022, p. 219).

A pesar que la energfa hidroeléctrica es muy variable en términos de mediano y largo plazo y
sobre todo cuando son causados por fenémenos climaticos como El Nifio y La Nifa, las

interconexiones eléctricas se presentan como una solucién de corto plazo para aprovechar la
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complementariedad hidrica de ambos sistemas, en otras palabras es una manera de afrontar la
variabilidad de las estacionalidades (Chiara et al., 2019). Histéricamente durante los meses de
junio, julio, agosto y setiembre; periodos que coinciden con la época de estiaje de las centrales
hidroeléctricas peruanas y mejor condicion hidrica en el sistema eléctrico ecuatoriano (Acevedo

Marcayata & Chicaiza Santin, 2001)

4. FORMACION DE PRECIOS DE LAS TRANSACCIONES
INTERNACIONALES DE ELECTRICIDAD

De acuerdo a (OLADE, 2013), los acuerdos comerciales que permiten los intercambios de
suministro eléctrico entre paises fronterizos se denominan Transacciones Internacionales de
Electricidad (TIE), estos acuerdos se basan en aprovechar la diferencia de costos marginales de
corto plazo de los mercados mayoristas, donde el pais exportador es aquel que presenta el menor
costo marginal en el punto de interconexion. Asimismo, existen barreras a la integracion regional
principalmente de caracter politico, normativo, comercial, técnico, institucional y presupuestario,
resaltando que muchas de estas barreras se observan por diferencias en la regulacion de los paises

y por la debilidad institucional de los organismos reguladores nacionales.

Sin embargo, las ventajas que traen las interconexiones regionales de los sistemas eléctricos

involucrados se definen como:

e Utilizaciéon Optima de los recursos energéticos, al tener en cuenta las
complementariedades de las fuentes de generacién entre ambos paises, al igual
que de la infraestructura eléctrica.

e  Diversificacion de la matriz energética de los paises y el aprovechamiento de la
complementariedad de recursos energéticos.

e  Disminucién de los precios de electricidad para el pais importador y por ende
de las tarifas de los consumidores finales.

e  Mejora en la seguridad, confiabilidad y calidad en el suministro de energfa
eléctrica.

e Incentiva la competencia en la generacion, dada la ampliacién en la oferta; y
una ampliacién de la demanda del mercado, y por lo tanto la entrada de nuevos
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generadores, potenciando la inversion nacional y la inversion extranjera

directamente. (CIER, 2016, p. 10).

41. INTEGRACION ENERGETICA NORD POOL

Tal como sefala (Garcfa Rendén & Palacios Builes, 2000) la integracion conformada por los
mercados eléctricos de Noruega, Suecia, Finlandia y Dinamarca configuran lo que se conoce
como Nord Pool. Estos paises ubicados en la zona norte de Europa forman un mercado con
diferentes capacidades de generacion y necesidades de consumo que venden y compran en dicho
mercado. Por un lado, las transacciones de electricidad se realizan bajo contratos bilaterales, sin

embargo, existe un creciente mercado de contratos financieros.

En Nord Pool opera el mercado spot donde los precios de compra y venta son determinados
cada hora a lo largo del dia, para ser ejecutados al dia siguiente, lo que se conoce como mercado
del dia siguiente (por su traduccion del inglés ‘Day Ahead Market’). Este precio conocido
también como precio spot, mantiene su valor en los mercados eléctricos de Noruega, Suecia,
Finlandia y Dinamarca, y es utilizado en el mercado de futuros y opciones. Ya que este precio
spot no tiene en cuenta la capacidad de las lineas de transmision, es posible que algunas veces se

generen congestiones en las interconexiones (Garcia Rendén & Palacios Builes, 2000).

Dado el grado de avance del Nord Pool, resulta necesario reconocer no solo desde la perspectiva
institucional y normativa el retraso de América del Sur para lograr una integraciéon de mercados
eléctricos, que previamente debe consolidar entidades supranacionales como un unico ente
regulador y operador del sistema. Asimismo, el rol politico que es heterogéneo en nuestras
latitudes resulta primordial para lograr los objetivos de integracion, ya que si no existe o es muy
imprevisto como el caso de Venezuela, resultaria insatisfactorio establecer acuerdos que ayuden

al beneficio del pafs implicado (Garcia et al., 2014).

4.2. INTEGRACION ENERGETICA SIEPAC

El proyecto denominado Sistema de Interconexion Eléctrica para los Paises de América Central

(SIEPAC) consiste en la creacion de un mercado eléctrico centroamericano mayorista, siendo
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este mercado llamado Mercado Eléctrico Regional (MER), el cual tiene por objetivo iniciar el
proceso de integracion eléctrica, a través de lineas de transmision que interconecten sus redes
nacionales. Para la creacion de este mercado fue necesaria la inversién en infraestructura, la cual
consideraba una linea de transmisiéon en 230 kV de 1,790 Km aproximadamente, que
interconectaba a 6 pafses Guatemala, El Salvador, Honduras, Nicaragua, Costa Rica y Panama

(Estrada & Canete, 2012).

Grafico 13. Situacion actual de la interconexion SIEPAC

Fuente: (Estrada & Canete, 2012, p. 48)

Asimismo, la Comision Regional de Interconexién Eléctrica brinda el marco regulatorio para

soportar las transacciones de electricidad entre paises de Centroamérica, siendo los principales:

e Lainterconexion regional no sustituye los mercados eléctricos nacionales.
e (Cada pais es responsable de atender su demanda planificando su sistema.

e En el MER se transan excedentes de energfa que por costo la puede absorber

otro pais.
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e  Para cerrar las transacciones, el MER centraliza en el Ente Operador Regional
(EOR) un despacho diario que se elabora un dia antes.
e Los Agentes de los paises pueden hacer transacciones de energfa eléctrica.

e la integracion Centroamericana pretende se optimicen los recursos de

generacion y transmision en la region. (Quesada, 2012, p. 5)

4.3. INTEGRACION ENERGETICA EUROPEA

El modelo de mercado eléctrico implementado por Reino Unido en 1990 provocé una gran
reforma en los mercados eléctricos de los paises que conforman la Unién Europea (UE), quienes
iniciaron su reestructuracion y liberalizaciéon al introducir a sus mercados al sector privado y

reducir la intervencién del Estado.

Actualmente, el Mercado Interior de Electricidad (MIE) de la UE esta conformado por 27 paises,
los que conforman la UE-25 mas Noruega y Suiza, quienes basan sus intercambios de
electricidad en la primera Directiva eléctrica de 1996 con una postetior reforma que sustenta la

segunda Directiva y la Regulacion Eléctrica del 2003 (Pérez Arriaga et al., 2000).

Asimismo, se puede clasificar en tres grupos a los mercados europeos: los primeros que buscan
nuevos mecanismos que promuevan el dinamismo y funcionamiento del MIE, los segundos que
encuentran su comodidad en la regulacion y la lentitud de su aplicacion, y, por ultimo, aquellos
mercados que se han incorporado recientemente a la Unién Europea o los cuales se vienen

preparando para hacetlo.

(Magno Quijano, 2019) sefiala que la Directiva 2003/54/CE establecié un precedente en cuanto
al acceso a red, ya que esta Directiva fue implementada con la finalidad de promover la eficiencia
técnica y econdémica en el MIE. Posteriormente, a través del Reglamento (CE) N° 713/2009 se
cre6 la Agencia de Cooperacion de los Reguladores de la Energia (ACER) con la finalidad de

supervisar a los organismos reguladores europeos de electricidad y gas de cada pais.

En este mismo Reglamento (CE) N° 713/2009, se define el cuerpo directivo de la ACER

(Director, Consejo de Reguladores, Consejo de Administraciéon y Sala de Recurso), asi como
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delimitar sus funciones de emitir recomendaciones y dictamenes en materia regulatoria que

deben ser compartido con las autoridades reguladores y otros.

Una critica interesante a los pafses en proceso de integraciéon energética planteada por (Pérez
Arriaga et al., 2000), la refiere a la demora en la adopcién o armonizacién regulatoria, que
introduce barreras para la integraciéon en un mercado verdaderamente competitivo. La critica
principal, por ejemplo, sobre los pafses miembros de la UE, es que han priorizado un enfoque
centrado en cada mercado, sin converger en una planificacion mas de largo plazo que terminar

por limitar el desarrollo tanto de los mercados eléctricos nacionales como regionales.

También precisa que, en la medida que se adopten mejores reglas de mercado con un minimo
nivel de armonizacién, se disminuiria la probabilidad de realizar arbitraje por parte de las
empresas comercializadoras que tienen acceso a diferentes precios de energia entre los paises

interconectados.

5. ASIGNACION DE LAS RENTAS DE CONGESTION EN MERCADOS
INTERNACIONALES

5.1. Comunidad CAN

A través de la (DECISION CAN 536, 2002, p. 3), se establecié que “Las rentas que se originen
como resultado de la congestioén de un enlace internacional no seran asignadas a los propietarios
del mismo”. Posteriormente, de la experiencia adquirida por los intercambios realizados entre
Ecuador y Colombia se emiti6 la Decisiéon 720 de 2009, donde suspendian la aplicaciéon de la
Decision 536 y se definié por primera vez el criterio “50% para el pafs importador y 50% para

el pais exportador”.

Actualmente, la Comunidad CAN (DECISION CAN 816, 2017, p. 6) reafirma el tratamiento
de estas rentas de congestion sefialando que “las rentas de congestion que se originen en cada
Enlace Internacional seran asignadas en partes iguales, es decir, 50% para cada uno de los dos

paises que comparten el Enlace Internacional”.
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5.2. Mercado Nord Pool

Tal como se ha descrito, el mercado Nord Pool fue constituido inicialmente por Noruega, Suecia,
Finlandia y Dinamarca, donde el sistema de transmisiéon esta conformado por una red de lineas
de alta tension que se clasifican en tres niveles: red nacional, conexién regional y conexion local,
siendo los principales operadores de la red Statnett en Noruega, Svenska Krafnitt en Suecia,
Frigid en Finlandia y Eltra en Dinamarca; sin embargo, este mercado tiene un ente coordinador
superior que organiza y agrupa a estos operadores para lograr una mayor expansion y

cooperacion (Garcia Rendon & Palacios Builes, 2000).

Con relacion al tratamiento de la renta de congestion el mercado Nord Pool mantiene dos
métodos para superar estas congestiones: i) crea areas de precios y ii) compra de compensacion.
Al utilizar el primer método logra solucionar las congestiones de larga duracién, separando el
mercado a zonas de negociacion diferente donde los participantes del mercado ofertan para las
diferentes areas. El segundo método se basa en pagar una compensacion para que los

generadores eléctricos regulen su produccion (incrementar o reducir) para alcanzar a la demanda.

