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Resumen Ejecutivo

La reforma que tuvo lugar en el sector eléctrico peruano a principios de la década del noventa, si
bien logré importantes mejoras en su desempefio, muestra a la fecha algunas limitaciones. Estas
se reflejan, entre otros aspectos, en las dificultades que enfrentan las empresas distribuidoras
para celebrar contratos con las generadoras que garanticen el suministro y en la falta de
inversiones en capacidad de generacion que permitan abastecer adecuadamente el crecimiento
de la demanda eléctrica. Para hacer frente a estos problemas se han implementado diversas
medidas, entre las que destacan las subastas de contratos entre generadoras y distribuidoras a
precios de mercado en reemplazo del esquema de regulacion de tarifas de generacion. En la
presente tesis se plantea que estas medidas son insuficientes para garantizar la confiabilidad del
suministro eléctrico en el mediano plazo requiriéndose una modificacion de los mecanismos de

remuneracion de la capacidad para este fin.

El enfoque de la tesis se centra en una revision teorica de las diferentes opciones para garantizar
la confiabilidad del suministro de electricidad y en un andlisis de las experiencias
internacionales relevantes. En base a ello se efectda un diagndéstico del caso peruano teniendo en

cuenta sus particularidades, tanto al nivel de disefio de mercado como del parque generador.

En primer lugar, la tesis muestra que el mecanismo administrativo de calculo y reparto de
capacidad genera distorsiones tales como una redistribucién de ingresos no acorde con su aporte
a la confiabilidad de las centrales y la falta de incentivos en los generadores para
comprometerse efectivamente con la garantia de suministro. Por ello, en segundo lugar, se
propone reemplazar este sistema introduciendo un mercado de capacidad basado en el
requerimiento obligatorio de contratos de cobertura, 0 compra de opciones de capacidad, por
parte de los generadores, cuyas primas se constituiran en el pago por tener capacidad disponible.
Este sistema permitird un compromiso real de los generadores con la confiabilidad del
suministro, reflejara mejor la escasez relativa de capacidad, y permitird una mejora en el manejo

de riesgos de contratacion incentivando la firma de contratos de largo plazo.

Por ultimo, la tesis analiza los aspectos que deben tenerse en cuenta para implementar este
nuevo mecanismo, incluyendo las etapas de implementacion y pardmetros por establecer (el
precio de ejercicio de las opciones, la capacidad a cubrir de forma obligatoria, entre otros) que
deben ser definidos por las entidades encargadas de su administracion. Ademas, se incluye una
breve discusion sobre la agenda de temas adicionales que deben analizarse con mayor detalle

para garantizar el éxito de la reforma propuesta.
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l. Antecedentes y Justificacion del Problema

La electricidad es un bien que no se puede almacenar, caracteristica que, unida al patrén
variable de demanda y la existencia de incertidumbre en la oferta (como la asociada a la
dependencia de la hidrologia, la existencia de indisponibilidades y problemas de congestion),

genera que el costo de produccion sea muy volatil a lo largo del tiempo.

Estas peculiaridades generaron que el sector se organice tradicionalmente bajo un modelo de
empresa estatal verticalmente integrada, donde se tomaban decisiones de inversion y fijacion de
precios que buscaban mantener la confiabilidad del sistema y la eficiencia en costos de forma
centralizada. Sin embargo, con los procesos de reestructuracion del sector eléctrico, el disefio de
los nuevos mercados eléctricos ha tenido que buscar otros instrumentos para garantizar la

confiabilidad del suministro y reducir la exposicién de los clientes a la volatilidad de precios.

El problema de la confiabilidad y eficiencia del suministro en el caso peruano ha sido

enfrentado mediante diferentes instrumentos, particularmente mediante:

- La creacion de un pool obligatorio donde los generadores son despachados de acuerdo
con el objetivo de minimizar los costos de abastecimiento.

- Laregulacion de precios en las ventas de generador a distribuidor a través de la fijacion
de precios estabilizados basados en proyecciones de la oferta y la demanda.

- La fijacién de un precio por capacidad basado en el costo de expansién del sistema
fijado por el regulador y repartido de acuerdo a la potencia disponible de las centrales.

Sin embargo, estos mecanismos no estan funcionando adecuadamente, lo cual se evidencia en

diferentes problemas existentes en el sector eléctrico peruano como:

- Los conflictos sobre el reparto del pago por potencia entre los generadores y las
acusaciones de que los generadores estarian siendo remunerados por un servicio que en

verdad no prestan (disponibilidad).

- Los problemas para cerrar contratos de suministro que han enfrentado las empresas
distribuidoras en 1998 y desde el afio 2003 y 2004, lo cual ha llevado a acusaciones
como un bajo nivel de tarifas o el ejercicio del poder de mercado por parte de los

generadores.
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1. Objetivo e Hipdtesis

El objetivo de la investigacion es mostrar que en la actualidad los mecanismos existentes para el
manejo de riesgos en el mercado eléctrico y la forma como se remunera la capacidad son una de
las principales causas que imposibilitan la firma de contratos en el sector eléctrico peruano y
reducen la garantia de un suministro confiable de electricidad en el mediano plazo, siendo
posible lograr mejoras mediante la implementacion paulatina de un sistema de remuneracion de

la potencia basado en contratos de cobertura de capacidad.

Las hipétesis de la investigacion particulares, aungque estrechamente interrelacionadas, son las

siguientes:

Primera Hipotesis: los actuales problemas existentes para el cierre de contratos de largo plazo
entre generadores y distribuidoras tiene como uno de sus componentes principales a la falta de
mecanismos regulatorios y financieros adecuados que permitan manejar los riesgos comerciales,
tanto de variaciones en el precio spot como de la cantidad realmente producida versus la

contratada.

Segunda Hipotesis: en la actualidad el sistema de remuneracion de capacidad no asigna
adecuadamente los recursos recaudados entre los generadores ni incentiva el mercado de

contratos.

Tercera Hipotesis: es posible obtener mediante la venta de contratos de cobertura de capacidad
un mejor manejo de riesgos de los generadores en el mercado de contratos, en particular los
hidroeléctricos, y una remuneracién mas acorde con el aporte a la confiabilidad del sistema de
los generadores eléctricos en general, reduciendo las distorsiones existentes asociadas a los
mecanismos administrativos vigentes de remuneracién de la capacidad. En particular, se intenta
mostrar que si bien existen mecanismos administrativos de manejo de riesgos y diferentes
formas de pagar la capacidad, un sistema de opciones de compra de capacidad se constituye en
un mecanismo mas adecuado para afrontar los problemas asociados a los riesgos de corto plazo
y a la vez dar una sefial para la inversion y la adecuacion de la oferta de generacion. Este tipo de
mecanismo es especialmente relevante en un sistema eléctrico predominante hidraulico como el

peruano y puede implementarse adecudndose al disefio de mercado peruano.
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1. Marco Teorico

111.1. Elementos de Economia Financiera

I11.1.1. La Utilidad Esperada y la Aversion al Riesgo*

Utilidad Esperada Von Newman — Morgenstern

Tenemos el caso de un agente que enfrenta una determinada inversion o juego W que ofrece las
siguientes posibles ganancias: W;,W,,....,W,, cuyas probabilidades de realizacion son hy,h,,...h,.
Una forma de analizar al atractivo de esta inversion es considerar que este juego o inversién se

puede caracterizar mediante su valor esperado E(W)definido de la siguiente forma:

E(W)= Z hW,

i=1

Sin embargo, pueden haber diferentes juegos que ténganle mismo valor esperado 0 ganancia
promedio pero cuyos probabilidades o ganancias en cada estado de la naturaleza pueden ser
muy diferentes, y por lo tanto le otorguen un nivel de utilidad diferente a cada agente
dependiendo de sus preferencias, por lo que decision de invertir o jugar un juego dependera méas
bien de la denominada utilidad esperada del mismo. La utilidad esperada de un juego o

inversion EU(W) se define de la siguiente forma:
EUW)= z pU (\NI)
i=1

Donde: p; = probabilidad de que suceda el evento i.
Aversidn al Riesgo

Supongamos la existencia de una loteria que paga a quien la juega h; (valor positivo) con
probabilidad p; y h, (valor negativo) con probabilidad p, (igual a (1-p;)). Esta loteria no tiene un
costo, sino que es ofrecida a un potencial jugador, pues su retorno esperado igual a cero (este

juego se le conoce como un “Juego justo” o “fair game™):

! Esta revision esta basada en Huang, C. y R. Litzenberger (1988), en el capitulo 18 de Marin y Rubio
(2001) y en el Capitulo 6 de Mas-Colell et. al. (1995).
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Retorno Esperado= p,h, +(1- p,)h,=0

Diremos que un agente es “débilmente adverso al riesgo”, si prefiere no hacer nada antes que
comprar una loteria de este tipo. Normalmente, la aversion al riesgo esta relacionada con una
utilidad marginal decreciente de la riqueza, por lo que los individuos valoran més las pérdidas

que las ganancias potenciales del juego. Asi, si el individuo tuviera un nivel de riqueza inicial

W, , al jugar la loteria éste se encontraria frente a dos posibles situaciones:
P, W.+h,
WO
+
(-p,) = Werh
Entonces diremos que el individuo sera débilmente adverso al riesgo si:
U (W, )= pU (W, +hy )+ (1= p U (W, +h,) (a)

Sumando a la riqueza inicial el valor esperado del juego, que es nulo, tenemos:

U (\No) =U [\No + h1p1 + (l_ pl)hZ]
UW,)=U [plWO +(1- pIW, + pihy + (21— pl)hZ]
U W) =U [RW, +h)+ (@~ P)W, +h,)]

Luego lo que se deberia cumplir, reemplazando en (o) es::
u [pl(Wo + hl) + (1_ pl)(Wo + hz)] 2 plu (Wo + hl) + (1_ pl)U (WO + hz)

Una conclusion inmediata de este resultado es que si los agentes son adversos al riesgo, sus
utilidades deben ser concavas, tal como se muestra en el Grafico N° 1. Es decir, que sus
utilidades marginales ante un incremento marginal de la riqueza que no es conocido con certeza

es menor que la reduccidn de su utilidad ante una disminucion cierta de su nivel de riqueza.

Donde U, =UW, +h) y U, =UW, +h,)
pl(Wo+h1)+(1' Py )(Wo+h2):WO

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




Es decir, que un agente adverso al riesgo preferira que el pago seguro equivalente el valor
esperado de la loteria que jugar la loteria. Solo jugaria la loteria si es que su pago esperado se
incrementa de W, a W*, siendo esta diferencia conocida como “Premio al Riesgo”. También se
presenta la “renta cierta equivalente” que viene a ser aquella que proporciona el mismo nivel de

utilidad que jugar el juego.