5.3. Mercado SIEPAC

Tal como se define en el numeral 3 “Derechos de Transmisiéon” de la Resolucion CRIE-7-2017,
el Derecho Firme (DF) esta asociado a un Contrato Firme (CF) y un Derecho de Transmision

(DT) que tiene cierto tiempo de vigencia o validez, durante esta vigencia el DT:

“Se asigna a su titular el derecho a percibir o la obligacién de pagar una renta de
congestion segun el resultado de la diferencia entre el producto del precio nodal de
retiro resultante del predespacho o redespacho regional por la potencia de retiro del
DF menos el producto del precio nodal de inyeccién resultante del predespacho o

redespacho regional por la potencia de inyeccién del DF” (CRIE, 2017, p. 5)

5.4. Mercado Ibérico Espafia-Portugal

Este mercado cobertura la volatilidad de precios que podtian ocurrir por la posibilidad de
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congestion en la interconexion de ambos paises, a través de contratos financieros. De ocurrir
una congestion en la interconexioén o lo que se entiende como una diferencia entre la oferta de

compra y venta se debe seguir el siguiente procedimiento:

“De existir congestion en la interconexion, la diferencia entre las ofertas de compra y
venta casadas proporciona un flujo fisico de energfa a través de la interconexion
superior a la capacidad disponible en el sentido del flujo resultante. Esta diferencia
multiplicada por la capacidad de interconexion se distribuye en 50% para los dos

sistemas interconectados” (CNMC, 2018, p. 5).
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CAPITULO IV

METODOLOGIA

1. DESCRIPCION DE LA METODOLOGIA

Para determinar la capacidad 6ptima es necesario conocer algunas variables de los sistemas
eléctricos, como la maxima demanda, los costos marginales, la estacionalidad hidrolégica y los
costos incrementales de las unidades de generacién que operan en cada sistema; dicha
informacién se modelara en un sistema binodal donde se buscara optimizar tanto el costo de

operacion como el costo de transmision en la funcion objetivo del problema.

1.1. INFORMACION DEL MERCADO ELECTRICO DE PERU

Con referencia a la estacionalidad se ha considerado lo definido en el glosario de abreviaturas
aprobado mediante resolucion N° 143-2001-EM-VME. Asimismo, se ha utilizado la
informacién publicada en la estadistica anual del COES del afio 2021 para modelar los rangos

mas relevantes del sistema eléctrico peruano.

Tabla 3. Produccion de energia, Maxima Demanda y Costo Marginal - 2021

N Maxima Costos

Estacionalidad Mes (GWh) Demanda Marginales

(MW) (US$/MWh)
Avenida Enero 4,557.44 7,052.55 7.18
Avenida Febrero 4,154.35 7,063.90 9.66
Avenida Marzo 4,619.30 7,047.35 8.15
Avenida Abril 4,326.83 6,887.94 6.09
Avenida Mayo 4,528.81 6,902.20 12.69
Estiaje Junio 4,438.20 6,903.84 13.25
Estiaje Julio 4,483.17 6,824.55 24.23
Estiaje Agosto 4,571.39 7,006.35 28.34
Estiaje Setiembre 4.468.15 7,038.60 27.74
Estiaje Octubre 4,618.90 714417 24.77
Estiaje Noviembre 4,536.55 7,218.30 23.28
Avenida Diciembre 4,687.26 7,207.48 22.08
Total 53,990.35 7,218.30 17.29

Fuente: Estadistica Anual COES, 2021. Elaboracién propia
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1.2. INFORMACION DEL MERCADO ELECTRICO DE ECUADOR

Con referencia a la estacionalidad, se ha definido segin lo publicado por (CENACE, 2018)
donde se puede observar la complementariedad hidrolégica entre ambos mercados segin el
grafico N° 12. Por otro lado, se ha utilizado informacién compartida por CENACE para la

presente investigacion.

Tabla 4. Produccién de energia, Maxima Demanda y Costo Marginal. Afio 2021

Bt Mixima Costos

Estacionalidad Mes (GWh) Demanda Marginales

(MW) (US$/MWh)
Estiaje Enero 227423 3,871.00 2.50
Hstiaje Febrero 2,136.75 3,914.00 14.80
Estiaje Marzo 2,551.11 3,945.00 7.10
Avenida Abril 2,488.04 3,928.00 2.00
Avenida Mayo 2,310.11 3,853.00 2.00
Avenida Junio 2,195.15 3,759.00 210
Avenida Julio 2,251.79 3,786.00 2.20
Avenida Agosto 2,282.88 3,836.00 2.50
Avenida Setiembre 2,250.52 3,940.00 2.00
Hstiaje Octubre 2,384.94 3,925.00 19.50
Estiaje Noviembre 227591 3,970.00 50.40
Estiaje Diciembre 2,493.39 4,057.00 23.30
Total 27,894.82 4,057.00 10.87

Fuente: Informe Ejecutivo de Gestién Mensual, diciembre 2021. Elaboracién propia

Cabe precisar que, los sistemas eléctricos de Ecuador y Colombia operan de manera sincroniza
y administran las importaciones/exportaciones de sus excedentes en base a los acuerdos
comerciales firmados entre ambos paises. Sin embargo, en esta investigacion se excluye el
consumo efectuado por Colombia (Exportacion de Ecuador) para poder analizar el impacto de

Ecuador sobre el mercado de Pert.

Con la finalidad de determinar el nivel 6ptimo de transmisién se ha tomado la informacién
mensual del afio 2021, donde a partir de los datos ejecutados se debe construir una funcién de
costo incremental por cada rango de oferta para cada barra, es decir por tramos, ademas para

cada escenario hidrolégico.
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2. PARAMETROS DE ENTRADA

21. GENERACION Y DEMANDA

Para realizar las simulaciones se ha tomado la informacion de mixima demanda de cada sistema,
asi como la oferta que corresponde a la maxima produccién hidrica por cada estacionalidad y la
capacidad térmica de ambos sistemas, mayor detalle se puede ver en el Anexo I. Sin embargo, es
necesario precisar que, si bien cada mercado cuenta con diferentes tecnologias para atender su
demanda, el mercado ecuatoriano cuenta con una alta participacion de generacion hidrica; a su
vez, la participacion de la energfa renovable no convencional en cada mercado aun no toma el

protagonismo necesatio por presentar intermitencia en la cobertura de la demanda.

En ese sentido, la resolucién del problema de optimizacién del sistema binodal constituye el
escenario 1, donde se tiene en cuenta tanto la estacionalidad hidrica como la mixima demanda
mensual de cada sistema; que sin necesidad de coincidir en el tiempo representan el periodo de
mayor estrés para el sistema binodal, de esta manera se busca determinar la capacidad éptimo.
En el escenario 2, se fija la capacidad 6ptima determinada en el calculo intermedio para estimar
los nuevos ingresos y costo operativos de los sistemas operando de manera aislada e

interconectada.

Tabla 5. Estacionalidad y Maxima demanda de Pert y Ecuador. Afio 2021

Mes Ecuador Perii MD ECUADOR MD PERU

(Mw) (MW)
Enero Estiaje Avenida 3,871.0 7,052.5
Febrero Estiaje Avenida 3,914.0 7,063.9
Marzo Estiaje Avenida 3,945.0 7,047.3
Abril Avenida Avenida 3,928.0 6,887.9
Mayo Avenida Avenida 3,853.0 6,902.2
Junio Avenida Estiaje 3,759.0 6,903.8
Julio Avenida Estiaje 3,786.0 6,824.6
Agosto Avenida Estiaje 3,836.0 7,006.3
Setiembre Avenida Estiaje 3,940.0 7,038.6
Octubre Estiaje Estiaje 3,925.0 7,144.2
Noviembre Estiaje Estiaje 3,970.0 7,218.3
Diciembre Estiaje Avenida 4,057.0 7,207.5

Fuente: Estadistica Anual COES e Informe Ejecutivo CENACE. Elaboracién
propia
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2.2. COSTOS DE TRANSMISION

Por otra parte, para representar los costos totales de transmision se ha tomado como referencia
la informacién publicada en el proceso de Fijaciéon de Tarifas en Barras para el periodo Mayo
2022 — Abril 2023, donde se ha determinado la Anualidad del Valor Nuevo de Reemplazo y el
Costo Anual de Operacién y Mantenimiento de las instalaciones que pertenecen tanto al Sistema
Garantizado de Transmision como al Sistema Principal de Transmisiéon de todas las lineas
menores a 1000 MVA, excluyendo a las celdas y equipos de compensacién que no cuentan con
la variable longitud para una estimaciéon adecuada, para asi obtener una funcién de costos totales
de transmision mediante una regresion estadistica de 30 muestras. Dicha aproximacion se detalla

en el Anexo II.

USD
Costo Tx = 19,032.48 x MVA + 49,843.96 X Km — 4,868,268.59 [E] (4.1
Donde:
Km Representa la longitud de la linea de transmision
MVA La capacidad de transmisién en MVA.

2.3. ANALISIS COSTO BENEFICIO DE LA TRANSMISION

Para analizar el costo beneficio de la interconexién entre Perd y Ecuador, se seguira la
metodologia propuesta por (Hunt, 2002) la cual ha sido desarrollada por (Dammert et al., 2008)
y (Rothwell & Goémez, 2010), y también recogida por (Camac, 2012) para ilustrar los efectos de
la interconexion entre dos sistemas. Donde se comparan los costos operativos de los mercados
de cuando operan de manera aislada frente a los costos de operar de manera interconectada, el
cual incluye los costos de transmision. Es decir, se buscara minimizar los costos de generacién
y transmision a la vez para determinar la capacidad 6ptima de transmision. Asimismo, se realizara
una comparacioén bajo el método de beneficiarios de (Perez-Arriaga et al., 1995) donde se busca
validar que la inversion en una nueva instalacién de transmision es econdémica frente a los costos
incurridos por no tener dicha instalacién y analizar quienes deberfan asumir una mayor

proporcién de las inversiones en base a los beneficios que obtendrian.
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Tal como se puede apreciar en la grafica N° 14, la metodologfa muestra dos mercados, cada uno
con sus respectivas ofertas, siendo el sistema A mas econémico que B, donde se determina un
costo marginal para cada sistema (Operacion en sistema aislado). Al colocar una interconexioén
entre ambos sistemas, el sistema A deberfa exportar suministro al sistema B, ya que es mas
econémico, pero resulta pertinente plantearse la siguiente pregunta: ;Cual serfa la capacidad que
permita exportar suministro eléctrico sin incurrir en mayores cOstos operativos que con un

sistema aislado? Esta investigacion buscara responder dicha interrogante.

Por lo anterior, es necesario evaluar el beneficio obtenido que derivan de una interconexion y
los costos asociados al incremento en las ventas de generacion y los ahorros que podrian percibir
la demanda al ya no estar expuesta a una oferta mas costosa. En ese sentido, en el siguiente
grafico se puede identificar i) los precios de equilibrio para satisfacer su demanda, ii) la capacidad
optima, representada por la variable (T°), la cual que se deberfa implementar entre ambos
sistemas, iii) la renta de congestion que se genera al realizar transferencias a precios diferenciados,
iv) la renta que percibiria los generadores en el sistema al incrementar sus ventas, y por ultimo,

v) el ahorro que capta la demanda al acceder a una oferta mas econémica.

Grafico 14. Rentas generadas en la interconexion

Fuente: (Camac, 2012)
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2.4. FORMULACION MATEMATICA PARA LA OPTIMIZACION

Como en muchos problemas de optimizaciéon aparecen ecuaciones no lineales que dificultan

obtener resultados locales, por ello en esta investigacion se ha buscado linealizar la funcién de

oferta que depende de la capacidad instalada y costo incremental de las unidades de generacion.

Lo anterior, se apoya en la codificacion GAMS desarrollada en el Anexo III.
Variables de decision

FO=Valor de funcién objetivo.

F(L)=Flujo de transmision.
Q(g)=Produccion de cada generador A o B.
CAP(L)=Capacidad 6ptima de la linea.

Funcion Obyetivo (FO)

Min Z U Costo Generaciéna] + Z U Costo Transmision,,
G L

Supeto a

Costo de Transmision = Z CAP,(C + a X MVA + BKm)
B,BB

ZG,B[Qg] = Demandag + ZL,B Flujo,, X (flujog1 gz — flujog; p1)
Flujo, < CAP,
Q=0
3. RESULTADOS DEL ESCENARIO 1

3.1. CAPACIDAD OPTIMA

4.2)
4.3)
4.4
4.5)

(4.6)

4.7)

(4.8)

“4.9)

(4.10)

Para el modelo se considera las maximas demandas de ambos sistemas con la finalidad de evaluar

los puntos de maximo de estrés para cada sistema sin que necesariamente ocurran al mismo
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tiempo dichas demandas. En ese sentido, la capacidad 6ptima promedio resulta en 200.06 MW
y la capacidad 6ptima en promedio ponderado en 200.89 MW. Asimismo, se puede observar un
claro incremento de la produccion de Ecuador que abastecerfa parcialmente la demanda de Peru,
excepto en el mes de octubre donde Pert podria exportar suministro para atender la demanda

de Ecuador.

Este efecto se podria explicar por la alta capacidad hidrica instalada en la matriz energética
ecuatoriana, donde la disponibilidad hidraulica puede superar la demanda interna y exportar los
excedentes a sus mercados interconectados. Para este caso, al evaluar un escenario de
intercambio unicamente con Perd, se incrementa la producciéon de Ecuador y por ende sus

costos marginales, obteniendo diferentes niveles de capacidad éptima.

Tabla 6. Capacidad 6ptima de transmisiéon entre Perti y Ecuador. Escenario 1

DEMANDA DEMANDA GENERACION GENERACION

CAPACIDAD CAPACIDAD

ECUADOR PERU ECUADOR Chggsiﬁm?]?R PERU ﬁ:gm;hu) OPTIMA(T')  TEORICA (T)
(MW) Mw) Mw) Mw) Mw) (MW)
Ene 3,871.00 7,052.55 3,962.62 19.687 6,960.93 21.86 92 1011
Feb 3,914.00 7,063.90 3,997.65 20.642 6,980.25 2281 84 932
Mar 3,945.00 7,047.35 4,319.63 22.459 6,672.72 24.63 375 3841
Abr 3,928.00 6,887.94 443532 18.424 6,380.62 20.60 507 5168
May 3,853.00 6,902.20 4,000.25 22.244 6,754.95 2.4 147 1568
Jun 3,759.00 6,903.84 3,922.97 28.189 6,739.87 30.36 164 1792
ul 3,786.00 6,824.55 3,973.83 25.933 6,636.72 28.11 188 1970
Ago 3,836.00 7,006.35 3,999.30 31.362 6,843.05 3353 163 2127
Set 3,940.00 7,038.60 4,049.61 33.356 6,928.99 3553 110 1609
oct 3,925.00 7,144.17 3,679.69 35.254 7,389.48 33.08 25 3162
Nov 3,970.00 7,218.30 4,031.64 22,608 7,156.66 2478 62 711
Dic 4,057.00 7,207.48 4,321.43 19.902 6,943.05 22.08 264 2739
Cap. Prom. Ponder. 200.89 222.87

Fuente: Elaboracién propia

3.2. COSTO-BENEFICIO DE GENERACION

Con relacién a los costos operativos totales, se observa que al operar los sistemas de manera
aislada resultan mas costosos que operar de manera interconectada, de forma similar a la
capacidad optima, los beneficios totales se incrementan cuando el sistema de Ecuador tiene
mayor cantidad de excedentes que exportar. Sin embargo, de un analisis individual los costos
operativos de Ecuador se incrementarian ya que serfa el sistema que mayoritariamente exportaria
suministro, por ello se observa que el beneficio es negativo. Por otro lado, los costos operativos

de Perd disminuirfan al recibir ese suministro mas econémico, por ello los beneficios positivos.
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Tabla 7. Costo Beneficio de Produccion Aislado e Interconectado / Escenario 1

SISTEMA AISLADO SISTEMA INTERCONECTADO
cog;g;gghos COSTOTOTALDE  COSTO TOTAL cog;g;gghos PR Ch M NCS GR O/ BENEFICIO  BENEFICIO  BENEFICIO
ECUADOR OPERACION PERU AISLADO ECUADOR OPERACION PERU INTERCONECTADO ECUADOR PERU TOTAL
U9 (US$) (US$) us9 (US$) (US$) (US9) (US9) (US9)
Ene 5,800.21 69,300.79 75,110.00 6,681.96 67,287.87 73.969.83 88176 2,021.92 1,140.16
Feb 5,870.80 72,648.27 78,519.07 6,814.10 70,723.80 77,537.90 -943.30 1,924.47 981.17
Mar 5,785.36 85,373.01 91,158.37 7459.78 7557236 83,032.14 167442 9,800.65 8,126.23
Abr 5,696.60 70,473.06 76,169.66 7,202.00 50,436.68 66,728.68 -1,595.39 11,036.38 9,440.99
May 575149 78,003.65 84,655.14 6,960.67 75,258.92 82,219.59 1,209.18 3644.73 2,435.55
Jun 5,615.29 92,003.49 97,618.77 7,474.46 86,838.65 94,313.10 -1,859.17 5,164.84 3,305.67
l 5639.38 87,7133 93,352.68 7,203.23 82,206.08 89,499.32 -1,653.86 5507.22 3853.37
Ago 5798.91 98,221.12 104,020.03 945112 92,483.46 101,934.58 3,652.21 5737.66 2,085.45
Set 8,537.83 102,372.79 110,910.62 12,047.37 98,357.88 110,405.25 -3,509.54 4,014.91 505.37
oct 24,296.92 87,795.64 112,092.56 15,307.71 95,422.25 110,729.9 8989.21 7,626.61 1,362.60
Nov 6,073.67 77,352.59 83,426.25 7,041.83 75,815.47 82,857.30 -968.16 1537.12 568.95
Dic 5997.27 73,896.35 79,893.62 1.231.75 67,899.60 75,137.35 -1,240.48 5,996.75 475627
Total 90,863.72 996,063.06 1,086,926.77 101,061.97 947,303.02 1,048,365.00 -10,198.26 48,760.03 38,561.78
Costo Anual | 795,966,16092 _ 8,725512,361.80  9,521478522.72 | 885302,892.24  8,298,374463.96  9,183,677,356.20 | -89.336,73L32 | 427,137,897.84 | 337,801,166.52

Fuente: Elaboracién propia
3.3. COSTO-BENEFICIO DE LA TRANSMISION
Utilizando la metodologia propuesta por (Hunt, 2002) se puede determinar las rentas que

percibirfan los generadores que exportan suministro eléctrico y los ahorros que percibiria la

demanda al acceder a un suministro eléctrico mas econémico.

Grafico 15. Capacidad optima de transmision / Escenario 1

Fuente: Elaboracién propia

54



Como se puede observar del grafico 15, la oferta de Ecuador resulta mucho mas econémica que
la oferta de Perq, por lo ya mencionado sobre la capacidad hidraulica instalada. En ese sentido,
los resultados mostrados en la grafica corresponden al promedio ponderado de la maxima

demanda y costos marginales obtenidos mensualmente, pero llevados a valores anuales.

En base a lo sefialado, se tendria que el costo total de la transmision estimada en funcién a la
capacidad 6ptima obtenida de 200 MW ascenderia a 14.35 Millones US$ anuales. Asimismo, los
costos operativos de operar el sistema aislado ascienden a 9,521.48 Millones de US$ anuales y
por operar el sistema interconectado asciende a 9,183.68 Millones de US$ anuales, obteniendo

un beneficio neto positivo de 323.44 Millones de US$.

3.4. METODO DE BENEFICIARIOS

Para analizar la conveniencia de incrementar la capacidad de transmisién entre ambos sistemas,
se utiliza la metodologia propuesta por (Perez-Arriaga et al., 1995), descrita en el capitulo II,

donde se comparan los ingtesos y/o ahorros que percibirian los agentes del sistema por agregar

una nueva linea de transmisién y se determina el beneficio neto.

Tabla 8. Beneficio de los Agentes y Renta Congestion / Escenario 1

RENTA

AHORRO DEMANDA RENTAS DE BENEFICIO PARA LOS

Gggizﬁigg';s DE PERU CONGESTION AGENTES
s (US$) (US$) (US$)
Ene 69,400.0 2,935.8 199.0 72,335.8
Feb 73,748.3 2,682.4 181.7 76,430.7
Mar 87,714.4 25,981.3 813.7 113,695.7
Abr 72,653.8 15,358.5 1,102.4 88,012.3
May 80,124.1 4,588.8 319.8 84,712.9
Jun 101,252.5 17,280.2 356.1 118,532.7
Jul 93,906.9 16,355.5 408.1 110,262.4
Ago 98,708.1 22,165.9 354.7 120,874.0
Set 10,690.1 22,191.8 238.2 32,881.9
oct 10,570.5 26,543.3 533.1 37,113.9
Nov 55,215.3 2,264.1 133.9 57,479.4
Dic 76,825.1 8,532.8 574.6 85,357.8
Total 830,809.1 166,880.3 5,215.4 997,689.4
Renta Anual|  7,277,887,739.4 1,461,871,194.2 45,686,856.9 8,739,758,933.6

Fuente: Elaboraciéon propia
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Por un lado, el ingreso de los generadores que incrementan su renta al operar y exportar
suministro se podria interpretar como el Excedente del Productor y el ahorro que percibiria la
demanda al acceder a un suministro mas econémico como el Excedente del Consumidor, donde

se obtiene un Beneficio neto o Bienestar Social positivo.

Sin embargo, de los resultados obtenidos en este escenario, se puede decir que los beneficios se
estarfan sobreestimando, ya que se calculan en base a una maxima demanda que se sostiene
durante las 24 horas del dia y que muestran caracteristicas de contratos firme. Pero como se
sabe, la demanda varfa constantemente y en la actualidad los intercambios internacionales se
efectiian en condiciones de emergencia y en casos donde los mercados tengan excedentes, sin

necesidad de inyeccién o retiros firmes en potencia y energfa.

Por otro lado, estos resultados se obtienen a partir de un escenario hidrolégico que puede verse
afectado por los fenémenos climaticos como El Nifio o La Nifia, haciendo que la capacidad
optima disminuya al tener al sistema eléctrico de Ecuador con costos marginales préximo a los

costos del sistema eléctrico de Peru.

4. RESULTADOS DEL ESCENARIO 2

En este escenario se fija la capacidad 6ptima determinada por la combinacion de ofertas y costos
incrementales del escenario 1, para estimar los potenciales intercambios que se realizarfan a
través de esta instalacion. Para ello, se vuelve a resolver el problema de optimizacion fijando la

capacidad en 200 MW.

4.1. CAPACIDAD OPTIMA FIJA

Como se puede observar de la Tabla N° 9, en la mayoria de los casos o meses el mercado de
Ecuador incrementaria su generacion para vender sus excedentes, excepto en el mes de octubre
donde Pert presenta una oferta mas econémica y la direccién del intercambio se revierte. Esta
situacién se produce por la menor disponibilidad hidrica en Ecuador para, donde la generacién
hidraulica estuvo alrededor de los 3,800 MW en los demas meses y para octubre se redujo a

3,300 MW aproximadamente, para mas detalle revisar el Anexo L.
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Asimismo, se observa incrementos de los Agentes de Ecuador que no llegan a cubrir la capacidad
optima, es decir, el intercambio se realizarfa por debajo de los 200 MW, por ejemplo, en los
meses de enero, febrero y mayo, el flujo maximo que circula por esta linea llega a los 101 MW,
93 MW y 156 MW, respectivamente; evidenciando que existen casos donde a pesar de tener la
capacidad Optima, ésta no se utiliza 100%. Sin embargo, existen otros meses donde
efectivamente se utiliza el 100% de la capacidad 6ptima, como, por ejemplo, marzo, abril, agosto,

octubre y diciembre.