Grafico N° 1: Funcion de Utilidad de un Agente Adverso al Riesgo

U2

U(Wo)

P, xU(W, +h)+(1-p, )xU(W, +h,)

Ul

v

Premio al riesgo

Medidas de Aversion al Riesgo

Para derivar una medida de aversion al riesgo que tenga sentido microeconémico partimos de

las siguientes definiciones:

rrlra e addea clbri n
rlra e adda clbro i
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Sea “a” aquella parte de la riqueza que el agente va a invertir en el activo con riesgo, siendo la

diferencia (W, —a) invertida en el activo con riesgo. El individuo buscara maximizar su

rentabilidad esperada por estas inversiones:
Max E[U[W, —a)r, +a]]=E[UW,r, +a(F —r,)]]

Derivando esta expresion respecto de “a” para elegir la inversion 6ptima en el activo con riesgo

(usando la regla de la cadena), tenemos como condicion de primer orden:
E[{U Wyr, +a(F-r))}. F-r()|=0

Si el individuo es estrictamente adverso al riesgo no invertird nada en el activo con riesgo

siendo @ =0, entonces la ecuacion anterior se convierte en:

: N SUWre) U (Wor; )
EI:U (\Nol’f)(r—rf)]:E[W(r—rf):lzo = [Worf)

E(F—r, )} =0
Sabemos que las aproximaciones de Taylor operan de la siguiente manera:

f (x+ah) = f(x) + 34 hf (x)+(ah)* £ (x) + 0% " (x)

Asi que apliquemos este desarrollo a la expresion de la condicion de primer orden con la

finalidad de obtener operadores que incluyan a las derivadas de la funcion, que nos queda:

U W,r, Ja(F-r,)
" 2

u I:Worf +a(f-r, )] =U I[\Norf]

Reemplazando en la condicion de primer orden tenemos:
, _ . a, . 2
E[U (Worf)(r—rf)]+E[u Wor,) > (F = 1) }o

Como el valor esperado tiene la propiedad de la linealidad, nos queda:
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. _ " a -
U Wor JE(F—r ) +U (W, )EE(r - rf)z =0
Reordenando tenemos:

U”(Worf)g

B =G wr) 2

E[(F-r,)"]

2
a(fF-r;)

Debemos tener en cuenta que o° = o =axE [(f —r, )2} , por lo tenemos:

u'W,r,) o

E(F—rf)=—U,(Wr) 5

Podemos ver que la diferencia de rentabilidad entre el activo riesgoso y el activo libre de riesgo
dependera de la varianza del diferencial de rentabilidades multiplicada por un factor que mide el
grado de aversién al riesgo del individuo. Este factor, dado el supuesto de utilidades marginales

decrecientes, es de signo positivo.

En base a este resultado, se define una medida de aversidn absoluta al riesgo conocida como la
medida de Arrow y Pratt (RA) para un individuo que posee una funcion de utilidad “U” y una

riqueza “x”, y tiene la siguiente forma:

_U® U W,r,)

R.= . En este caso tenemos: R, = ——
U (Wory)

U ®
Existe también una medida de aversion relativa al riesgo (Rg) definida por:
R. (X) = x* R, (). Esta considera el nivel de riqueza que compromete el individuo.

Funciones de Utilidad y Medidas de Aversion al Riesgo

Como acabamos de observar, la medida de aversion al riesgo depende exclusivamente de la
forma particular que adquiere la funcion de utilidad de un individuo y del nivel de riqueza del

mismo.
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A continuacién veremos un caso particular de suma utilidad: aquel en el que la funcién de
utilidad del individuo es cuadratica. Estas funciones de utilidad cuadratica son utiles por su
simplicidad y su capacidad de recoger los criterios de dominacion estocastica de segundo orden

(media-varianza).

Sea una funcion de utilidad del individuo de la forma U (x) = x— £ x* ; con S >0. En este

caso, tomando valor esperado, obtenemos que:

EU(X) = E(x)- BE(X’) =E(X)- B[ Va (x)+E(x)’ ] 2
Se puede ver que la funcion de utilidad esperada de este agente depende exclusivamente de los

dos primeros momentos de la distribucién de la riqueza final (la media y la

varianza).Calcularemos sus medidas de aversion al riesgo absoluta y relativa

U(x)=1-28x ; U (X)=-28 , entonces:

R0 =12 Vo R

Como se puede ver en el Grafico N° 2, ambas medidas tienen distintas trayectorias siendo la

primera constante y la segunda como se puede ver a continuacion:

Gréfico N° 2: Trayectorias de las Medidas de Aversion al Riesgo en un Caso Particular

A

R, Ry

v

X g

constante

2 Este resultado se obtiene recordando la definicién de la varianza de una variable aleatoria:
V() =E[(x-E(X)* |= E(X') - 2E()E(X) + E(x)* = E(x") ~ E(x)° = E(x*) =V (X) + E(x)’
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111.1.2 Dominancia Estocastica entre Activos

Si tuviéramos dos activos sin riesgo con diferentes tasas de rentabilidad, resulta inmediato
concluir que el de mayor tasa es preferible al otro, o dicho de otro modo, uno “domina” al otro.
Pero cuando trabajamos con activos con riesgo, su rentabilidad es una variable aleatoria, y por
lo tanto resulta necesario hacer un andlisis diferente que nos permita elegir entre los activos en

cuestion.

En lo que sigue supondremos que las rentabilidades siguen una distribucion continua dentro del

intervalo que va de cero a uno, es decir: f, €[0,1].

Definicion (dominancia estocastica de primer orden)

El activo A “domina estocasticamente de ler orden” al activo B si para cualquier individuo que
posea una funcion de utilidad que sea creciente en el consumo, le resulta preferible consumir A
antes que B, es decir, si la utilidad del retorno esperado en un activo es mayor que en la del otro.

Expresando esto formalmente tenemos:

A>B < E[U(1+F,)]>E[U(Q+1;)]. siendo U es una funcion creciente y continua

Podemos ver esta situacion utilizando la funcién de distribucién acumulada de las variables

aleatorias que miden las rentabilidades de los activos:

S i Fy(x)<Fs(x),vxe[0,1]] = A B.Graficamente tenemos:

Grafico N° 3: Dominancia Estocastica de Primer Orden

F(x) 4
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|
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Ejemplo (caso discreto):

Supongamos la existencia de cinco estados de la naturaleza (w; a ws). Cada uno de tales estados
ocurrird con determinada probabilidad generando diferentes rentabilidades en cada uno de ellos

seglin se muestra en la tabla siguiente.

Activo W, W, W, W, W
Fy 0.1 0.3 0.2 0.4 0.1
A 0.2 0.35 0.25 0.4 0.2
Probabilidad 0.2 0.3 0.1 0.3 0.1
Calculemos entonces las funciones de distribucion acumuladas para cada activo:

FB I:B rA I:A

0.2 0.3 0.1 0.3

0.25 0.4 0.2 0.4

0.35 0.7 0.3 0.7

0.4 1.0 0.4 1.0

Observando las tablas podemos apreciar que para cualquier valor alcanzado por la funcion de

distribucion (igual en ambos activos), el activo B da una mayor rentabilidad. Es decir A > B.
Ejemplo (caso continuo):

Consideremos ahora funciones de distribucion de probabilidades continuas para la rentabilidad

de cada activo:

A:p[rA]:Z
B:P[r,]=-/Z

Podemos representar graficamente las funciones de distribucion acumuladas, y darnos cuenta

que el activo A domina B, tal como se aprecia en el Grafico N° 4 :
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Gréfico N° 4: Ejemplo de Dominancia Estocastica de Primer Orden

FA

v

El resultado es'verificable para cualquier nivel de rentabilidad, por ejemplo, si:

F(01)=01 y F,(01)=0365 = F,(0.1)<F,(0.1)

En algunos casos podemos encontrar activos que no dominan a, ni son dominados por, otro.

Esto puede comprobarse en el siguiente ejemplo:

W, W,

A 0.1 0.2

F, 0.2 0.1
Probabilidad 0.5 0.5

Definicion (Dominacion Estocéstica de Segundo Orden)

El activo A “domina estocasticamente de segundo orden al activo B”, si para todo individuo
“adverso al riesgo” la utilidad del retorno de A es mayor o igual a la que se obtendria con B.

Expresando esto formalmente tenemos:

A-B < E[U(1+7,)]=E[U1+F5)], donde U es una funcion creciente, continua y concava.

Lo anterior es equivalente a:

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




A>B < E[f,]=E[f;]aVar(F,) <Var(f;)  es decir, entre dos activos con la misma
rentabilidad esperada se prefiere el que tiene la menor variabilidad (nocion de aversion al riesgo

que también se encuentra en el modelo media-varianza).

Ejemplo: Si tenemos:

W, W, W, w, W,
P, 0.5 0.5 0.7 0.7 0.7
F 0.9 0.8 0.4 0.3 0.7
Probabilidad 0.2 0.2 0.2 0.2 0.2

Para escoger el activo elegiria un inversionista adverso al riesgo basta con ver si existe

dominancia estocéstica de segundo orden:

E[F,]=0.62=E[F,]=0.62
Var(f,)=0.0536 y Var(f, )=0.0096

De aqui podemos concluir que el activo A domina al Activo B, y seria elegido por el

inversionista, puesto que tiene un menor riesgo y la misma rentabilidad esperada que el otro.

111.1.3 El Anélisis Media — Varianza, el Modelo CAPM y la Valoracién de Activos ®

La decision de un inversionista se centra en elegir un portafolio de inversion optimo, es decir
cuanto invertir en cada activo dado un nivel de riqueza disponible. Para ello se debe definir

primero el nivel de riqueza obtenido en el periodo siguiente si se ha tomado la decision de

invertir en determinado portafolio (Wtfl), el cual, siguiendo a Weston y Copeland (1988), viene

a ser el nivel de riqueza inicial en el periodo t (W;) més la rentabilidad del portafolio en el

periodo (R, por W;):

® Esta seccion se basa en parte en Garcia y Pérez — Reyes (2005).
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WPy =W (1+ Ry
N

Rp =2 0jR;
j=1

i j i i J
R. = PR +Dt+1: I:)t+1+Dt+1_

J th th

Donde:

¢j representa la ponderacion en el portafolio de la inversidn asociada al activo “j”,
R Ia rentabilidad asociada al activo “”,

Ptj el precio del activo “j” en el periodo “t”,

DLl los dividendos que se reciben por la tenencia del activo “j” en el periodo “t+1”,
R, la rentabilidad del portafolio “p”

W,

p H 4 (13 7 H H [ 7
t+1 a lariqueza en el periodo “t+1” asociada al portafolio “p”.

Si ademas se considera que los agentes econdmicos tienen un ordenamiento en sus preferencias,
es posible asegurar que existe una funcién de utilidad esperada que permite representar las
preferencias que sobre diversas loterias tiene un consumidor. Esto nos permitird definir que el
criterio de optimalidad en las decisiones de un consumidor bajo condiciones de incertidumbre es

el de la maximizacion de la utilidad esperada, sujeta a la restriccién presupuestal.

Se define a la funcién de utilidad esperada como:

EU (W)= _Zn:ﬂiU (Wti+1)

Donde el subindice “i” representa cada uno de los posibles estados de la naturaleza en el
periodo “t+1” y s, representa la probabilidad de ocurrencia de cada estado posible en el

periodo “t+1”.

Siguiendo a Marin y Rubio (2001), el problema de optimizacion del inversionista puede ser

formalizado de la siguiente forma:
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Max  EU (W)
{Qj}?zl

sujeto a:

N j N j
We=Z QiR v W= 2 QR
J= ]=

Donde:
Q ; representa la cantidad de cada activo “j” adquirido

P! representa el precio de cada activo “j” en ambos periodos: “t” y “t+1”.

Este problema puede ser planteado de otra forma si restamos la segunda restriccion presupuestal

de la primera, introducimos la rentabilidad asociada a cada activo R; y si definimos a la
ponderacidon de cada activo en el portafolio en el periodo de decisién de inversion como

¢j = Q,- Ptj W, , de forma que podemos obtener la siguiente expresion:

Max EU (Wt+1)
i}

sujeto a:

Wi =W, l:j%l¢j (1+ Rj )} =W (1+ Rp)

De manera que cada é; optimo, representa la ponderacion sobre la riqueza inicial que se le

asignard a cada activo con la finalidad de maximizar la utilidad esperada de la riqueza del

periodo “t+1”.

Si asumimos que uno de los activos del portafolio de inversion no tiene riesgo, activo que se
puede asociar con un bono gubernamental que emite un cup6n anual equivalente a “r” unidades
monetarias por cada 100 unidades monetarias del valor inicial del bono, en el periodo “t+1”; el

problema de seleccion de cartera se plantea como:

Max EU (Wt+1)
N
{a)j}jzl

sujeto a:

Wi.q =W, =W (1+R, )

(1+r)—’§¢j(Rj -r)
j=1
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Obteniendo las condiciones de primer orden para el activo “j” se tiene la siguiente igualdad:

E[U’(Wt+1)(Rj —r)}zo

Una forma alternativa de determinar la cartera 6ptima es a través del analisis media-varianza,
para ello es necesario primero definir la funcion de utilidad esperada, como una aproximacion
de Taylor, y considerar que la funcién de utilidad es cuadratica o que la riqueza del individuo es
una variable aleatoria continua que sigue una distribucion de probabilidad normal. En ambos
casos, mediante los dos primeros momentos de la variable aleatoria (media y varianza) es
posible aproximar la funcion de utilidad esperada de la riqueza. En este caso, si se define el
espacio media-varianza del portafolio, es posible graficar las preferencias de los individuos a

través de curvas de indiferencia, como se muestra a continuacion.

Como se aprecia en el Grafico N° 5, es posible obtener el mismo nivel de utilidad con diversas
combinaciones de riesgo y rentabilidad, de forma que se mantendrd un nivel de utilidad
determinado, Uy, si ante un incremento del riesgo se incrementa la rentabilidad. Esto debido a
que se considera que los agentes son adversos al riesgo, propiedad que es representada por la
utilidad marginal decreciente de la riqueza. Esto se observa en la comparacion de los puntos A 'y
B. Para ese nivel de utilidad, en el punto A se obtiene un nivel de rentabilidad que no tiene
riesgo y que da una utilidad igual a Uy, mientras que en el punto B, se obtiene el mismo nivel de
utilidad, pero dado que hay mayor riesgo en portafolio, sdlo es posible sostener ese nivel de

utilidad si se incrementa la rentabilidad esperada del mismo.

Gréfico N° 5: Preferencias de un Agente Adverso al Riesgo en el Analisis Media-Varianza
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Si para un mismo nivel de riesgo se obtiene del portafolio una rentabilidad mayor, claramente el
agente obtendra un mayor nivel de satisfaccion, por lo que desplazamientos verticales hacia el
origen reducen el nivel de utilidad, y en sentido contrario la aumentan. Esto se aprecia en el
punto D, en comparacion con los puntos C y B, donde dados el mismo nivel de riesgo, la

rentabilidad es mayor en cada uno de estos puntos, en la medida que se aleja del origen.

Pero las curvas de nivel media-varianza s6lo reflejan las preferencias de los agentes econémicos
y su actitud frente al riesgo. Sin embargo, es necesario confrontar las preferencias de los agentes
con el conjunto factible de inversiones diversificadas disponibles para cada agente econémico,
dadas las rentabilidades y varianza de cada activo que compone el portafolio, asi como la

correlacidén entre los diversos activos.

Como se recuerda se definié a la rentabilidad del portafolio como:

N
=2 4iR
j=1

Luego el valor esperado y la varianza del portafolio son iguales a:

J
N N
oh =22 $it0in —ZZ%W’JW oh

j=1 j=1h=1

T
.

Donde #jh es la correlacion simple entre el rendimiento del activo “j” y el del activo “h”, ©j es

la desviacion estandar del rendimiento del activo “j” y ©j = Cjj es la varianza de la rentabilidad

del activo “j”. En la medida que se modifiquen las ponderaciones de la cartera, la rentabilidad y

la varianza de la misma se iran modificando.

Si consideramos el caso de dos activos: 1y 2 y asumimos que A12 = P21, podremos apreciar
que la definicion de rentabilidad esperada y varianza del portafolio se simplifica y se obtiene las

siguientes expresiones:
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E(Rp) = AE (R)) + 4 (R,)

2 2 2 2 2
V(Rp)zo'p =@ o] +P,05 + 2P p120102

La forma del conjunto de oportunidades factibles estard determinada por el valor de la
correlacion entre los rendimientos de los activos, por lo que se puede deducir que esta tendré

una forma general como la mostrada en el Grafico N° 6.

Gréfico N° 6: Conjunto factible de inversién en cartera segun la correlacion estadistica
entre los activos

E(R,)]

\/

Sin embargo, para la eleccion de la cartera Optima debemos combinar las preferencias media-
varianza, representadas por las curvas de utilidad; y el conjunto factible del portafolio. La
seleccidn de cartera 6ptima requerird que el individuo maximice la rentabilidad de su portafolio
diversificando su inversion en determinados activos segln las posibilidades de inversion que
tiene, tomando en cuenta sus preferencias con respecto al riesgo (en este caso se considera un
individuo adverso al mismo); lo que se formaliza como el punto en el cual las dos curvas son

tangentes (ver Grafico N° 7).

Ello implica que ante un incremento del riesgo del portafolio elegido, sélo se podra sostener un
mismo nivel de utilidad si hay un incremento de la rentabilidad de dicho portafolio, definido por

el vector de ponderacién de cada activo en el portafolio.
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Gréfico N° 7: Seleccidn de cartera y relacion riesgo-rentabilidad 6ptima
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La determinacién de la cartera 6ptima supone la determinacion de las ponderaciones 6ptimas de
cada activo de inversion respecto del total de riqueza inicial. Cuando se plantean formalmente
las condiciones de optimalidad de la seleccion del portafolio, se requiere establecer el valor
esperado de los activos involucrados, lo que nos lleva a una teoria de la valoracion de los
activos de inversion. EI modelo de mayor aceptacion para su obtencion es el denominado
CAPM (“Capital Asset Pricing Model”).

Para ello se plantea el problema de maximizacion de la utilidad esperada reformulado teniendo
) N

en cuenta que Wit =W (1+ Rp)EWt Zi?’j (1+ Rj ) se puede expresar el problema de
J:

optimizacion de la siguiente manera:

N
Max  EU|W 3 ¢;(L+R;)
foil]} -
j=1

sujeto a:

Si ademas se considera que existe un activo que no tiene riesgo (version de Sharpe, 1963) y se
derivan las condiciones de primer orden para el resto de activos de inversién con riesgo, se

tiene:
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WE[U'(weg)(1+R))]=2 5i=L(N-1).

Aplicando la misma condicion de optimalidad al caso del activo de inversion sin riesgo se

obtiene la siguiente condicion:

W (1+r¢ JE[U (Wesy ) =2
Donde r; es el rendimiento del activo sin riesgo.

Por lo que de igualar ambas condiciones de primer orden, se tendra que:

E[U’(Wt+1)(1+ R; )] = (14 rg JE[U"(Wua)]

Si consideramos la definicion de valor esperado de un producto,® esta expresion puede ser

replanteada como:
E[U'(Wes) |E[1+ R} [+ Co (W'(Wei1).Rj )= (1415 JE[U'(Wey) |
De donde se obtiene que en el 6ptimo debe cumplirse la siguiente condicion:

~Cov(U (W ).R))

E[U" (W) ] ;

E(Rj)=rs + i=1...,(N-1).

Es decir que el retorno esperado de un activo debe ser igual a una tasa libre de riesgo mas una
prima por el riesgo que el agente le asigna al activo de inversion “j”. En la medida que la media
de la rentabilidad efectiva de un activo sea mayor que el lado derecho, el agente aumentara la
ponderacion del activo “j” en su portafolio, y caso contrario, reducird su inversion en el activo
cuando la rentabilidad promedio efectiva sea menor que la rentabilidad esperada por el
inversionista. De forma que la ponderacion de un activo en el portafolio ir4 aumentando hasta
que se cumpla la expresion anterior. Dadas las ponderaciones éptimas para cada uno de los (N-
1) activos, la ponderacion del activo sin riesgo serd determinada. Hay que recalcar, que este

proceso de determinacion del portafolio éptimo es simultaneo.

*E(XY)=E(X)E(Y)+Cov(XY)
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Hasta este momento, la derivacion de las condiciones de optimalidad no ha requerido la
definicion de normalidad para el comportamiento de los agentes econdmicos individuales. Si se
considera este supuesto, tanto el rendimiento de cada activo como la riqueza del individuo en el
periodo “t+1” estardn normalmente distribuidas. Esto permite aplicar alguna de las propiedades
de la covarianza, en variables normales,” de forma que es posible expresar la condicion de

optimalidad como:

E(Rj)=rf +6COV(Wer.Rj) 5 j=1...(N-1).

Donde para cada agente econémico “i”, se define que:

_E[Ua)]

'_E[Ui’(Wt+1)] ;o J=1...,(N-1).

Si la condicién de optimalidad individual se agrega para todos los agentes econdémicos (P), esta

condicion de optimalidad agregada (de mercado), se puede expresar como:®

E(Rj)=rf +[é¢9{1}_ c:ov(Rj W (1+ Rm))

Esto puede plantearse como:

E(Rj)=rf +0nCov(R;.Ry)

Con la finalidad de determinar Om es necesario calcular la rentabilidad esperada del mercado.

Para ello, es necesario definir las ponderaciones del mercado de cada uno de los activos, en el

> Cov[x,g(y)|=E[g'(y)]Cov[x.y] ¥ iCov[x,yi] = Cov{x,i yi}

i=1 i=1

P
® Se define la riqueza de forma agregada como: w" =>"w{ y wl =w"(1+R,)

i=1
Donde se define a R, como la rentabilidad de mercado y Win a la riqueza agregada en cada periodo de
tiempo.
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“portafolio” de mercado, que representan un agregado de las decisiones de portafolio de los

individuos.

N N

N
Z¢;“E(RJ-)=Z¢}“rf +Z¢Jm<9mCov(Rj,Rm)
j=1

i=1 i

Expresion que, utilizando la propiedad de la suma de las covarianzas se puede simplificar como:

N
E(Rp)="y +0mZCov(Rj ,¢;7”Rm)= re +0,03

j=1

Esta Gltima ecuacién permite despejar el parametro 0 con la finalidad de reemplazarlo en la
definicion de rentabilidad esperada de cada activo de inversion “j”, de forma que se obtiene la

siguiente expresion:

E(Rj)=rs +[E(L2)_100v(Rj,Rm)

Om
Lo que puede ser planteado de forma alternativa como:

E(Rj)zrf + M [E(Rm)—rf ]: r + B; [E(Rm)—rf]

Om

Esta expresion indica que se invertira, a nivel agregado, en el activo de inversién “j” en la
medida de que la rentabilidad promedio efectiva sea superior al lado derecho de esta expresion,
y viceversa, se reducira la inversion en el activo “j” si la rentabilidad promedio efectiva es
menor. La inversion agregada en el activo de inversion “j” se detendra cuando la rentabilidad

promedio efectiva sea igual al lado derecho de la anterior expresion.

La expresion de la derecha tiene tres componentes, de un lado tenemos la rentabilidad libre de
riesgo. Dado que estamos ante un activo con riesgo, debido a las preferencias media-varianza,
no deberia haber un activo riesgoso cuya rentabilidad sea menor, en valor esperado, que la
rentabilidad del activo sin riesgo, pues en dicho caso, sélo se invertiria en el activo sin riesgo.

Por tanto, la segunda expresion deberia ser positiva en valor esperado. Esta segunda expresién
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tiene, a su vez, dos componentes, de un lado el parametro ﬂj y de otro lado el premio en

términos de rentabilidad que surge de invertir en un portafolio de mercado.