Tabla 9. Capacidad 6ptima de transmision entre Pert y Ecuador. Escenario 2

DEMANDA DEMANDA GENERACION . , a CAPACIDAD CAPACIDAD
MES  ECUADOR PERU ECUADOR C"gggmgm GENER‘(mN PERV ?U%%IEE\AF/{hU) OPTIMA(T) UTILIZADA
(M) (M) (M) (M) (M)
Ene 3,871.00 7,052.55 3972.13 21.816 6,951.42 21.82
Feb 3,914.00 7,063.90 4,007.16 2711 6,970.74 2.1
Mar 3,945.00 7,047.35 4,145.89 1981 6,846.46 25.80
Abr 3,928.00 6,887.94 4128.89 1.947 6,687.05 22.00
May 3,853.00 6,902.20 4,009.76 24.313 6,745.44 24.31
Jun 3,7159.00 6,903.84 3938.20 30.164 6,724.65 30.16
Jul 3,786.00 6,824.55 3,983.00 21.987 6,627.55 2199
Ago 3,836.00 7,006.35 4,036.89 32.280 6,805.46 32.80
Set 3,940.00 7,038.60 4,100.90 34.524 6,877.70 34.52
Oct 3,925.00 714417 372411 35.757 7,345.06 3221
Nov 3,970.00 7,218.30 4,041.12 24,732 7,147.18 24.73
Dic 4,057.00 7,207.48 4,251.89 22.031 7,006.60 22.03
[ Cap. Prom. Ponder. 201 130

Fuente: Elaboracién propia

4.2. COSTO-BENEFICIO DE LA GENERACION

Se observa de la Tabla N° 10 que los mercados incurrirfan en menotres costos operativos en
comparacion al Escenario 1, teniendo en cuenta que en el escenario 1 se obtuvieron diferentes
valores de capacidad 6ptima llegando hasta los 507 MW para abril, ademas de asumir que la

maxima demanda se sostiene durante las 24 horas del dfa.

Sin embargo, para este escenario al comparar los costos operativos del sistema aislado (794.2
Millones US$) contra los costos operativos de los sistemas interconectados (771.98 Millones
USS$) y el costo de transmision fijado en 200 MW (14.36 Millones US$), se obtiene un beneficio
positivo de 7.85 Millones US$.
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Tabla 10. Costo Beneficio de Produccidn Aislado e Interconectado / Escenario 2

[ ] SISTEMA AISLADO SISTEMA INTERCONECTADO
COSTO TOTAL DE cog:)g;s;g;o& COSTO TOTAL AISLADO COZ;E;ECT&DE COSTOTOTALDE  COSTOTOTAL BENEFICIO  BENEFICIO  BENEFICIO
OPERACION ECUADOR PERU uss) EcUADoR  OPERACIONPERU  INTERCONECTADO (ERESVZUOR PERU TOTAL
(US3) (US$) ) (Us$) (Us$) (US3) (Uss) (US$)
Ene 431535326 51,566,483.02 55,881,636.28 5118,196.97 49,907 674.75 5502587172 80284370 | 1658,808.26 | 85596456
Feb 3945,177.60 48,819,640.13 5276481773 471778474 47,380,742.98 52098,527.71 7260714 | 143889715 |  666,290.02
Mar 4,304,306.35 63,517,518.70 67,821,825.05 4506,764.57 50,467,281.65 64,064,046.22 29245822 | 4,050237.05 | 3757,778.83
Abr 4,101,554.16 50,740,608.92 54,842,156.08 4371977224 47,492,938.08 5187271032 21821808 | 324766584 | 2,069,447.76
May 421911079 56,704,318 6298342267 5,343,642.36 55,820,044.85 61,163,687.21 -1,06453157 | 288426703 | 1819,735.46
aun 4,043,005.20 66,242,509.20 7028551440 5705,589.60 62,192,085.84 67,807,675.44 166258440 | 405042336 | 2,387,838.96
ul 4195,696.49 65,258,699.66 69,454,396.15 561015953 60,969,916.13 66,580,07566 141446304 | 428378354 | 2,874,32050
Ago 431439053 73,076,510.30 7739090083 7,921,408.92 67,880,296.01 7580170493 3,607,018.39 | 519621430 | 1,589,195.90
Set 6,147,236.88 73,708,407.36 79.885,644.24 9928,885.68 69,524,146.08 7945303176 378164880 | 418426128 | 40261248
oct 18,076,906.25 65,319,959.14 §3,396.865.38 1256245042 69,915162.05 82477,612.46 551445583 | 450520291 | 919,252.92
Nov 4,373,038.80 55,693,864.08 60,066,902.88 5,231,790.72 54,418,042.80 50,649,83352 85675192 | 127582128 |  417,069.36
Dic 446197037 54,978,883.66 50,440.854.02 553322398 50,361,278.90 55,804,502.88 -1,071,25361 | 461760475 | 3,546,351.14
ANUAL 66,557,746.68 727,627,391.04 794,185,137.72 76,649,669.71 695,329,610.11 771,979,279.82 -10,091,923.03 | 32,297,780.93 | 22,205,857.90

Fuente: Elaboracion propia
4.3. COSTO-BENEFICIO DE LA TRANSMISION
De formar similar, los costos marginales han variado en menor proporciéon que cuando no se

tenfa restriccion de capacidad pasando de 8.3 US$/MWh a 23.3 US$/MWh en el sistema de
Ecuador y de 28.2 US$/MWh a 26.8 US$/MWh en el sistema de Pert

Grafico 16. Rentas de los agentes con capacidad 6ptima fija / Escenario 2

Fuente: Elaboracion propia

58



Por ello, las rentas de los generadores se estiman en 537.6 Millones US$ y el ahorro de la
demanda en 116.7 Millones US$, obteniendo un beneficio neto de 654.3 Millones USS$.
Asimismo, las rentas de congestién obtenidas por los intercambios ascenderian a 7.07 Millones

USS, las cuales se repartirfan en partes iguales segun la regulacion de la Comunidad Andina.

5. CRITERIOS PARA REPARTIR LOS COSTOS DE TRANSMISION

Los beneficios de los Agentes estimados en este escenario claramente resultan menor al
escenario 1, por haber acotado la capacidad de transmision entre ambos sistemas. Sin embargo,
se observa que las rentas de congestién se incrementan considerablemente en algunos meses
debido a la gran diferencia de precios que se presentan en cada sistema. Es decir, por el lado de
Ecuador se puede tener costos matginales alrededor de los 2 $/MWh y por el lado de Peru de
28 US$/MWh operando en sistema aislado y al fijar una capacidad de transmisioén acotada, se
observan menores diferencias de precios de operar de manera aislada o interconectado, haciendo

que las rentas de congestion se incrementen.

Tabla 11. Beneficio de los Agentes / Escenario 2

GENEEE;SRES AHORRO DEMANDA RENTAS DE BENEFICIO PARA
OE ECUADOR DE PERU CONGESTION LOS AGENTES
US$) (USS$) (USS$) (US$)
Ene 57,917,787.3 2,406,786.0 0.0 60,324,573.2
Feb 55,285,033.9 2,004,143.3 0.0 57,289,177.2
Mar 144,505.7 13,438,073.5 3,559,836.6 13,582,579.2
Abr 133,488.7 4,481,354.6 2,899,715.5 4,614,843.3
May 65,956,198.7 3,630,000.4 0.0 69,586,199.1
Jun 78,486,967.4 13,396,623.6 0.0 91,883,591.0
Jul 75,946,433.0 12,755,653.1 0.0 88,702,086.1
Ago 76,183,145.8 20,228,268.4 77,420.2 96,411,414.2
Set 11,122,621.3 20,973,381.2 0.0 32,096,002.6
Oct 6,479,078.2 14,974,070.0 530,134.4 21,453,148.2
Nov 45,927,758.2 1,882,440.9 0.0 47,810,199.1
Dic 64,010,436.7 6,575,519.7 0.0 70,585,956.4
Anual 537,593,455.0 116,746,314.6 7,067,106.6 654,339,769.6

Fuente: Elaboracién propia

Por otro lado, las rentas percibidas por los generadores de Ecuador ascenderian a 537.6 Millones

USS$ y el ahorro de la demanda de Pert asciende a 116.7 Millones US$, obteniendo un Beneficio
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neto o Bienestar social igual a 654.3 Millones US§. Otra reflexién importante sobre estos
resultados recaerfa sobre las participaciones de los Agentes en el costo de transmision a partir de
identificar los ingresos y ahorros obtenidos de manera conjunta, para este caso, se estima
mayores ingresos para HEcuador con 82% de participacion del beneficio global y 18% de

participacion para Peru.

En base a los descrito anteriormente, se propone utilizar otros criterios para debatir la asignacion
de los costos de transmision en los que incurren cada mercado, cubriendo los gastos totales del
tramo que le corresponde construir. Teniendo en cuenta que ambos sistemas abren sus

mercados, pero uno de ellos resulta con mayores beneficios que el otro.

51. METODO DE BENEFICIARIOS —- PROPUESTA 1

Para este caso, se propone determinar el reparto de los costos de transmision por la cantidad de
horas que se utiliza la linea de transmision para realizar intercambios. Esta aproximacion se apoya
en el periodo en el cual el sistema eléctrico se encuentra bajo mayor estrés, las horas punta,

siendo el factor de uso igual a 0.2083.

Tabla 12. Beneficios de los Agentes y Renta de congestion — Propuesta 1

RENTA

AHORRO DEMANDA RENTAS DE BENEFICIO PARA
Ggg?;ﬁiggis DE PERU CONGESTION LOS AGENTES
US$) (US$) (US$) (US$)
Ene 12,066,205.7 501,413.7 0.0 12,567,619.4
Feb 11,517,715.4 417,529.9 0.0 11,935,245.3
Mar 30,105.4 2,799,598.6 741,632.6 2,829,704.0
Abr 27,810.1 933,615.5 604,107.4 961,425.7
May 13,740,874.7 756,250.1 0.0 14,497,124.8
Jun 16,351,451.5 2,790,963.2 0.0 19,142,414.8
Jul 15,822,173.5 2,657,427.7 0.0 18,479,601.3
Ago 15,871,488.7 4,214,222.6 16,129.2 20,085,711.3
Set 2,317,212.8 4,369,454.4 0.0 6,686,667.2
Oct 1,349,808.0 3,119,597.9 110,444.7 4,469,405.9
Nov 9,568,283.0 392,175.2 0.0 9,960,458.1
Dic 13,335,507.6 1,369,899.9 0.0 14,705,407.6
Total 111,998,636.5 24,322,148.9 1,472,313.9 136,320,785.3

Fuente: Elaboracién propia




Tal como se puede observar en la tabla 12, la renta de los generadores asciende a 111.9 Millones
US$ y el ahorro de la demanda asciende a 24.3 Millones USS$, obteniendo un beneficio global
igual 136.3 Millones US$, pero de manera similar al caso anterior, se estiman mayores ingresos
de los generadores de Ecuador con una participacion de 82% del beneficio global y el ahorro de

la demanda de Pert con una participacion de 18%.