Dado que lo que nos interesa son las condiciones de equilibrio tanto para las acciones (E) como
los bonos (D) emitidos por la empresa a la que deseamos calcularle el costo de capital, es
posible utilizar la condicién de equilibrio derivada del modelo CAPM para ambos activos

riesgosos. Esto se puede expresar como:

E(Rg)=r¢ + %E’Rm) [E(Rm)=1¢ |=r¢ + B[ E(Rn)—rt ]

E(Rp)=r; + —Z’R”‘) |E(Rm)—r¢ [=1¢ + B[ E(Rm) -1 |

Dada la definicion de costo de capital promedio ponderado (WACC), considerando que los
gastos financieros reducen los pagos de impuesto a la renta, y dada la tasa anual de impuesto a

la renta (t;); ambas expresiones permiten obtener la siguiente expresion:

WACC = &/ :[ﬁJ{rf +Be | E(Rm) -1y ]}Jr[DtlitE_t](l—tr){rf +Bp [ E(Rm) -1 ]}

Los compradores de los bonos de largo plazo emitidos por una empresa no son acreedores
residuales, en la medida que la emisién de los bonos implica la existencia de ciertos colaterales;
mientras que los tenedores de acciones si son acreedores residuales, pues a ellos se les cancela
las acreencias al final del proceso de liquidacion de la empresa. Esto hace que el nivel de riesgo
asociado a un bono emitido por una empresa sea menor que el que existe para una accion comun
emitida por la misma empresa. Distinto es el nivel de riesgo, que respecto de estas Ultimas,

tienen las acciones preferentes, en la medida que no son acreedores residuales.

Por altimo, debe mencionarse que existe un nivel 6ptimo de endeudamiento, el cual esta
asociado a una determinada estructura deuda/capital’, debido a que una empresa normalmente
tiene un flujo de caja con una determinada volatilidad, y asumir servicios de deuda por encima
de un determinado nivel incrementa la probabilidad de *“default” o insolvencia ante la
realizacion de escenarios desfavorables, lo cual no sélo incrementa las tasas exigidas por los

prestatarios y los accionistas, sino que implica una serie de costos adicionales relacionados con

" Este resultado supera el obtenido a mediados de los cincuenta por Modigliani y Miller, donde no
importaba la estructura de financiamiento para definir el valor de una empresa.
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el seguimiento de la empresa, la relacion con los proveedores, la posibilidad de contar con

personal calificado, entre otros.

Grafico N° 8: Incremento del WACC ante Incrementos en el Nivel de Deuda

e

ro(1-t)

Costos de los recursos

0 Estructura optima de financiacion D/{D+E) 1

Fuente: Faus (2001)

111.1.4 Medidas de Exposicion al Riesgo: VaR (“Value at Risk”)

Para realizar la administracion del riesgo de mercado es necesario contar con medidas del riesgo
asociado a las diferentes decisiones de inversion. Uno de las medidas de mayor aceptacion a

nivel internacional es la conocida como Valor en Riesgo (“Value at Risk” 0 VaR).

El valor en riesgo (VaR) es una herramienta que permite estimar el riesgo de distintos tipos de
portafolios. La mas tipica aplicacion del VaR es estimar la pérdida maxima esperada de un
rango probable de valores. Normalmente, el primer paso del VaR consiste en estimar la
distribucion de los cambios en el valor del activo, a través de la informacién historica o
simulada ya sea asumiendo determinadas distribuciones o con el método de Montecarlo. A
continuacion se determina el nivel de confianza deseado para obtener el limite minimo, el cual
representa el peor resultado dado el nivel de confianza antes establecido, donde el VaR es la

pérdida en valor resultante.

A fin de poder medir objetivamente el VaR es indispensable elegir dos factores cuantitativos el
horizonte de tiempo Yy el nivel de confianza. En lo que se refiere al nivel de confianza, el Comité
de Basilea (en el caso de entidades financieras) opta por el peor uno por ciento de distribucién.
Asimismo, en lo que se refiere al horizonte de tiempo, el citado Comité propone un periodo de

10 dias, pero en mercados de gran dinamismo, dicho horizonte puede llegar a ser diario.
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Conceptualmente, el VaR puede derivarse también de la teoria de inversién bajo incertidumbre.
Considérese ahora un portafolio de inversion W, cuya inversion inicial sea W, y su tasa de

rendimiento R; El valor del portafolio al final de un horizonte objetivo serd igual a:
W=W,(1+R)

Asimismo, denotese el rendimiento esperado del portafolio por p y la volatilidad de dicho
rendimiento por o. Por Ultimo, considérese que de todos los posibles valores que puede asumir

el mencionado portafolio, se puede encontrar uno (W*) a partir del cual se considera inaceptable

la pérdida:

W* =W, (1 + R*)

En estos términos, el Valor en Riesgo puede ser definido como la pérdida en unidades
monetarias relativa al valor esperado del portafolio, lo que supone que la estimacion del mismo
estriba en identificar el valor de W* y el nivel critico de R* correspondiente.

VaR = E(W) — W* = — W, (R* — )

La derivacion del VaR puede realizarse a partir de la distribucién de probabilidad del valor
futuro del portafolio g(w). Si con un nivel de confianza c, se busca obtener la peor realizacion

posible del portafolio (W*) tal que la probabilidad de exceder dicho valor sea igual al propio

nivel de confianza (c), se tiene que:

c=j;*g(w)dw

O bien, la probabilidad de que un valor sea inferior a W* es igual a la unidad menos el nivel de

confianza (c).

P=PW<W¥=1-c¢

"
1—c=j_ g(w)dw
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Se puede decir de forma general que el VaR es el percentil muestral de la distribucion que va
desde —o a el valor del portafolio W* menos el valor esperado del portafolio o su valor actual,
dependiendo respecto a cual de los dos se esté midiendo la pérdida. Esta definicién sirve para
cualquier tipo de distribucion probabilistica que se pudiese suponer para el comportamiento
esperado del portafolio de inversion. No obstante, dados los resultados del teorema del limite

central, se suelen asumir o utilizar distribuciones normales en los calculos del VaR.

En el Grafico N° 9 se muestra un ejemplo de aplicacion del VaR para una distribucién en
particular, tanto respecto al valor esperado del portafolio o activo (E(W)) como respecto a su
valor actual (VA) considerando que para un nivel de confianza de 95% el valor del portafolio
puede alcanzar un valor de -60 (es decir que se cien realizaciones de la distribucion, el valor se

ubicaria sélo un 5% de veces por debajo de -60).

Grafico N° 9: Ejemplo del VaR

Probabilidad T

VaR desde el valor

Esperadc'p
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* =_60 VA E(W)=20 Beneficio o Pérdida
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Y
VaR desde el valor actual

Fuente: Shahidehpour et al (2002).
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111.1.5 Mercado de Contratos y Mercado Spot ®

La combinacidn de posiciones en el mercado spot y la firma de contratos a futuro permiten a las
empresas reducir los riesgos a los que estdn sometidos sus resultados cuando todas sus
operaciones se hacen sélo en el mercado spot. Si combinan sus posiciones en el mercado spot
con los contratos, el riesgo sera mayor o menor segin sea la combinacién de rentabilidad
esperada y varianza, en funcion de los ingresos y pagos que tengan que realizar en ambos

mercados.

Definamos el precio medio esperado del precio spot (Ps) durante un periodo de tiempo

especificado es I3S y su varianza esperada es var( Ps ). Supongamos que este agente sélo puede

cubrir sus riesgos mediante la firma de contratos de adquisicion o venta a un precio fijo (f) para
su entrega futura. Si denominamos o a la proporcion de operaciones a adquirir o vender en el
mercado spot y (1- o)) a la proporcidn de operaciones a contratar, se puede usar la expresion de
la “renta equivalente segura” (definida en la seccion I11.1.1) y derivando con respecto a o e
igualando a cero se puede obtener la combinacion Gptima entre contratos y exposicion al riesgo

del mercado spot para un coeficiente absoluto de aversion al riesgo Ra. Esta proporcion seria:

f - P,
RAxvar(Bs)

Como se puede ver, la proporcion de activos a transar en el mercado dependerd inversamente de
la aversion al riesgo y de la varianza de los precios spot. Sin embargo, esta expresion solo
relaciona los niveles y volatilidades de los precios spot y de contratos, mas no los riesgos
cantidad, especialmente importantes en el sector eléctrico como veremos en las siguientes

secciones.

111.1.6 Cobertura de Riesgos mediante Opciones Financieras

Una opcidn se puede definir como un contrato que da derecho a quien lo posee a comprar o
vender un activo a un precio preestablecido durante un periodo o una fecha determinada. Las
posiciones del comprador y el vendedor son asimétricas, dado que el comprador, mediante el
pago de una prima, adquiere un derecho (que puede ejercer 0 no segin le convenga) mientras
que el vendedor adquiere una obligacion que es compensada mediante el cobro de la prima. En

general, existen dos modalidades de opciones las europeas y las americanas, las primeras

8 Esta seccion esta basada en Leong y Siddigi (1998) donde se presentan los detalles de esta metodologia
para empresas que comercializan con productos energéticos.
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pueden ser ejercidas s6lo al tiempo de expiracion, mientras que las segundas en cualquier

instante hasta la expiracion.

Normalmente se le denomina S al precio del activo subyacente o sea el activo sobre el cual se
ejerce la opcion; E al precio establecido en el contrato para la compra o venta del activo
acordado, denominado precio de ejercicio o “Strike Price” y T al tiempo de expiracion de la
opcion. En general, el valor de la prima de la opcion tendrd un comportamiento como el
presentado en el Grafico N° 10. La linea OM marca el limite superior del valor de la opcion,
pues si el precio de esta fuese superior al de su accion, le resultaria mas barato al inversionista
comprarla directamente. La linea OEI marca el limite inferior del valor de la opcion. Sin
embargo, por lo general el precio de la opcion sigue mas bien una senda como OBD. Suele
ocurrir que en el tramo OB el valor de la opcion sea ligeramente positivo, pues si bien S<E (no
se ejerceria la opcion y por lo tanto tendria un valor nulo), suele ocurrir que existe una
expectativa o probabilidad subjetiva de que el valor de S debe incrementarse en el futuro por
encima de E. Una forma sencilla de analizar el valor de la opcion (C) es la siguiente:

C=0xPro{S<E)+(S-E)xProfS>E)=(S-E)xPro{S>E)

Gréfico N° 10: Relacion entre la Prima de una Opcién de Compray el Valor del Activo
Subyacente

C
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Opcidn

.
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Fuente: Diez de Castro y Mascarefias (1996)
Célculo del Ratio de Cobertura por el Método Binomial
Si bien la valorizacion de estos instrumentos financieros puede tornarse bastante compleja,

siendo la formula de Black — Scholes la més utilizada, dada la finalidad de esta tesis que es

mostrar como un mecanismo de cobertura de este tipo puede utilizarse en el sector eléctrico
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peruano, no es necesario sofisticar mas el andlisis, por lo que se mostrard a continuacion un
ejemplo de valorizacion para un caso sencillo en que sélo hay dos posibles estados futuros y dos
periodos de tiempo (conocido como modelo binomial) y donde se considera adicionalmente que

la accion no reparte dividendos °.

Supongamos que el valor actual de una accidn es de 100, y que dentro de un periodo dicho titulo
puede tomar un valor de 120, o bien, haber descendido hasta los 90. La probabilidad de que
ocurra un resultado u otro no importa, solo interesa el abanico de resultados posibles. Si
adquirimos por ¢ euros una opcion de compra europea sobre dicha accién ordinaria con
vencimiento dentro de un periodo y precio de ejercicio 100, sabemos que podra valer 20, si el

precio de la accion se sitia en 120; o bien 0 euros si la cotizacion de la accion desciende a 90.

Existe una combinacion, consistente en adquirir un nimero determinado de acciones al mismo
tiempo que se emite una opcidn de compra sobre ellas, tal que la cartera formada proporcionara
el mismo flujo de caja tanto si el precio de la accion ordinaria asciende como si desciende. Esta
combinacion es importante porque pase lo que pase con el precio de la accion ordinaria, el flujo
de caja de la cartera sera siempre el mismo, es decir, no variara y, por tanto, sera cierto; en otras
palabras carecera de riesgo. A dicha combinacion se la denomina cartera de arbitraje, ratio de
cobertura o delta de la opcion.