5.2. METODO DE BENEFICIARIOS — PROPUESTA 2

Otra propuesta es determinar los porcentajes de asignacion en funcién a la capacidad 6ptima
sobre la maxima demanda de cada sistema. Esto quiere decir que, se obtendran diferentes
factores de ajuste para cada mes, ya que la demanda ejecutada ha variado de mes a mes. Para este
caso, los ingresos de los generadores de Ecuador ascienden a 74.8 Millones US$ y el ahorro de
la demanda de Peru asciende a 8.9 Millones US$, obtenido un beneficio neto de 83.8 Millones

US$. Asimismo, las rentas de congestion se encontrarfan alrededor de los 0.75 Millones de US$.

Tabla 13. Beneficio de los Agentes y Renta de congestiéon — Propuesta 2

RENTA

AHORRO DEMANDA RENTAS DE BENEFICIO PARA
GSSEEC%SES DE PERU CONGESTION LOS AGENTES
US$) (US$) (US$) (US$)

Ene 8,062,666.3 183,899.9 0.0 8,246,566.1
Feb 7,611,612.2 152,888.3 0.0 7,764,500.4
Mar 19,739.1 1,027,545.8 379,234.4 1,047,284.9
Abr 18,313.1 350,598.5 312,333.7 368,911.6
May 9,224,577.9 283,406.1 0.0 9,507,984.0
Jun 11,251,621.6 1,045,669.9 0.0 12,297,291.4
Jul 10,809,775.2 1,007,206.4 0.0 11,816,981.7
Ago 10,702,129.4 1,555,811.7 8,415.3 12,257,941.1
Set 1,521,250.8 1,605,727.6 0.0 3,126,978.4
Oct 889,535.8 1,129,478.6 56,385.8 2,019,014.4
Nov 6,234,112.5 140,532.3 0.0 6,374,644.8
Dic 8,502,285.3 491,627.7 0.0 8,993,913.0
Anual 74,847,619.2 8,974,392.8 756,369.1 83,822,011.9

Fuente: Elaboracién propia

En consecuencia, los porcentajes de participacion que se determinan de esta evaluacion serfa de

90% para Ecuador y 10% para Pert aproximadamente, lo cual podria plantear una interrogante
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sobre la equidad o la redistribucién econémica que perciben los agentes al realizar intercambios

internacionales de electricidad.

Como resultado de la evaluacion la capacidad optima estimada resulta en 200 MW; sin embargo,
dicha capacidad se puede incrementar en un escenario himedo donde las centrales hidraulicas
cuenten con mayor recurso hidrolégico o puede disminuir en un escenario seco donde el recurso
hidrolégico sea escaso. En esta evaluacion claramente la disponibilidad u oferta de generacion
eléctrica que muestre menores costos de produccion determinara el nivel 6ptimo donde se
justifique, desde la teorfa econdmica, incrementar la capacidad de transmision entre estos 2

mercados.

Asimismo, se puede observar que en diferentes meses la capacidad 6ptima no es utilizada al
100%; sin embargo, recibira una compensaciéon econémica total por la capacidad instalada, una
parte por la inversion y otra por los costos de operaciéon y mantenimiento, que en el caso de
Pert sera asignado al Sistema Garantizado de Transmision y luego dichos costos trasladados a
la demanda. Es por ello, que partir de las rentas obtenidas se propone repartir dichos beneficios

en base a las propuestas desarrolladas.

Para el caso de la propuesta 1, los porcentajes de participacion en el beneficio resultan en 82%
para Ecuador y 18% para Peru y para la propuesta 2 la participacién en los beneficios resulta en
90% para Ecuador y 10% para Perd. Si bien estas proporciones se han determinado estimando
la capacidad 6ptima en base a los datos ejecutados del 2021, nos brinda una sefial sobre la
importancia de la oferta ecuatoriana, donde en ambos casos la participacion en el reparto de las
rentas obtenidas resulta mas favorables para los Agentes de Ecuador que para los Agentes del

Peru.

Por otro lado, he de mencionar que la evaluacién realizada se desarrolla en base a un sistema
binodal, donde no se considera el impacto que tendrfa la inclusién del sistema eléctrico de
Colombia en las transacciones internacionales de electricidad cuando los 3 sistemas operen de
manera sincrona. También precisar que, Perd y Ecuador vienen realizando esfuerzos y
fortaleciendo sus sistemas eléctricos para propiciar una interconexion internacional que asegure

el suministro eléctrico de sus demandas internas.
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CAPITULOV

CONCLUSIONES

Del Escenario 1 se puede concluir que resulta econémicamente viable incrementar la
capacidad de transmision en unos 200 MW entre Perd y Ecuador, a partir de la operacion
ejecutada durante el afio 2021. Sin embargo, los recientes esfuerzos tanto de Perd como de
Ecuador apuntan a incrementar la capacidad en 1,000 MVA en el nivel de 500 kV logrando
acercar eléctricamente ambos sistemas, previo fortalecimiento de los sistemas de
transmision cercanos a la frontera, como el proyecto La Nifia - Piura Nueva en 500 kV para
Pert y Nueva San Francisco — Chorrillos en 500 kV para Ecuador, para poder operar de
manera sincrona y as{ asegurar el suministro eléctrico de cada mercado en base a sus
excedentes. Si bien esta investigaciéon no incluye un analisis energético de largo plazo con
escenarios hidrolégicos o los estudios eléctricos necesarios para una instalacioén de este tipo,

la evaluacion realizada nos permite dimensionar la necesidad de los mercados.

En la estimacién del costo beneficio para los generadores se observa que los beneficios
globales son positivos, esto valida la premisa de que existen importantes sinergias entre
ambos sistemas cuando operan de manera interconectada. Asimismo, observando el
beneficio individual de Ecuador se puede decir que, se espera que los ingresos de los
Agentes de Ecuador se incrementen, toda vez que se han estimado mayores beneficios para
dichos Agentes que para los Agentes de Pera. Sin embargo, el sistema eléctrico ecuatoriano
presenta un mayor riesgo al quedar expuesto a los fenémenos climaticos como El Nifio y
La Nifia, donde la disponibilidad hidrica puede afectar el costo marginal de su sistema y por
defecto las exportaciones de sus excedentes que podria entregar a sus mercados

interconectados.

Asimismo, se ha observado que al operar de manera interconectada se mejora el beneficio
global, por un lado, los Agentes de Ecuador incrementan sus ventas de electricidad y por el
otro, los Agentes de Pert podria acceder a un suministro mas econémico. Sin embargo,
para que ocurra dicha transferencia al costo marginal, es necesario proponer un Mercado

Mayorista de Electricidad Regional donde se transe el suministro eléctrico entre Agentes a
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dicho precio, considerando que los mercados de Ecuador y Colombia operan de manera
sincrona. También he de comentar que, si bien en la Decision CAN 816 se propone crear
el Mercado Andino Eléctrico Regional para administrar las transacciones internacionales de
electricidad, este instrumento permitiria realizar transferencias de excedentes bajo contratos

financieros Generador - Cliente Libre para el corto plazo.

De los resultados del escenario 2 se concluye que, a pesar de tener instalada la capacidad
optima, no se llega a utilizar el 100% de dicha capacidad en diferentes meses. Un sustento
que limite el uso de esta capacidad, puede ser la estabilidad de tension; sin embargo, esta
situacion puede ser debatida por el Agente que remunera la instalacion, para el caso peruano
serfa la demanda, buscando equidad en la redistribuciéon de los ingresos ya que como se
observa de los resultados, ambos sistemas abren sus mercados, pero el sistema de Ecuador
es quien captura mayores ingresos por sus excedentes. Por ello una de las hipdtesis
planteadas en esta investigacion es analizar, desde la teorfa econémica, mecanismos que
permitan una adecuada redistribucion de los beneficios que se obtienen y derivan de una

interconexion internacional.

Por el lado de Pert, se ha encargado a Proinversion la licitacion de una nueva infraestructura
de transmision que se incluye en el Plan de Transmisién 2023-2032 con caracter vinculante,
es decir, esta instalacion se calificard en el Sistema Garantizado de Transmision, el cual
asigna el pago de dicha instalacion a la demanda peruana, de acuerdo con la normativa local.
Sin embargo, resulta pertinente proponer una nueva asignacion de los costos de transmision
en funcién a la participacion de los beneficios que se obtendrian por los intercambios
internacionales. En este caso, se propone que los costos de transmision se repartan 80%
para Ecuador y 20% para Pert bajo la propuesta 1 o se repartan 90% para Ecuador y 10%

para Pert bajo un esquema desarrollado en la propuesta 2.

En la actualidad se realizan intercambios de electricidad entre Perd y Ecuador a través de la
linea de transmision 1.-2280 Zotritos — Machala de 160 MVA en 220 kV, siendo utilizada
principalmente para situaciones de emergencia, cubriendo parcialmente el suministro
requerido por cada sistema. Pero tal como se observa en el grafico N° 10, el sistema de

Ecuador presenta mayor exportacion hacia Pera que en el sentido contrario, mostrando que
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1) Se tuvo falta de inversiéon para cubrir las regiones extremo del SEIN, concentrando la
generacion eléctrica en el centro del Per, situacién que ha mejorado por la insercion de las
energias renovables no convencionales tanto en el norte como en el sur del pais, y, ii) No
utilizando al 100% la capacidad instalada ya que los excedentes de exportacion de Ecuador
oscilan entre los 85 a 0 MW segin la estacionalidad hidrolégica y la disponibilidad de
excedentes que, como ya se comento no existe la obligacion de un suministro con potencia

y energia firme.

Otro aspecto que es importante mencionar, es que los proyectos de infraestructura eléctrica
que vienen siendo promovidos por cada gobierno, seran remunerados por cada pais, es decir
tanto Perd como Ecuador deben asegurar el mecanismo de remuneracién para garantizar
los ingresos por la linea de transmisién que nos interconectara en el nivel de 500 kV.
Asimismo, en aplicacién de la regulacion vigente las rentas de congestion seran repartidas
50% para cada pais, las cuales cubrirfan en parte los ingresos tarifarios y para el caso

peruano, el cargo adicional -peaje- serfa asignado a la demanda.

Por dltimo, de una comparativa sobre el Sistema de Interconexion Eléctrica para los Paises
de América Central (SIEPAC, por sus siglas) con el mercado de contratos bilaterales que ha
propiciado las transacciones internacionales de electricidad entre Pert y Ecuador o Ecuador
y Colombia, se puede decir que el nivel de integraciéon es mucho mas avanzado en el
mercado centroamericano. No obstante, la politica energética de los paises sudamericanos
procura incrementar el nivel de interconexién entre sus mercados para lograr un Mercado
Regional, es decir pasar de un despacho coordinado a un despacho integrado buscando una

optimizacién conjunta de los recursos energéticos de la region.
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RECOMENDACIONES

Un aspecto importante que se ha mencionado a lo largo de esta investigacion es que existen
2 conceptos que pueden estar oponiéndose en cuanto a la integracion regional, por un lado
existe la decisién de cada gobierno de solventar su propia demanda eléctrica nacional en
base a la inversiéon publica o privada y por otro lado, la planificaciéon de interconexion
eléctrica regional que no tiene visién de largo plazo, sino procura integrar los sistemas
eléctricos en base a Acuerdos Bilaterales puntuales. En ese sentido, se recomienda que se
desarrollen los proyectos de interconexioén con vision de largo plazo para poder aprovechar

eficientemente los recursos de los sistemas eléctricos interconectados.