Asi pues, si H es el nimero de acciones que compramos por cada opcién de compra emitida

tendremos dos posibles resultados:

a) El valor de la accién ordinaria dentro de un periodo es de 120, entonces el valor de la opcién
de compra seria 20 (120 — 100). Por tanto, el flujo de caja de la cartera sera igual a la suma del
valor de mercado de las acciones menos el valor intrinseco de la opcién de compra: H x 120-20.
b) El valor de la accion ordinaria dentro de un periodo es de 90 y el de la opcidn de compra es 0
(la opcidn no seré ejercida y, por tanto, su valor es nulo).

El flujo de caja de la cartera de arbitraje sera igual a: H x 90 - 0

Igualando ambos flujos de caja y despejando obtendremos un valor de H igual a 2/3:

120H-20=90H-0 = H=2/3

% El siguiente ejemplo esta basado en Diez de Castro y Mascarefias (1996).
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Esto es, la cartera formada por 2/3 de una accién ordinaria y la venta de una opcion de compra
sobre ella no tiene ningun riesgo (pase lo que pase siempre tendrd el mismo valor) y, por tanto,
el rendimiento que se obtendra con ella, a lo largo del periodo considerado, sera un rendimiento

sin riesgo (Rf):

Flujo de caja

— 1+R,
Inversion

De tal manera que si, por ejemplo, el precio de la accién fuese de 120 y el tipo libre de riesgo

durante ese periodo fuese del 6%, tendriamos que el valor del flujo de caja seria:
2/3x 120 - 20 =60

Y el de la inversion:

2/3x 100 - C.

Asi pues, despejando C reemplazando ambos valores en la ecuacion del rendimiento

obtendremos el valor actual de la opcién de compra:

60

- -1+0.06=C =10.0629
;éxloO—c

Si la opcion de compra valiese en el mercado 11 deberiamos vender una opcion de compra y
adquirir 2/3 de una accidn ordinaria con lo que, aunque el flujo de caja seria de 60 (igual que
antes, pues en su calculo nada tiene que ver el precio de compra de la opcion), obtendriamos un

rendimiento sin riesgo superior al 6%.
La férmula general del ratio de cobertura 6ptimo es la siguiente:

_ Cu_Cd
Sx(U-D)

Siendo Cu el valor de la opcion si el precio sube y Cd si baja, y U y D los coeficientes por los

que habria que multiplicar el valor de la accién si esta sube (U) o baja (D).

La formula del valor de la opcidn seré la siguiente:
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_Cup+Cu(1_ p)
- 1+R,

C

1+R

Siendo p igual a la probabilidad implicita de ascenso del precio ( P :—f_D) en el ejemplo
Uu-D

anterior igual a 53.33% y (1-p) es la probabilidad de descenso del precio.
111.2  El Manejo de Riesgos en los Mercados Eléctricos

111.2.1 Las Fuentes de Riesgo en el Suministro de Electricidad y su Efecto

La inversion y operacion de las empresas generadoras en el sector eléctrico esta sujeta a una
serie de riesgos. En la inversion existen riesgos preconstructivos y de terminacion a tiempo de
las obras ademas de los riesgos asociados a la evaluacion de las inversiones como la evolucion
de la demanda y los costos relativos de las tecnologias competitivas. En la operacion, las
caracteristicas inherentes al proceso de provision de la electricidad como la incertidumbre
asociada a la existencia de shocks de oferta (indisponibilidades fortuitas de centrales, afios secos
en el caso de centrales hidroeléctricas) y demanda, generan una importante volatilidad de los

precios spot o costos marginales de costo plazo.

Bajo el esquema de una empresa estatal verticalmente integrada vigente en la mayor parte del
mundo hasta hace unos afos, estos riesgos era administrados internamente dentro de las
politicas de fijacion de precios a los clientes finales. Sin embargo, con las reformas
implementadas en el sector eléctrico en los afios noventa, que incluyeron la separacion de
actividades, a fin de introducir competencia en la generacion y comercializacion, se hizo
necesario crear mecanismos para el manejo de riesgos, ya sea mediante procedimientos
administrativos 0 mediante la introduccion de diferentes tipos de contratos. Sin embargo, este
proceso es complejo, existiendo una serie de alternativas de “disefio de mercado”, entendidas
como el conjunto de reglas dentro de las cuales los agentes toman sus decisiones, siendo las
consecuencias de estas reglas de gran importancia para analizar el futuro de las inversiones en
generacién o las estrategias comerciales de las empresas. En particular, flujos de caja muy
inestables o con gran incertidumbre pueden llevar a la postergacién de inversiones rentables

(ejercicio de la “opcion real” de las empresas de postergar sus inversiones a fin de esperar una
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reduccion de la incertidumbre)® o al establecimiento de politicas comerciales mas

conservadoras en el mercado eléctrico.

111.2.2 Mecanismos Administrativos de Manejo de Riesgos *

Existen mecanismos de estabilizacion de precios basados en el traspaso parcial de la volatilidad
a los usuarios finales. Estos mecanismos han sido ampliamente estudiados en el caso del precio
del petréleo, existiendo diferentes analisis sobre sus ventajas y desventajas relativas. A
continuacion se resumen los tres principales mecanismos en base a Federico, Daniel y Bingham
(2001):

Un primer mecanismo es el uso de Promedios Moviles, donde los precios se basan en un
promedio mévil de precios “spot” pasados, interviniéndose ante cualquier tipo de cambio de
precios, si es que el valor corriente del precio no coincide con el promedio de los valores
pasados. En este mecanismo, todas las variaciones de precios, sean grandes o pequefias, se

transmiten, aunque de manera gradual.

Sin embargo, este mecanismo tiene algunas desventajas, ya que requiere una constante
intervencion estatal, y el ajuste es lento, tanto a subidas como a caidas de los precios
internacionales. Mientras mas largo el periodo del promedio, el ajuste sera mas lento, logrando
una mayor “suavizacion” de la serie de precios (los “shocks™ se incorporan de manera rezagada
al precio, y so6lo en parte, debido a que se promedian con valores anteriores a €l). En este
sentido, durante largos periodos de incrementos de precios, se debe financiar un precio
domeéstico constantemente por debajo del precio internacional (la situacion se revierte ante una
caida sostenida del precio internacional). Por lo tanto, en periodos de alta volatilidad, la
intervencion estabilizadora se intensifica. La discrecionalidad se reduce a escoger el nimero de

periodos que se deben incluir en el calculo del promedio.

Un segundo tipo de mecanismo son las Reglas tipo “gatillo”, donde los precios se ajustan al
precio “spot” s6lo cuando se sobrepasa cierta banda fijada previamente. Dentro de la banda, el
precio permanece fijado al nivel central de la misma, para lo cual se utilizan recursos para la
estabilizacién. Este mecanismo evita fluctuaciones menores en el precio y transmite las

variaciones importantes (que salen de la banda) de precios internacionales. Transmite

1% En el Anexo N° 1 se presenta como ilustracion un ejemplo del ejercicio de la opcion de esperar para un
inversionista en generacion de electricidad.

! Esta seccion esta basada en parte en la discusion de estos mecanismos realizada por Bendez(, Gallardo
y Vasquez (2005).
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Unicamente “shocks™ grandes, mientras que el resto es asumido por el programa de

estabilizacion de precios.

La intervencion estatal se reduce a variaciones pequefias (no obstante, la suavizacién de
fluctuaciones pequefias suele ser realizada en forma independiente por los propios agentes).
Durante periodos de alta volatilidad, el estado no asume un rol estabilizador si es que los
cambios son suficientemente grandes. Dado que no se financian grandes desvios respecto de
precios internacionales, las intervenciones estatales nunca llegan a ser demasiado grandes. La
discrecionalidad del gobierno se manifiesta en la eleccién del tamafio de la banda, y/o en la

actualizacién del valor central de la misma.

Un tercer tipo de mecanismo consiste en el uso de Bandas de precios. En este caso, los precios
solo pueden variar libremente dentro de una banda fijada previamente. Fuera de ella, se
interviene para mantener los precios al nivel del limite (superior o inferior) de la banda. A veces
se combina con alguna regla para actualizar el valor del centro de la banda, en caso de
variaciones grandes o prolongadas. Este mecanismo evita grandes fluctuaciones en precios
domésticos y transmite integramente las variaciones pequefias de precios internacionales. Si
existe un mecanismo de actualizacién de la banda, los “shocks” persistentes (no necesariamente

permanentes) son transmitidos a los precios domésticos.

Sin embargo, requiere de intervencidn estatal en periodos de alta volatilidad de precios
internacionales. En este sentido, durante periodos de alta volatilidad de precios, es probable que
la carga de estabilizacidn de precios sea altamente intensiva en recursos. Dada la naturaleza de
las series de precios de petroleo (alta persistencia de “shocks”), es probable que un sistema de
bandas rigido, que no incluye un mecanismo de actualizacion del centro de la banda, tenga que
incurrir en fuertes gastos para financiar largos desvios de los margenes de la banda. Al igual
que en el caso de las reglas tipo gatillo, la discrecionalidad del gobierno se manifiesta en la

eleccion del tamafio de la banda, y/o en la actualizacién del valor central de la misma.

Las tres categorias descritas no son enteramente excluyentes, sino que es posible obtener reglas
gue sean combinaciones de estas. Por ejemplo, puede obtenerse una regla de bandas de precios
que actualice el valor central de la banda cada cierto tiempo hacia un promedio moévil de las
semanas anteriores. Naturalmente, hay que considerar que en este caso, las ventajas y
desventajas de la regla pueden diferir de las descritas para cada regla particular, por lo que se

requiere de una evaluacion especifica de cada sistema.
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Cuadro N° 1: Propiedades de Reglas de Transferencia de Volatilidad

Propiedades de Suavizamiento Resultados de Simulacion

Area Shocks temporales  Shocks persistentes Reduccidon de la] Shock fiscal
Desviacion promedio
Promedios [Suaviza todos los Traslado pleno con 30% a 70% 0.04 a0.3%
Moviles  [shocks rezago
Gatillo Suaviza solo los Traslado pleno solo con|2% a 8% 0.05 a 0.26%
shocks pequefios shocks grandes

Bandas de [Suaviza solo los No traslado hasta que |27% a 45% 0.08a0.17%
Precios shocks grandes se renueve la regla

Elaborado por BendezU, Gallardo y Vasquez (2005) en base a Federico, Daniel y Bingham (2001)

111.2.3 Instrumentos Financieros utilizados en el Manejo de Riesgos

El riesgo asociado a las variaciones de precio en los mercados spot o de contado puede
disminuirse, o gestionarse, mediante contratos a futuro o usando instrumentos financieros
asociados a los mismos. Estos se denominan “derivados” y las fuentes de energia a que se
refieren, como petrdleo, el gas o la electricidad, se denominan “subyacentes”. Los derivados
reciben denominaciones diversas, segin sea su contenido (como swaps, futuros, u opciones),
pero todos ellos pueden considerarse combinaciones o fracciones de los derechos y obligaciones
implicitas en uno o varios contratos a futuro. La mayor ventaja de los mercados de derivados es
que eliminan o reducen considerablemente los costos de transaccién de los contratos a futuro

que serian necesarios para adaptarse a las posiciones de los agentes en los mercados de contado.

En estos mercados existen tres tipos de agentes: el primer tipo corresponde a los que van a
cubrir o limitar el riesgo de las entregas o las adquisiciones futuras que necesariamente han de
realizar en el mercado spot, a estos se les denomina los “hedgers” o coberturistas. El segundo
tipo estd conformado por los que esperan obtener ganancias de las asimetrias de informacion, de
las diferentes expectativas existentes, o de las distintas valoraciones del riesgo (los
especuladores). El tercer tipo corresponden a los que pretenden obtener rentas de las diferencias
de precios entre productos similares (los arbitrajistas). En un mercado “eficiente”, es decir,

donde no existe informacidn privada, no deberia haber posibilidades de arbitraje.