Tal como se puede observar de la evaluacion realizada, el desarrollo de este modelamiento
determina la capacidad 6ptima en base a 2 ofertas y demandas, pero como se sabe los
sistemas de Ecuador y Colombia operan de manera sincrona. En ese sentido, se recomienda
1) Realizar simulaciones incluyendo la oferta y demanda de Colombia para determinar una
nueva capacidad 6ptima en base a sus costos y capacidades, y, ii) Considerar los escenarios
hidrolégicos de Pert, Ecuador y Colombia ya que afectan los costos marginales de corto

plazo de cada sistema.

Otro aspecto importante serfa incluir escenarios hidrolégicos para Perta y Ecuador para
desarrollar futuros estudios energéticos de largo plazo y se pueda determinar una nueva
capacidad 6ptima con excedencia al 90% o 95% y definir los mecanismos necesarios donde
se pueda redistribuir los beneficios de manera equitativa, puesto que, el pais con menores

costos productivos podria percibir mayores ingresos que los demas.

También se recomienda realizar evaluaciones similares con el vecino pais de Chile, donde
su alta capacidad instalada de energfa renovable no convencional se podria aprovechar tanto
en avenida como en estiaje en Perd. Sin embargo, se tendrfa que considerar las
externalidades que presenta esta tecnologia ya que la variabilidad de su produccién puede

afectar los Servicios Complementarios de los paises integrados.
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ANEXO I
OFERTA DE GENERACION

Perti Ecuador Peri Ecuador Perti Ecuador
Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo
Enero generacion LWCEEU  generacion Incremental Febrero  generacion Incremental  EVERETEWO)] Incremental Marzo generacion LWCEEU  generacion Incremental
(MW) (USSIMW) (MW) (USSIMWh) (MW) (US$IMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (US$IMWh) (MW) (USSIMWh)
1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1
2 4,8971.2 124 3,883.6 2 2 4,707.3 124 39144 2 2 4,00L.7 124 42283 2
3 7,697.2 252 4,008.6 30.0 3 7,507.3 252 4,039.4 300 3 6,801.7 252 4,353.3 300
4 8,197.2 317 41913 345 4 8,007.3 317 4222.1 345 4 7,30L.7 317 4,536.0 345
5 8497.2 376 4,615.7 39.3 5 8,307.3 376 4,646.5 39.3 5 7,601.7 376 4,960.3 39.3
6 89172 124.1 4,889.5 418 6 87213 124.1 4,920.2 418 6 8,021.7 124.1 5234.1 418
7 9,917.2 1295 5,030.3 449 7 97213 1295 5,061.1 449 7 9,021.7 1295 53749 449
8 10,567.2 139.2 51941 50.5 8 10,377.3 139.2 52248 50.5 8 96717 139.2 5,538.7 50.5
9 11,067.2 150.5 54425 60.8 9 10,877.3 150.5 54732 60.8 9 10,171.7 150.5 5787.1 60.8
10 12,4672 158.3 5,751.2 710 10 12,2773 158.3 5,781.9 710 10 115717 158.3 6,101.8 710
1 12,697.2 1732 5,996.4 804 1 12,5073 1732 6,027.1 804 11 11,801.7 1732 6,341.0 804
12 12,8772 188.8 6,115.8 89.8 12 12,6873 188.8 6,146.6 89.8 12 11,9817 188.8 6,460.4 89.8
13 12,971.2 2137 6,2204 105.0 13 12,787.3 213.7 6,251.2 105.0 13 12,081.7 2137 6,565.1 105.0
Peri Ecuador Peri Ecuador Perti Ecuador
Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo
Abil generacion Incremental generacion Incremental Mayo generacion Incremental generacion Incremental Junio generacion Incremental generacion Incremental
(MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (W) (US$IMW) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh)
1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1
2 4,593.6 124 4,362.0 2 2 41311 124 3,909.8 2 2 35425 124 3,806.0 2
3 7,393.6 252 4,481.0 300 3 6,931.1 252 4,034.8 300 3 6,342.5 252 3,931.0 300
4 7,893.6 317 4,669.7 345 4 74311 317 42175 345 4 6,842.5 317 41137 345
5 8,193.6 376 5,094.1 39.3 5 77311 376 46419 39.3 5 71425 376 4538.1 39.3
6 8,613.6 124.1 5,367.8 418 6 8,151.1 124.1 4,915.7 418 6 71,5625 124.1 48118 418
7 9,613.6 1295 5,508.7 449 7 9,151.1 1295 5,056.5 449 7 8,562.5 1295 4,952.7 449
8 10,263.6 139.2 56724 50.5 8 9,801.1 139.2 52203 50.5 8 92125 139.2 51165 50.5
9 10,763.6 150.5 5,920.8 60.8 9 10,301.1 150.5 5/468.7 60.8 9 97125 150.5 5,364.9 60.8
10 12,163.6 158.3 6,235.5 710 10 11,7011 158.3 5,7834 710 10 11,1125 158.3 5,679.6 710
11 12,393.6 1732 6,474.1 804 11 11,9311 1732 6,022.6 804 1 11,3425 1732 5918.8 804
12 12,573.6 188.8 6,594.1 89.8 12 12,1111 188.8 6,142.0 89.8 12 115225 188.8 6,038.2 89.8
13 12,673.6 213.7 6,698.8 105.0 13 122111 2137 6,246.6 105.0 13 11,622.5 213.7 6,142.8 105.0
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Perti Ecuador Perti Ecuador Per(i Ecuador
Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo
Julio generacion Incremental generacion Incremental Agosto generacion Incremental generacion Incremental Setiembre  generacion Incremental generacion Incremental
(MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh)
1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1
2 3,613.7 124 3,866.9 2 2 3,448.9 124 38181 2 2 32331 124 3,786.7 2
3 6,413.7 252 3,991.9 30.0 3 6,248.9 252 39431 300 3 6,233.1 252 39117 300
4 6,913.7 317 4174.6 345 4 6,748.9 317 41258 345 4 6,733.1 317 4,094.4 345
5 72137 376 4,599.0 39.3 5 7,048.9 376 4,550.2 39.3 5 7,033.1 376 45188 39.3
6 7,633.7 124.1 48728 418 6 7,468.9 124.1 4,8239 418 6 7453.1 124.1 47925 418
7 8,633.7 1295 5,013.6 449 7 8,468.9 1295 4,964.8 449 7 8453.1 1295 4,9334 449
8 9,283.7 139.2 51774 50.5 8 91189 139.2 51285 50.5 8 9,103.1 139.2 5097.1 50.5
9 9,783.7 150.5 54258 60.8 9 96189 150.5 5,376.9 60.8 9 9,603.1 150.5 53455 60.8
10 11,1837 158.3 5,740.5 710 10 11,0189 158.3 5,691.6 710 10 11,003.1 158.3 5,660.2 710
1 114137 1732 5979.7 804 1 11,2489 1732 5,930.8 804 11 11,233.1 1732 5,899.4 804
12 11,593.7 188.8 6,099.1 89.8 12 11,4289 188.8 6,050.3 89.8 12 114131 188.8 6,018.9 89.8
13 11,693.7 2137 6,203.7 105.0 13 11,528.9 2137 6,154.9 105.0 13 115131 2137 6,1235 105.0
Perti Ecuador Perti Ecuador Perti Ecuador
Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo Oferta de Costo
Octubre  generacion Incremental generacion Incremental Noviembre  generacion Incremental generacion Incremental Diciembre  generacion Incremental generacion Incremental
(MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh) (MW) (USSIMWh)
1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1 1 0 0.6 0 1
2 40185 124 33011 2 2 4,742.6 124 3,939.6 2 2 4,832.2 124 42415 2
3 6,818.5 252 3,426.1 300 3 1,242.6 252 4,064.6 300 3 7,632.2 252 4,366.5 300
4 73185 317 3,608.8 345 4 71,1426 37 42473 345 4 81322 317 4,549.2 345
5 76185 376 40332 39.3 B 8,042.6 376 46717 39.3 5 84322 376 4,973.6 39.3
6 80385 124.1 4,306.9 418 6 8,462.6 124.1 4,9454 418 6 8,852.2 124.1 52473 418
7 9,0385 1295 44478 449 7 9,462.6 1295 5,086.3 449 7 9,852.2 1295 5,388.2 449
8 9,688.5 139.2 46116 50.5 8 10,112.6 139.2 5,250.0 50.5 8 10,502.2 139.2 5,551.9 50.5
9 10,188.5 150.5 4,860.0 60.8 9 10,612.6 150.5 54984 60.8 9 11,002.2 150.5 5,800.3 60.8
10 11,5885 158.3 51741 710 10 12,012.6 158.3 58131 710 10 12,402.2 158.3 6,115.0 710
11 11,8185 1732 54139 804 11 12,242.6 1732 6,052.3 804 1 12,632.2 1732 6,354.2 804
12 11,9985 188.8 5,533.3 89.8 12 12,422.6 188.8 6,171.8 89.8 12 12,8122 188.8 6,473.7 89.8
13 12,098.5 213.7 5,637.9 105.0 13 12,522.6 2137 6,276.4 105.0 13 12,912.2 213.7 6,578.3 105.0
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ANEXO II

COSTOS TOTALES DE TRANSMISION

El planteamiento inicial de la funcién de costos totales de transmision era utilizar la ecuacion
propuesta por (Rudnick et al., 1999), sin embargo, el solver utilizado para resolver ecuaciones
polinémicas no converge en soluciones 6ptimas y robustas. Por ello, se optdé por aproximar
dicha funcién de costos por una regresion estadistica de 30 muestras que presenta un R? =

0.9269. Las instalaciones analizadas son las siguientes:

Tabla 14. Costo de Transmision del SPT y SGT

o COSTO TX CAPACIDAD LONGITUD
NRO. MUESTRA | SISTEMA Cadigo (USD/Afi0) (MVA) (KM)
1 SPT L-1121 1,344,553.61 45 90
2 SPT L-1004 197,966.71 72 8
3 SPT L-1120 1,291,758.68 75 93
4 SGT L-1156 1,574,798.45 80 133
5 SPT L-1029 579,669.49 90 23
6 SPT L-1030 865,587.77 90 64
7 SPT L-1006 1,788,329.78 90 83
8 SGT L-2258 1,946,580.69 150 126
9 SPT L-2236 1,018,473.56 152 73
10 SPT L-2234 1,211,818.86 152 103
11 SPT L-2003 565,641.05 152 8
12 SPT L-2280 930,049.21 159 55
13 SGT L-2250 2,742,822.69 180 104
14 SGT L-2294 2,940,474.53 180 106
15 SGT L-2264 2,727,660.66 180 140
16 SGT L-2270 5,040,858.73 180 175
17 SPT L-2248 1,237,122.64 180 9%
18 SPT L-2215 2,399,029.93 180 221
19 SPT L-2213 A 721,398.38 180 56
20 SPT L-2212_A 1,564,208.04 180 107
21 SPT L-2253 32,104.89 191 47
22 SGT L-2022 7,906,965.28 200 201
23 SGT L-2194 19,599,006.97 220 300
24 SGT L-2272 9,406,385.03 240 104
25 SGT L-2060 13,690,471.32 250 200
26 SGT L-2103 12,522,528.01 350 100
27 SGT L-2040 6,623,648.43 450 110
28 SGT L-5006(1) 31,326,268.70 600 376
29 SGT L-5010 18,591,824.26 701 327
30 SGT L-5034 54,942,814.25 841 870

Fuente: Elaboracién propia
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Griafico 17.