En los disefios de mercado establecidos en las diferentes reformas a nivel internacional se
pueden distinguir dos tipos de contratos. EI primer tipo serian los contratos bilaterales

denominados “‘contratos fisicos” donde los generadores se comprometen a proveer
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determinados niveles de potencia y bloques de energia reportando estas obligaciones
directamente al operador del sistema, el cual debe aprobar la factibilidad de los despachos. Este
esquema es utilizado en los disefios de mercado mas descentralizados como el establecido en el
afio 2001 en Inglaterra y Gales conocido como NETA (“New Electricity Trading
Arrangements”). El segundo tipo de contratos vienen a ser los “contratos financieros”, los
cuales son propios de los sistemas eléctricos centralizados donde existe un operador que busca
abastecer la demanda al menor precio, ya sea basado en costos auditados de los generadores o
en ofertas de precios en los mercados de corto plazo, denominados cominmente “day ahead
markets”. En estos casos el proceso de abastecimiento de la energia se realiza de forma
independiente a las obligaciones contractuales que tengan los generadores, por lo que los
contratos solo tienen un caracter financiero. Este es el esquema utilizado en el disefio del
mercado eléctrico peruano y chileno. Si bien en un mercado basado en contratos bilaterales
fisicos se reduce el riesgo de tener que realizar compras en el mercado spot para cubrir las
diferencias entre los contratado y lo despachado, aun a costa de la eficiencia en la operacién del
sistema, este riesgo siempre existe por lo que se requiere diferentes instrumentos financieros

para cubrirlos.

De acuerdo a la literatura, los instrumentos financieros, en particular los contratos a futuro,
tienen una importante funcién adicional a la mejora del manejo de riesgos, esta consiste en
reducir los incentivos a ejercer poder de mercado en el mercado spot, pues en un contexto en
donde todos los generadores ofertan en una bolsa de energia, asumir compromisos contractuales
les genera el riesgo de tener que comprar caro en el mercado spot si no son despachados. Dado
que la presente investigacidn se centra en el manejo de riesgos, no se discutiran los modelos que

abordan esta problematica.*

Existen algunos documentos que han sistematizado el funcionamiento de los diferentes
instrumentos tales como Stoft et al (1998), Oren (2001), Pereira et al (2001), Read y Artman

(2000) y a nivel latinoamericano Arriagada (2001) entre otros.

12'El rol de los contratos financieros y la competencia en el mercado “spot” surge principalmente de los
trabajos de Green (1996) y Newbery (1998) donde se incluye en la funcion de beneficios de los
generadores la interaccién entre el mercado “spot” y el mercado de contratos, en una modelacién la
competencia basada en un modelo de competencia en “funciones de oferta”, siendo las conjeturas de
Cournot y de Bertrand sélo casos particulares. Ellos encuentran por diferentes métodos, que si las
empresas tienen toda su capacidad contratada, tendran incentivos para declarar sus costos marginales en
el mercado “spot”. Este equilibrio surge porque si se declara un precio mayor existe el riesgo de comprar
caro en el “spot”, debido a que la empresa que lo desplaz6 también podria haber declarado mas alto que el
costo marginal. Estos autores realizaron simulaciones con datos calibrados para mostrar sus resultados,
las cuales fueron refrendadas en parte por investigaciones empiricas posteriores de Wolfram (1999) y
trabajos como el de Wolak (2001) y Lien (2000), y fueron ampliados por Green (2003) al caso de la
competencia minorista. Una aplicacion al caso peruano se puede ver en De La Cruz y Garcia (2002).
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111.2.3.1 Contratos por Diferencias

El principal instrumento financiero que se utiliza en el manejo de riesgos en los mercados
liberalizados es el denominado “contrato por diferencias” (“contract for differences”). Este tipo
de contrato es conveniente a ambas partes, los clientes finales, representados por las
distribuidoras y los generadores, permitiendo a ambos reducir la variabilidad de sus flujos de
caja. Dependiendo de qué periodo se trate una de las partes estara coberturando a la otra y
“asumiendo” la diferencia entre el precio “spot” (PS) y el precio del contrato (PC). En general,
la ecuacion de los beneficios variables netos o flujos de caja de los generadores tendra la

siguiente forma:

T N | T N J T N J
ZZ Pc, xQc;, — ZZZPS x QSsy, "‘ZZZPS X QS = ZZZCMng Sitn
t=1 i=1 t=1 n=1 i=1 t=1 n=1 j=1 t=1 n=1 j=1
Ingresos por contratos Ingresos por ventas netas al spot Costos de operacion

Donde:

Pc;i = Precio de contrato con el cliente i para el bloque horario t.

Qc;; = Cantidad contratada con el cliente i para el blogue t.

Ps.. = Costo Marginal en la barra n en el periodo t.

Qsiry = Cantidad de energia retirada por el cliente i en el periodo t en la barra n.
Qsjin = Cantidad de energia producida por la central j en el periodo t en la barra n.
CMgjn= Costo Variable de la central j ubicada en la barra n en el periodo t.

En un caso simplificado, donde solo exista un tipo de contrato pactado al precio Pc y un sélo
precio “spot” (abstrayendo las diferencias derivadas de la congestion y pérdidas de transmisién),
este mecanismo llevard a que los beneficios de corto plazo de los generadores sean los

siguientes:

7,(Ps)=  Qc*Pc  +(Q(Ps)—Qc)*Ps—CM *Q(Ps)
%/_/
Ingresos por contratos Ingresos netos spot Costos de operacion
Donde:

e Pc: precio del contrato.

e Qc: cantidad contratada.

e Pg: precio spot.

e Q(Ps): cantidad producida.

e CMag: costo marginal de generacion

Como se puede ver, en el caso de que el generador produzca exactamente lo contratado, tendra
unos beneficios estables (Qc*Pc — CM*Qc) y eliminaria el riesgo asociado a la variabilidad del
precio “spot”. Dependiendo de qué periodo se trate, una de las partes estard “cubriendo”

(“hedging™) a la otra y “asumiendo” la diferencia entre el precio “spot” y el precio del contrato.
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En los periodos en que el precio “spot” estd por encima del precio del contrato, el vendedor
(generador) estard “cubriendo” de altos precios “spot” al comprador (distribuidora) pues le
estard asegurando un precio méas bajo al que habria obtenido sin firmar el contrato y por lo tanto
tener que comprar mercado “spot”. En el caso contrario, es decir cuando el precio “spot” esta
por debajo del precio del contrato, el comprador (distribuidora) estara “cubriendo” al vendedor
(generador) de los bajos precios “spot” que habria obtenido de sus ventas al mercado “spot” en

ausencia de un contrato (ver Grafico N° 11).

Si lo que produce es menor a lo contratado, entonces generador comprara la diferencia al
sistema pudiendo hacerlo a un precio mas caro o mas barato, dependiendo de la situacion en la
que se encuentre el sistema eléctrico y el tipo de central de que se trate. La existencia de
“shocks”™ de oferta, cuando terminara produciendo efectivamente la central y en los precios spot,
que en algunos casos estan correlacionados, hace que los escenarios posibles de beneficios
variables sean muy variados. Un ejemplo con un contrato en tres blogues horarios se muestra en
el Anexo N° 2.

Como se comentd, en el caso peruano, dado que el precio “spot” se forma en base a
procedimientos de operacion que debe seguir el Comité de Operacion Econdmica del Sistema
(COES), basado en el ordenamiento de los costos variables auditados y el uso 6ptimo del agua,
la funcion de los contratos estaria asociada principalmente al manejo de riesgos vy, la crisis de
contratos, de acuerdo a nuestra hipétesis, estaria relacionada con esta problemaética, aunque ello
no quita la potencial influencia de mecanismos indirectos de ejercicio de poder de mercado o

riesgos regulatorios.

Gréfico N° 11: Cobertura de la Volatilidad del Precio Spot mediante un Contrato por
Diferencias
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111.2.3.2 Derechos Financieros de Transmision

Adicionalmente, autores como Hogan (1992) introdujeron otros instrumentos dentro de la
ecuacion de los contratos por diferencias relacionados con el riesgo de corto plazo asociado a la
congestion de las lineas y que genera diferentes precios “spot” entre nodos, sugiriendo la
creacion de los posteriormente denominados “derechos financieros de transmision”. Asi, se
puede considerar el siguiente caso. Un generador tiene una cantidad de energia contratada (Qc)
al precio Pg, su cliente retira energia en la barra B y el generador inyecta energia en la barra A,

los ingresos netos del generador por energia estarian dados por:

PcXQc + PaXQg — Ps X Qc

Donde P, y Pg vienen a ser los precios “spot™ o costos marginales instantaneos en cada una de
las barras y Qg es la energia generada por la empresa. Se puede reordenar la expresion anterior

de la siguiente manera:

PcxQc + Pax(Qs — Qc) — (Ps — Pa)XxQc

Como se puede ver, si el generador despachase exactamente la energia contratada, s6lo asumiria
como riesgo precio el valor del diferencial de precios entre las barras de retiro y de inyeccion
por la energia contratada. Este diferencial suele ser menor y estd asociado normalmente a la
existencia de congestion y valorizacién de las pérdidas de energia. Sin embargo, este riesgo
puede ser cubierto, y de hecho es asi en mercados mas desarrollados, a través de instrumentos
como los Derechos Financieros de Transmision (“Financial Transmission Rights” - FTRs). En
el Anexo N° 3 se muestra un ejemplo del funcionamiento de este instrumento financiero en el

caso sencillo de la cobertura de una transaccién entre dos nodos.

111.2.3.3 Opciones de Compra

Por su parte, en el contexto de la discusion sobre la remuneracion de la capacidad, Pérez -
Arriaga et al (2001) plantearon el uso de opciones de compra de energia, no sélo como un
mecanismo que reemplace el pago de capacidad, sino como un mecanismo que sirva para
manejar riesgos de compra de energia en el mercado “spot”. En la tesis de Altimiras (2002) se
realizan una serie de simulaciones en un marco de agentes adversos al riesgo sobre el

funcionamiento de un mercado de capacidad basado en el uso de opciones financieras.

En este sistema los generadores garantizan la disponibilidad de su capacidad para producir
energia a un precio de ejercicio. El “cargo por capacidad” aqui es la prima por el call option
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sobre la capacidad comprometida. Cuanto més alta la prima, mas bajo el precio de ejercicio y
viceversa. En un mercado transparente y fluido, los distribuidores y comercializadores
minoristas son libres de elegir y adquirir el nivel de seguro de precios que deseen. Este sistema
no solo sirve para mejorar la adecuacion del parque en el mediano plazo financiando las nuevas
inversiones, sino que permite cubrir los riesgos de corto plazo, en particular cuando los
generadores sufren shocks de oferta que hacen que tengan que comprar el mercado spot a un

precio que en ausencia de la opcién de compra no podrian controlar.

Gréfico N° 12: Cobertura de Precios Volatiles mediante un Esquema de Opciones
(Seguros)
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L

para un valor de la prima C, un precio de ejercicio dado (Pstrike) conforme cambia el precio

spot (Ps) se muestra en el Grafico N° 13.
Gréfico N° 13: Valor de una Opcion de Compra para el Comprador y Vendedor
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111.2.4 Breve discusion del manejo de riesgos de contratos a nivel internacional

A nivel latinoamericano se han realizado discusiones sobre la crisis eléctrica en Chile y la
necesidad de un mejor mecanismo de manejo de riesgos (Galetovic, 2000; y Fischer y
Galetovic, 2001), identificAndose que el sistema de calculo de precios en barra en Chile es muy
rigido y no permite “acomodar” perturbaciones inesperadas de oferta, lo cual puede llevar a
situaciones como el racionamiento ocurrido en el afio 1999, el cual pudo haberse evitando
transfiriendo sefiales de escasez a los usuarios 0 mediante otros mecanismos (Chumacero,
Paredes y Sanchez, 2000). A su vez, Galetovic (2000) menciona adicionalmente que en el
analisis de los incrementos de los precios se puede ver que los recursos hidricos no han sido
adecuadamente empleados, lo cual se deberia a un problema de incentivos de los generadores
(“moral hazard™), los cuales tienden a embalsar menos agua con la finalidad de cumplir sus
contratos y evitar comprar a precios spot altos, lo cual genera que luego surjan situaciones de

escasez en las que estas decisiones inadecuadas terminaran socializandose.

En el caso argentino, las empresas de distribuciéon no usan instrumentos financieros para
amortiguar la volatilidad del precio “spot”, fundamentalmente porque no estdn sometidas al
riesgo de este precio. La ley eléctrica argentina ha protegido a las distribuidoras del tener que
comprar parte de su energia a precio “spot” sino que lo hacen a un precio “estabilizado”

periédicamente (cada tres meses), establecido por un procedimiento de calculo regulado.*®

El precio estacional se calcula como el promedio trimestral de los precios “spot” esperados,
ajustados con el propdsito de reflejar las diferencias entre los precios estacionales ex ante
(calculados a futuro) y los precios “spot” reales (ex post) del periodo de tres meses precedente
(con esto se “corrige” el exceso o defecto de un estimado de un periodo, para el calculo del

periodo siguiente).

Adicionalmente al ajuste mencionado (que es fundamentalmente una correccion), se establecio
un fondo (el fondo de estabilizacion) para absorber las diferencias monetarias que se presenten
al pagar a todos aquellos que venden energia al precio “spot” y los ingresos por los pagos de las
distribuidoras cuando compran al precio estacional. Este fondo funciona como una cuenta de
balance. Tedricamente, si las estimaciones de precio “spot” futuro (que se refleja en el precio
estacional) fueran muy buenas, los montos que entran y salen del fondo deberian compensarse

en el tiempo. El costo (en caso que se esté aportando dinero al fondo) o el ingreso (en caso que

13 Esta seccion esta basada en Zolezzi (2005).
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exista excedentes en el fondo) financiero del fondo se incluye en el célculo del precio

estacional.

En caso de que los montos disponibles en el fondo sean insuficientes en un determinado
momento, el gobierno tiene que aportar fondos adicionales. Si los déficits aparecen
regularmente, es una indicacion de un defecto en el procedimiento de célculo o en la estimacion

de los pardmetros con los que se aplica el fondo.

En los primeros afios de funcionamiento del fondo aparecieron problemas debido a las reglas
establecidas, las que obligaban a que el fondo se auto-balanceara en dos trimestres consecutivos
(lo que en la préactica indicaba que cualquier exceso o déficit en un trimestre tenia que ser
compensado en el siguiente trimestre). Esto origin6 en algunos momentos ajustes importantes a
las tarifas, desvirtudndose uno de los objetivos principales del fondo. Adicionalmente, debido al
“retrazo” natural en la forma de aplicacion del fondo algunas veces se enviaban sefiales erréneas
a los consumidores como cuando el monto disponible en el fondo decreceria (como resultado de
una proyeccion de precios “spot” menores a los reales), lo que hacia que se tuviera una
proyeccion de precios estacionales mayores para el siguiente trimestre, que muchas veces era

inconsistente con la proyeccion de mayor generacion hidroeléctrica de los meses del otofio.

Debido a estos problemas, las reglas del fondo fueron modificadas. De acuerdo a las reglas
actuales del fondo, el operador del sistema debe analizar diferentes escenarios y establecer el
monto minimo necesario del fondo para cubrir los requerimientos, de acuerdo a las desviaciones
estimadas entre las condiciones esperadas y las reales. ElI fondo estuvo funcionando
razonablemente bien hasta la crisis macroecondmica argentina de fines del 2001. Después de la
crisis y la pesificacion de la economia, el gobierno argentino en el intento de no tener aumentos
tarifarios, ha mantenido los precios estacionales constantes. Como consecuencia de esto, el
fondo se quedd sin recursos en junio, siendo insostenible en un contexto donde no se efectdan
incrementos tarifarios. Existen algunos trabajos que intentaron introducir mecanismos de
manejo de riesgos menos administrativos como un sistema de opciones de capacidad, realizando
algunas simulaciones (ver Landrein, 2002). Este sistema, se detalla en la seccion siguiente y es
usado en algunos mercados como PJM, ERCOT vy otros sistemas, aunque con una serie de
variantes propias de cada disefio de mercado y requiere adaptaciones para poder implementarse

en mercados con un menor grado de liberalizacion.
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111.3 La Confiabilidad del Suministro y los Mecanismos de Remuneracién de la

Capacidad

La remuneracion de la capacidad, en el caso de bienes con un patron de oferta y demanda como
la electricidad, tiene como base conceptual el modelo de “Peak Load Pricing”, aunque con las
reformas estructurales en el sector este ha sido dejado de usarse en forma explicita de forma
creciente. Mas bien la separacion de actividades implica que la fijacion de tarifas a clientes
finales, especialmente aquellos por los que existe competencia entre los operadores,
corresponda a las politicas comerciales de las empresas, mientras que se introducen diferentes
mecanismos contractuales con los cuales los agentes manejan los riesgos derivados de la
incertidumbre sobre la oferta y la demanda. Sin embargo, los criterios del modelo de “Peak
Load Pricing” sirven para analizar la problematica de la provision de la capacidad suficiente de
generacion de electricidad que otorgue confiabilidad al servicio. Estos criterios son
especialmente relevantes en algunas experiencias como la chilena y la peruana, donde la
competencia a nivel de generacion es todavia administrada y donde se fijan precios basados en

los costos de energia y potencia.

La confiabilidad del suministro de electricidad est4d asociada a dos conceptos que estan
interrelacionados pero son diferentes: la adecuacion (“adequacy”) y seguridad (“security”), que

de acuerdo a la North American Electric Reliability Council - NERC (1996) se refieren:

Seguridad: la habilidad del sistema eléctrico para soportar disturbios imprevistos tales como

cortes de los circuitos eléctricos o pérdidas no anticipadas de elementos del sistema.

Adecuacidn: la habilidad del sistema eléctrico para suplir los requerimientos de demanda de los
consumidores en todo momento teniendo en cuenta la programacion del despacho y un nimero

razonable salidas de elementos del sistema no programadas.

La seguridad del suministro de electricidad dentro de un sistema interconectado es un bien
publico, mientras que la adecuacion es un bien principalmente privado, aunque requiere del
disefio de determinadas reglas para que ello sea posible. La seguridad y la adecuacién pueden
ser sustitutas y complementarias dependiendo de determinadas circunstancias.

En base a esta distincion, Stoft (2002) define dos tipos de reservas:

Reservas Operativas: aquellas destinadas a mantener la seguridad del sistema permitiendo el

manejo de los disturbios de corto plazo. En este caso, la reserva viene a ser mas bien un servicio
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complementario (“‘ancillary service), que tiene caracter de bien publico, destinado a mantener

la confiabilidad del suministro. Esta problematica que no serd discutida en la presente tesis.

Reservas Planificadas: aquellas requeridas para mantener la adecuacion del sistema
permitiendo cubrir la maxima demanda. En este caso esta mas bien asociada a los mecanismos

de remuneracion de la capacidad discutidos en las secciones siguientes.

En ambos casos, la remuneracion de la reserva estard asociada al valor que le dan los usuarios al
suministro (VOLL= Value of Lost load), lo cual indicara su disposicion a pagar por mantener
capacidad adicional en el sistema ante eventualidades y la requerida para mantener la

continuidad del servicio en condiciones normales.

111.3.1 La Planificacion de Inversiones y el Surgimiento del Pago por Capacidad

El Modelo de “Peak Load Pricing”

Antes de discutir en detalles los diferentes mecanismos de remuneracién de la capacidad, vamos
a presentar un modelo sencillo de fijacion de precios 6ptimos para el consumo de bienes como
la electricidad que poseen una serie de caracteristicas particulares, siendo la mas importante la
imposibilidad de almacenamiento a costos razonables. En estos casos se ha desarrollado el
esquema de fijacién de precios conocido como “Peak Load Pricing”, el cual es usado en

mercados con las siguientes caracteristicas:

e Producto o servicio con altos costos de almacenamiento (debido a esto, es necesario que la
oferta responda inmediatamente a la demanda).

e Producto o servicio con demanda variable (estacional) a lo largo de un periodo
(caracteristica de los servicios de electricidad, transporte aéreo, servicios postales, hoteles,
entre otros).

»  Restricciones de capacidad para la provision del producto o servicio en el corto plazo.

En industrias con estas caracteristicas, donde ademas suelen existir relativamente altos costos
fijos y bajos costos marginales de corto plazo, es necesario introducir un criterio de fijacion de
precios eficiente que brinde las sefiales adecuadas a los consumidores y productores. El
problema de encontrar tarifas eficientes en estas industrias ha sido extensamente estudiado para
el caso de aquellas industrias que estan reguladas, y poco estudiado para el caso de aquellos

mercados desregulados.
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El planteamiento inicial del modelo “Peak Load Pricing” se debe a Boiteux (1960), quien lo
desarroll6 inicialmente en 1949 en Francia como parte del grupo de trabajo de la empresa estatal
“Electricidad de Francia” (Eléctricité de France, EdF)™. A continuacion se presenta la logica

del modelo sobre la base de una de las primeras formulaciones (Steiner, 1957).

Se define una funcion de produccion de tipo Leontief y, = f (xt ,k) = min[i,kj .* Donde x; es
a

el factor variable, k es el factor fijo, y a es una constante mayor a cero (a > 0).

Utilizando la constante a se puede representar la estructura de produccion dentro de una funcién

de costos. Asumiendo que no se desperdician unidades del factor variable y que el factor fijo es

el limitante se tiene Y, :ﬁ, de donde X, = ay, .
a

Definimos b como el costo de una unidad del factor variable (costo variable), que se asume

constante en cada periodo. De esta manera, el costo variable total incurrido en el periodo t sera
E)xt = 6ayt . Por simplicidad para la notacion denominaremos b =ba , de tal manera que el costo

variable en el periodo t quedara definido como by, .

Para incorporar el uso del factor fijo dentro de los costos de la empresa, asumiremos que la
empresa puede cubrir toda la demanda. En este sentido, la firma debera elegir la cantidad de

capital k que satisfaga la maxima demanda. Asumiendo que no se desperdician unidades del

factor capital en el periodo de maxima demanda, k=vy, . = max;y;, donde j representa al

periodo donde la demanda es maxima.

1 EdF se cre6 luego de la segunda guerra mundial cuando se nacionalizaron algunas empresas privadas
que proveian el servicio eléctrico en ese pais, formandose un grupo de trabajo de especialistas que
hicieron importantes aportaciones a las aplicaciones de la teoria marginalista a la provisién eficiente de
los servicios publicos (ver Guadagni, 1965). Una revision mas reciente del desarrollo de la industria
eléctrica francesa y el papel de EDF, asi como del desarrollo de los criterios marginalistas y su aplicacion
a los planes tarifarios se puede revisar en Laffont (1996).