Regresion estadistica con 30 muestras

Estadisticas de la regresion

Coeficiente de correlacion mdliple 0.9618
Cogficiente de determinacion R"2 09251
R2 ajustado 0.9196
Error ipico 3,293,669.1
Observaciones 30
ANALISIS DE VARIANZA
Grados de libertad ~ Suma de cuadrados  Promedio de los cuadrados F Valor critico de F
Regresion 2 3.6202E+15 18101E+15 166.856 6.33477E-16
Residuos 2 2.92903E+14 1.08483E+13
Total 29 39131E+15
Coeficientes Error tipico Estadistico t Probabilidad Inferior 95% Superior 95% Inferior 95.0%  Superior 95.0%
Intercepcion -4,868,268.597 956,884.25 -5.09 0.0 -6,831,63289 290490430  -6,831,632.89  -2,904,904.30
CAPACIDAD
(MVA) 19,032.488 5,672.89 3.3 0.00 7,392.69 30,672.29 7,392.69 30,6712.29
LONGITUD
(KM) 49,843,960 6,536.19 763 0.00 36,432.82 63,255.10 36,432.82 63,255.10

Fuente: Elaboracién propia

Dichos coeficientes son utilizados en la funcién de costos totales de transmision para determinar

la capacidad 6ptima entre ambos sistemas.

USD
Costo Tx = 9,264.4 x MVA + 51,870.4 X Km — 3,199,983.7 [_aﬁo]

USD
CostoTx = 21726 x MVA + 1,202.4560 [—]
hora
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ANEXO III

CODIGO FUENTE EN GAMS PARA DETERMINAR LA CAPACIDAD OPTIMA

1 $TITLE ANALISIS DE LA CAPACIDAD OPTIMA DE TRANSMISION

2 *Desarrollado por el Ing. Erick Sota Celmi para obtener

3 *el grado de Magister en Regulacion de los Servicios Publicos
4 *por la Pontificie Universidad Catélica del Peru

5
6 SET B BARRA
7/
8 Bl ECUADOR
9 B2 PERU
10 /;
11
12 PARAMETER D(B) DEMANDA
13/
14 Bl 3871.00
15 B2 7052 .55
16 /;
17
18 ALIAS(B,BB);
19

20 $INCLUDE DATOS_GENERACION. inc
21 $INCLUDE DATOS_TRANSMISION. inc

22
23 PARAMETER
24 FOo FUNCION OBJETIVO DEL DESPACHO SIN RESTRICCIONES DE TRANSMISION

25 cm(G,Point)

26 cb(G,Point)

27 ACTIVAR_RESTRICCION
28 ACTIVAR_FUNCION

29 ;

30

31 BINARY VARIABLES

32 udP(G,Point)

33 ;

34

35 VARIABLES

36 FO VALOR DE LA FUNCION OBJETIVO
37 F(L) FLUJO DE TRANSMISION DE ENVIO
38 ;

39

40 POSITIVE VARIABLE

41 Q(6) PRODUCCION DEL GENERADOR G
42 K(L) CAPACIDAD DE TRANSMISION
43 dP(G,Point) DELTA DE POTENCIA DE GENERACION
44 CT COSTO DE LA TRANSMISION
45 ;

46
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47 EQUATIONS

48 EQ_FO ECUACION DE LA FUNCION OBJETIVO

49 EQ_L(G,Point) ECUACION DE CONTROL DE GENERACION INFERIOR
50 EQ_U(G,Point) ECUACION DE CONTROL DE GENERACION SUPERIOR

51 EQ_Q(B) ECUACION DE BALANCE NODAL

52 EQ_K(L) ECUACION QUE RESTRINGE LA CAPACIDAD DE TRANSMISION

53 EQT ECUACION DEL COSTO DE LA TRANSMISION

54 ;

55

56 cm(G,Point)$[Gen_Pot(Point,G)]=(Gen_Cmg(Point,G)-Gen_Cmg(Point-1,G))
57 /(Gen_Pot(Point,G) - Gen_Pot(Point-1,G));
58 cb(G,Point)$[ Gen_Pot(Point,G) OR ORD(Point)=1 ]

59 = Gen_Cmg(Point,G) - Gen_Pot(Point,G)*cm(G,Point);

60

61 dP.up(G,Point)=[Gen_Pot(Point,G)-Gen_Pot(Point-1,G)]$[Gen_Pot(Point,G)];
62

63 EQ_FO..

64 FO =e= SUM[ (G,Point)$[ORD(Point)>1], [cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)
65 *SUML Pointl$[ORD(Pointl) <= ORD(Point)-1 ], dP(G,Pointl) ] +

66 cb(G,Point )+cm(G,Point )*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl) <=
67 ORD(Point) ], dP(G,Pointl) ] 1*dP(G,Point)/2 ]

68 + [ CT - FOo ]J$ACTIVAR_FUNCION;

69

70 EQ_L(G,Point).. dP(G,Point) =I= udP(G,Point) * dP.up(G,Point);
71

72 EQ_U(G,Point)$[ ORD(Point)>1 ]..

73 dP(G,Point-1) =g= udP(G,Point) * dP.up(G,Point-1);

74

75 EQ_Q(B)..

76 SUM[ (G,Point)$MAPGEN(G,B), dP(G,Point) ] =e= D(B)

77 + SUML(L,BB),F(L)*[ 1$MAPLIN(L,B,BB) - 1$MAPLIN(L,BB,B) 11;
78

79 EQ_K(L)$ACTIVAR_RESTRICCION.. SQR[F(L)] =I= SQR[K(L)1;
80

81EQ T..

82 CT =e= SUM[ MAPLIN(L,B,BB), 1202.45604478952

83 + 2.17265841661888 * K(L)]:

84

85 MODEL DISPACH /ALL/;
86

87 DISPACH.OptFile = 1;
88 DISPACH.solvelink = 5;
89

90 OPTION MINLP = KNITRO;

91 OPTION OPTCR = 1E-10;

92

93 FILE RR / Escl_EneOpt.csv /;
94 RR.pc=5;

95 RR.nd=3;

96 RR.pw=1000000;

97 PUT RR;

98
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99 SETS
100 CA /CA1*CA3/
101 ;

102

103 PARAMETER
104 CG(CA,G)

105 CMg(CA, G)
106 FLU(CA, L)
107 ;

108

110 *-———mmmm DESPACHO 1------————- DESPACHO SIN LIMITE DE TRANSMISION

112 ACTIVAR_FUNCION = O;
113 ACTIVAR_RESTRICCION = O;

114 FOo = O;
115
116 CT.1 = O;

117 F.I(L) = 0;
118 dP.1(G,Point) = 0;
119 udP.1(G,Point) = O;

120

121 SOLVE DISPACH MIN FO USING MINLP;

122

123 PUT " "'/;

124 PUT ™ " ,"DESPACHO SIN LIMITES DE TRANSMISION :"/;
125 PUT ™ "'/;

126 LOOP[G, PUT ™ ™, ™,

127 ""PRODUCCION GENERADOR™,G.te(G),

128 SUM[ Point, dP.I1(G,Point) 1,"MW"/; 1:

129 PUT ™ "'/;

130 LOOP[B, PUT ™ ™, ™,

131 ""COSTO MARGINAL BARRA™,B.te(B),EQ Q.m(B),"$/MWh"/; 1:
132 PUT ™ "'/;

133 LOOP[MAPLIN(L,B,BB),

134 PUT ™ **,™ ™ ,"FLUJO TRANSMISION LINEA",L.te(L),F.I(L),
135 MW" ,"DE",B.te(B),"A",BB.te(BB)/; 1;

136 PUT ™ "'/;

137 LOOP[G,

138 PUT ™ ™,™ ',"COSTO DE PRODUCCION DEL GENERADOR",G.te(G);
139 PUT [ SUM[ Point$[ORD(Point)>1],

140 [ cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[Pointl1$[ORD(Pointl) <=
141 ORD(Point)-1 ], dP.1(G,Pointl) ]
142 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUM[Pointl$[ORD(Pointl)<=

143 ORD(Point)], dP.I1(G,Pointl)]]*dP.1(G,Point)/2 ] 1;

144 PUT "$"/; 1;

145 pPUT ** *,* *,"COSTO TOTAL™,'™ ",FO.1,"$"; PUT /;

146 PUT ™ "'/;

147

148 LOOP[ CA$[ORD(CA)=3],

149 CG(CA,G) = SUM[ Point$[ORD(Point)>1],

150 [ cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)



151 <= ORD(Point)-1 ], dP.I1(G,Pointl) ]

152 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUM[Pointl$[ORD(Pointl)

153 <= ORD(Point) 1, dP_I1(G,Pointl) ] ]*dP.I1(G,Point)/2 ] ;
154 CMg(CA,G) = SUM[B$MAPGEN(G,B),EQ_Q.-m(B) 71;

155 FLU(CA,L) = F.1(L);:]1;

156

L57 FHRFHHHAAA AR
158 *————- DESPACHO 2---——- DESPACHO SIN INTERCONEXION - CAPACIDAD = O
159 FOo = FO.1;

160

161 ACTIVAR_FUNCION = 0;

162 ACTIVAR_RESTRICCION = 1;
163 K.fx(L) = 0;

164

165CT.1 = 0;

166 F.1(L) = 0;

167 dP.1(G,Point) = 0;

168 udP.1(G,Point) = O;

169

170 SOLVE DISPACH MIN FO USING MINLP;
171

172 PUT ™ "/;

173 PUT ™ **,"DESPACHO AISLADO - CAPACIDAD DE TRANSMISION O MW :*'/;
174 PUT ™ "'/

175 LOOP[G, PUT ™ *,™ **,"PRODUCCION GENERADOR",G.te(G),
176 SUM[ Point, dP.1(G,Point) 1.,"MW"/; 1:

177 PUT ™ "'/

178 LOOP[B, PUT ™ ™,™ ™,"COSTO MARGINAL BARRA",

179 B.te(B),EQ Q.m(B),"$/MWh"/; 1;

180 PUT ™ "'/

181 LOOP[MAPLIN(L,B,BB), PUT ™ ™, *,

182 "FLUJO TRANSMISION LINEA",L.te(L),F.I(L)," MW",

183 "DE",B.te(B),"A",BB.te(BB)/; 1:

184 PUT ** "/
185 LOOP[G,

186 PUT ™ ™, ™,

187 *COSTO DE PRODUCCION DEL GENERADOR",G.te(G);

188 PUT [ SUM[ Point$[ORD(Point)>1],

189 [ cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[ Point1$[ORD(Pointl)

190 <= ORD(Point)-1 ], dP.I(G,Pointl) ]

191 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)

192 <=0RD(Point)], dP.1(G,Point1)]]*dP.1(G,Point)/2 ] 1;
193 PUT "$"/; 1;

194 PUT ™ *,™ '","COSTO TOTAL",™ ",FO.1,"$"; PUT /;

195 PUT ™ "'/;

196

197 LOOP[ CAS$[ORD(CA)=1],

198 CG(CA,G) = SUM[ Point$[ORD(Point)>1],

199 [ cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)
200 <= ORD(Point)-1 ], dP.1(G,Pointl) ]

201 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)

202 <= ORD(Point)], dP.I1(G,Pointl) ] J*dP.1(G,Point)/2 ] ;



203 CMg(CA,G) = SUM[BS$MAPGEN(G,B),.EQ Q.m(B) 1;

204 FLU(CCA,L) = F.1(L);1;

205

206

207 *———ee—— DESPACHO 3-———————————- CALCULO DE LA CAPACIDAD OPTIMA
208

209 ACTIVAR_FUNCION = 1;
210 ACTIVAR_RESTRICCION = 1;
211 K.lo(L) = O;

212 K.up(L) = INF;
213K.I(L) = 0;
214

215CT.1 = 0;

216 F.I(L) = 0;
217 dP.1(G,Point) = O;
218 udP.1(G,Point) = 0;

219

220 SOLVE DISPACH MIN FO USING MINLP;
221

222 PUT ™ "/;

223 PUT " ","DESPACHO CON LIMITES DE TRANSMISION

224 - CALCULO DE LA CAPACIDAD OPTIMA :"/;

225 PUT " "/;

226 LOOP[G, PUT ™ ™,™ " ,"PRODUCCION GENERADOR",

227 G.te(G),SUML Point, dP.I1(G,Point) 1,"MW"/; 1;

228 PUT " "'/;

229 *LOOP[B, PUT ™ ™, " ,"COSTO MARGINAL BARRA™,

230 B.te(B),EQ_Q-m(B),"$/MWh"/; 1;

231 *PUT ™ "'/;

232 LOOP[MAPLIN(L,B,BB),

233 PUT ™ ™, ","FLUJO TRANSMISION LINEA",

234 L.te(L),F.-I(L),"MW","DE",B.-te(B),"A",BB.te(BB)/;
235 PUT ™ ™,™ " ,"CAPACIDAD OPTIMA TRANSMISION",

236 L.te(L),K.-I(L),"MW"/; 7;

237 PUT ™ "/;

238 LOOPI[G,

239 pPUT ™ ", *","COSTO DE PRODUCCION DEL GENERADOR™,
240 G.te(G);

241 PUT [ SUML Point$[ORD(Point)>1],

242 [ cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)
243 <= ORD(Point)-1 ], dP.I1(G,Pointl) ]

244 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)
245 <= ORD(Point)], dP.I1(G,Pointl)]]1*dP.1(G,Point)/2]];
246 PUT "$"/; 1;

247 PUT ™ ™, ","COSTO TOTAL DE LA TRANSMISION","",CT.1,"$"/;
248 PUT ™ ™,'" " ,"COSTO TOTAL","",(FO.l1 + F00),"$"/;

249 PUT " "/;

250

251

252 *—————— DESPACHO 4-——————— DESPACHO DETERMINA CMG A CAPACIDAD OPTIMA
253

254 ACTIVAR_FUNCION = O;



255 ACTIVAR_RESTRICCION = 1;
256 K.fx(L) = K.1(L);

257

258 CT.1 = 0;

259 F.I(L) = 0;

260 dP.1(G,Point) = 0;

261 udP.1(G,Point) = 0;

262

263 SOLVE DISPACH MIN FO USING MINLP;
264

265 PUT ™ "'/;

266 PUT " ","DESPACHO CAPACIDAD OPTIMA - PARA DETERMINAR CMG:"/;
267 PUT ™ "/;

268 LOOP[G, PUT ™ ™,™ " ,"PRODUCCION GENERADOR",G.te(G),

269 SUM[ Point,dP.1(G,Point) 1,"MW"/; ];

270 PUT ™ "/;

271 LOOP[B, PUT ™ ™,™ " ,"COSTO MARGINAL BARRA™",

272 B.te(B),EQ_Q.m(B),"$/MWh*/; 1;

273 PUT ™ "/;

274 LOOP[MAPLIN(L,B,BB),

275 PUT ™ ™," ","FLUJO TRANSMISION LINEA",

276 L.te(L),F.I(L)," MW", "DE",B.te(B)," A" ,BB.te(BB)/;

277 PUT ' ', ","CAPACIDAD OPTIMA TRANSMISION®,

278 L.te(L),K.I(L),"MW"/; ];

279 PUT ™ "/;

280 LOOP[G,

281 pPUT ™ *," ","COSTO DE PRODUCCION DEL GENERADOR™,

282 G.te(G);

283 PUT [ SUML Point$[ORD(Point)>1],

284 [cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[Pointl1$[ORD(Pointl)
285 <= ORD(Point)-1 ], dP.1(G,Pointl) ]

286 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)
287 <= ORD(Point)], dP.I1(G,Pointl)]]1*dP.1(G,Point)/2]];
288 PUT "$/; 1;

289 PUT ™ *,™ ","COSTO TOTAL DE LA GENERACION',™ **,

290 FO.I1,"$"; PUT /;

291 PUT ™ ™, ","INGRESO TARIFARIO",™ ™,

292 PUT SUM[MAPLIN(L,B,BB), 2.17265841661888 * K.1(L)],"$"/;
293 PUT "™ ™,"™ " ,"CARGO COMPLEMENTARIO O PEAJE"™,"",

294 SUM[MAPLIN(L,B,BB), 1202.45604478952],"$"/;

295 PUT ™ ™," ","COSTO TOTAL DE LA TRANSMISION™,"",CT.1,"$"/;

296 PUT ™ "'/;

297

298

299 *----DESPACHO 5----- DESPACHO CON RESTRICCION DE Tx K.fx(L) = LEVEL
300

301 ACTIVAR_FUNCION = 0;

302 ACTIVAR_RESTRICCION = 1;
303 K.fx(L) = 200.88737260274;
304

305 CT. I

= 0;
306 F.I(L) =

0;
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307 dP.1(G,Point) = O;
308 udP.1(G,Point) = 0;

309

310 SOLVE DISPACH MIN FO USING MINLP;
311

312 PUT ™ "/;

313 PUT " ","DESPACHO INTERCONECTADO - PARA DETERMINAR AREAS G + D:"'/;
314 PUT " "/;

315 LOOP[G, PUT ' ™, *,"PRODUCCION GENERADOR",G.te(G),

316 SUM[ Point, dP.I1(G,Point) ],"MW"/; 1:

317 PUT " *'/;

318 LOOP[B, PUT ™ ™, ","COSTO MARGINAL BARRA",

319 B.te(B),EQ_Q.m(B),"$/MWh"/; 1;

320 PUT " "/;
321 LOOP[MAPLIN(L,B,BB),
322 PUT ™ ™,™ ","FLUJO TRANSMISION LINEA",

323 L.te(L),F.I(L), MW" ,"DE",B.te(B)," A" ,BB.te(BB)/;
324 PUT ™ ™, *,"CAPACIDAD OPTIMA TRANSMISION™",

325 L.te(L),K.I(L),"MW"/; 1;

326 PUT ™ "'/;

327 LOOP[G,

328 pPUT " ", ,"COSTO DE PRODUCCION DEL GENERADOR'™,
329 G.te(G);

330 PUT [ SUML Point$[ORD(Point)>1],

331 [ cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)
332 <= ORD(Point)-1 ], dP.I1(G,Pointl)]
333 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)

334 <= ORD(Point)], dP.I1(G,Pointl)]]*dP.1(G,Point)/2]];
335 PUT "$"/; 1;

336 PUT ™ ™,™ ","COSTO TOTAL DE LA GENERACION™,™ ™,

337 FO.1,"$"; PUT /;

338 PUT ™ ", ","INGRESO TARIFARIO™,"™ ™,

339 PUT SUM[MAPLIN(L,B,BB), 2.17265841661888 * K.I1(L)],"$"/;
340 PUT ™ ™,"™ ","CARGO COMPLEMENTARIO O PEAJE",™™,

341 SUM[MAPLIN(L,B,BB), 1202.45604478952],"$"/;

342 PUT ™ ™,"™ " ,"COSTO TOTAL DE LA TRANSMISION™,"",CT.1,"$"/;
343 PUT ™ "/;

344

345 LOOP[ CAS$[ORD(CA)=2],

346 CG(CA,G) = SUML Point$[ORD(Point)>1],

347 [cb(G,Point-1)+cm(G,Point-1)*SUM[ Pointl$[ORD(Pointl)
348 <= ORD(Point)-1 ], dP.I1(G,Pointl) ]
349 +cb(G,Point)+cm(G,Point)*SUML Pointl$[ORD(Pointl)

350 <= ORD(Point)], dP.1(G,Pointl) ] J*dP.1(G,Point)/2];
351 CMg(CA,G) = SUM[BS$MAPGEN(G,B),EQ Q.m(B) 1;

352 FLUCCA,L) = F.1(L):1;

353 PUTCLOSE RR;
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ANEXO IV

OFERTAS Y COSTOS INCREMENTALES DE GENERACION
ARCHIVO DATOS_GENERACION

1 SET G GENERADORES *Potencia y Cmg correspondiente a enero 2021
2/

3 Gl PERU
4 G2 ECUADOR
57;
6
7 SET MAPGEN(G,B) RELACION GENERADOR BARRA
8/
9 G1.B2
10 G2.B1
11 /;
12

13 SET Point PUNTOS DE LA CURVA POTENCIA VS CMG /1*13/;
14 ALIAS(Point,Pointl);

15

16 TABLE Gen_Pot(Point,G) CURVA POTENCIA VS CMG - CURVA LINEALIZADA -
17 POTENCIA

18 G1 G2

191 0 0

202 4897 .2 3883.63
213 7697 .2 4008.63
224 8197.2 4191.33
235 8497 .2 4615.71
24 6 8917.2 4889 .45
257 9917.2 5030.31
26 8 10567.2 5194 .07
279 11067.2 5442 .47
28 10 12467 .2 5757.17
2911 12697.2 5996.37
3012 12877.2 6115.8
3113 12977.2 6220.42
32 ;

33

34 TABLE Gen_Cmg(Point,G) CURVA POTENCIA VS CMG - CURVA LINEALIZADA - CMg
35 G1 G2

361 0.586 1

372 12.44 2

383 25.22 29.989
394 31.69 34.45
405 37.57 39.261
416 124.13 41.809

42 7 129.54 44 .931

43 8 139.24 50.51

44 9 150.51 60.807

45 10 158.28 70.966
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46 11 173.17 80.44
47 12 188.83 89.826
48 13 273.71 104.96

ARCHIVO DATOS_TRANSMISION

1SET L LINEA DE TRANSMISION

2/

3 L1 LAB

4/;

5

6 SET MAPLIN(L,B,B) RELACION LINEA BARRA - BARRA
7/

8 L1.B1.B2

9/;
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ANEXOV

CAPACIDAD DE GENERACION INSTALADA EN EL ANO 2021 EN ECUADOR

Tabla 15. Capacidad instalada en Ecuador - 2021

CAPACIDAD INSTALADA ANO 2021 MW

TIPO DE GENERACION MW
Hidraulica 5,095.3
Térmica 1,671.3
Renovable 152.1

Fuente: CENACE

Tabla 16. Potencia efectiva en Peru por tipo de generacion - 2021

POTENCIA EFECTIVA PARTICIPACION

TIPO DE GENERACION (VW) )
HIDROELECTRICA 5,228.690 40.717
TERMOELECTRICA 6,918.275 53.875
SOLAR 282.275 2.198
EOLICO 412.200 3.210
TOTAL 12,841.440 100.000

Fuente: Estadistica anual del COES, 2021
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