15 En este tipo de funciones de produccién se requiere el incremento de ambos factores de produccion
para producir una unidad adicional de producto, ya que no son sustitutos entre ellos sino méas bien
complementarios, por lo que el nivel de produccion estara determinado por el minimo de los factores de
produccion. En el caso de la generacion de electricidad se podria hacer un simil considerando que la
produccion estara limitada por la capacidad de disefio de la central, no siendo producir mas aunque se
tuviera una gran cantidad de combustible o alglin otro insumo.
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Definimos B como el costo por unidad del factor fijo (factor capital) en todos los periodos de

tiempo. Teniendo en cuenta esto Gltimo, el costo total de la firma por el uso del factor fijo

quedara definido como g max; y;. La funcion de costo total de la empresa quedara definida

como:
:

C=b>y, +pBmax,y,
t=1

Donde j es el periodo de maxima demanda

Suponiendo que el beneficio econémico bruto de la sociedad por consumir el bien a lo largo de
los diferentes bloques de demanda puede ser representado como: A(yl,yz,...,yT), entonces el

beneficio econdmico neto de la sociedad o “Welfare” (“W’”) puede ser expresado como:

W =A(Y,,Y,¥r)—C

Se puede escribir A en términos del excedente del consumidor como la suma de los beneficios

brutos de los consumidores en los diferentes bloques de demanda:

A(yl,yz,_._,yT)EZJ.oyt pt(f)dg

Donde:

e p (&): demanda inversa para el periodo t.
e &:variable que representa la cantidad demandada.
e y,:cantidad que efectivamente se demanda en el periodo t.

La ecuacion nos dice que el beneficio econémico bruto acumulado durante t periodos es igual a

la suma de los excedentes del consumidor de los periodos dado un nivel de demanda y, para

cada periodo. Este excedente se ilustra en el Grafico N° 14.
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Grafico N° 14: Beneficio Bruto del Consumidor para un Bloque de Demanda

p

Beneficio Bruto del Consumidor:

" p (e

P (&)

v

0 Y, y

Maximizando respecto a las cantidades para los periodos fuera de pico (en los cuales la

demanda es menor a la maxima demanda, y, <max;y;) encontramos que la condicion de

primer orden necesaria para obtener un optimo interior,'® en el cual y, >0, seré:

OW/dy,=p,-b=0 paray, <max; y; 17

Despejando ello implica que p, =b. En otras palabras, en periodos fuera de pico, los usuarios
deberian pagar s6lo los costos variables de produccion (b), y no los costos fijos asociados a los
costos de inversion y mantenimiento de la capacidad de la empresa. En los periodos pico (en los

cuales y, =max; y;), la condicion de primer orden para obtener un dptimo interior es:
oW/oy, =p, —b-pB=0, paray, =max;y,

Lo que implica que p, =b+ f. En otras palabras, en periodos pico, los usuarios pagaran los

costos variables de la empresa (b) méas los costos de capacidad o costos fijos (f). Este es el
resultado béasico del modelo de “Peak Load Pricing”, que las tarifas se deben fijar de tal forma
que los precios en los diferentes momentos deben ser iguales a los costos marginales de proveer
el servicio. Este costo en el momento en que la demanda es baja (fuera de punta) corresponde

normalmente sélo al costo operativo del servicio, mientras que en el momento en que la

'8 para este caso, un 6ptimo interior es un punto en el que se maximizarfa el bienestar econémico neto de
la sociedad.

;
1" Usando la regla de Leibniz se obtiene que aA(ylg;z’"" Y1) = iz oyt P (E)E=p(y,).
t t t=1
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demanda es alta corresponde al costo operativo méas el costo de invertir en nueva capacidad
(b+p). La idea es que los consumidores que causan el pico de demanda tienen que asumir el

costo de esta inversion en capacidad.

Este tipo de tarificacion genera las sefiales correctas para el consumo en los diferentes periodos,
ya que los precios estan asociados a los costos de proveer el servicio. Este resultado se aprecia
comparando, en términos de bienestar, los resultados de este esquema con los que se obtendria
en un esquema de precio uniforme (ver Grafico N° 15). En este caso, la demanda en el periodo
punta seria mayor a la socialmente deseable (k), obligando a una mayor inversion (ko) y
elevando los costos, mientras que la demanda en periodos fuera de punta (Qo) seria menor a la
socialmente deseable (Q). Esta situacion generaria pérdidas de bienestar social representadas

por los tridngulos sombreados.

Gréfico N° 15: Fijacion de Tarifas con el Modelo de “Peak Load Pricing”

US$ 4
CMCP
Pérdida de
b+ 3 (__bienestar______ CMLP
P* :
) Pérdida de i
E bienestar :
b ; . | .
| : : : PlCO
! . Fuera de Pico !
0 ' >
Qo Q K Ko

Fuente: Viscusi et al (1996).

El efecto de la fijacion de un precio uniforme sobre el patron de consumo, por ejemplo en el
caso de la demanda de electricidad a lo largo del dia se ilustra en el Gréafico N° 16. Se puede ver
que de fijarse un precio uniforme el patron de consumo seria mas variable y con una demanda
pico mayor que en el caso de que se aplicara un criterio de tarificacion basado en el modelo de
“Peak Load Pricing”.
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Grafico N° 16: Patrones de Consumo con Precio Uniforme y con Precios Pico
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Recuperacion de Costos y Expansion Optima

El sistema eléctrico debe tener capacidad de generacion para satisfacer el pico de demanda del
afio (conocido como maxima demanda del sistema), pese a que durante otros periodos del afio
no se llegue a utilizar toda la capacidad. Es por ello que en las decisiones de planificacion de
inversiones de generacién y operacion del sistema debe tenerse en cuenta el patrén de demanda
horario a lo largo de un periodo (conocido como Curva de Carga), en base al cual se construye
la Curva de Duracion o Diagrama de Duracion, ordenando las demandas de mayor (méxima
demanda) a menor (minima demanda), siendo el periodo utilizado normalmente de un afio
(8,760 horas) o de un mes (720 horas). En el Gréafico N° 17 se ilustra como se obtiene el

diagrama de duracidn de la demanda en base a la curva de carga.

Gréfico N° 17: Curva de Carga y Curva de Duracion de la Demanda

MW A MW A

Curva o Diagrama de Carga Curva o Diagrama de Duracién

Max
Dem

/N
\/H_J\/H_}‘ H_J\
Min a b a+h

Dem

v

>

0 Horas 0 Horas ordenadas

Fuente: Oren (1985)

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




La légica de este esquema es que se puede minimizar el costo de abastecimiento de la
electricidad (definido como la suma de los costos de inversion y de operacién de las diferentes
tecnologias disponibles), instalando unos determinados niveles de capacidad por cada tipo de
tecnologia de generacién aprovechando sus diferencias en costos de inversion y operacion y
reconociendo que, dado el patron cambiante de la demanda en el tiempo y la imposibilidad de
almacenar la electricidad, cada tecnologia sera eficiente para determinado nimero de horas de

funcionamiento. Matematicamente, el problema de optimizacion que se debe resolver es el

siguiente:
) i=T i=T
=1 =1
i i}
T
sa: Y Y; = Dmax
1
Donde:
E: Es la cantidad de energia despachada al sistema por la unidad i.
Yi: Es la potencia que suministra al sistema la unidad i.

Dmax: Es la demanda de potencia del sistema.

Este problema se resuelve representando la curva de duracion de la demanda mediante alguna
funcién que permita tener expresiones para la energia generada por cada tecnologia y
encontrando los puntos de corte entre tecnologias, la duracién de las demandas a partir de las
cuales el costo total entre las tecnologias adyacentes se iguala, pasado este periodo se debe

empezar a utilizar la siguiente tecnologia.

Este proceso se hace partiendo del mayor nimero posible de horas de operacion en el afio
(8760), donde, tal como se puede ver en el Grafico N° 18 el menor costo total lo posee la central
hidroeléctrica, retrocediendo hasta un nimero de horas en que este costo se iguale con la
siguiente central que en este caso es la de gas natural a ciclo combinado (a este periodo se le
denomina tce):

ﬂcc — ﬁH

ﬂH _bcc

Luego se proyecta este punto sobre la curva de duracion para encontrar la cantidad de capacidad

CTee =CTy = Bec tbee xtee =Py + By xtee =t =

a instalar por cada tipo de tecnologia®™.

Ademas, se puede mostrar que siempre que la inversion en las diferentes tecnologias sea la que

minimiza los costos, fijando los precios de energia y de potencia de acuerdo a los costos

'8 Una demostracion detallada de este resultado se puede ver en el Anexo N°4 .
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marginales en cada momento, es decir el precio de energia igual al costo de produccién de la
altima central que entrd a operar en cada bloque y el precio de potencia igual al costo de
expansion o costo fijo de la central de punta, se lograra el equilibrio financiero del sistema™., es
decir que los precios de potencia (PP ) y energia (PEi) sean fijados en funcién de los costos de

inversion y  produccion de la ultima central que abasteci6 el sistema:

PE;=b; parai=1,23..T yPP=S 1V

En un contexto donde existe libre entrada a la actividad, estos precios deberian generar las
sefiales para que la combinacion de tecnologias se vaya adecuando a la eficiente. Si a todos los
generadores se les remunera al costo marginal de la tecnologia mas cara despachada en cada
momento, todos terminan con un déficit de recuperacion de costos equivalente al costo fijo
unitario de la tecnologia del pico. Este argumento es el que provee la racionalidad para otorgar
un cargo de capacidad uniforme basado en los costos fijos de la tecnologia de pico para

complementar los ingresos basados en el costo marginal del sistema.

Es decir, en el 6ptimo se cumplira la siguiente ecuacion:

iBEi x PE, +iPPin :ibiEi +ZN:ﬁiYi
i=1 i=1 j=1 =1

i BE, b, + iﬂTYi = ibi E + iﬁiYi
i1 i1 =l =t

En el Cuadro N° 2 se presenta un ejemplo donde se ha tratado de representar una curva de
duracién de la demanda con niveles similares al peruano y los costos de las tecnologias al
alcance actualmente. Usando las condiciones descritas anteriormente se encuentra la
combinacion optima de tecnologias (cuanta capacidad instalar de cada una) y se muestra como
se llega al equilibrio financiero de todas las centrales pagando la potencia igual al costo fijo de
la unidad de punta y la energia al costo variable marginal en cada bloque horario. Se presenta
también el precio monoémico (suma de los precios de potencia y energia expresados en US$ por
MWh).

19'La demostracion del equilibrio financiero bajo este esquema se muestra en el Anexo N° 4.
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Grafico N° 18: Minimizacion de Costos Totales de Abastecimiento

Potencia (MW)

) Curva de Duracion de la Demanda
Diesel {

Gas Natural
CS

Gas Natural{ Ecc = Energia producida por la central a ciclo combinado
CcC

T
+
[
1

Hidréulica<

\

Costo Total
Anual

8,760 Horas de
funcionamiento anual
Diesel

Gas Natural CC

g i~

Hidraulica

tD tCS 1:CC 8,760 Horas de

funcionamiento anual

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




Cuadro N° 2: Ejemplo de Obtencion de Combinacion Optima de Tecnologias y Precios de
Energia y Potencia sin considerar el Valor de la Energia No Suministrada

Calculo de Anualidades

Costo Unitario Factor de Anualidad %Osetr(;:ijgnde Costo fijo de OyM ari?aslt[zr:”;s
Tipo de Central (miles de US$ | Duracién (afios) . (miles de US$ P s Y (miles de US$ por
or MW) Anualidad or MW afio) mantenimiento MW afio) de US$ por
P P (%) MW afio)
Diesel 350 25 0.127 44.6 3% 10.50 55.12
Gas Natural a Ciclo Simple 400 25 0.127 51.0 3% 12.00 63.00
Gas Natural a Ciclo Combinado 550 25] 0127 70.1 3% 16.50 86.62
Hidréaulica 1,300 40 0.121 157.7 2% 26.00 183.69
Tasa de Descuento 12%
Calculo de Costos Variables
Costo .
Costo Unitario Const{mo Variable Costo Variable .
Tipo de Central (US$ por Especifico Combustible No Costo Variable
P combust’?ble) + | (Combustible por (US$ por Combustible | (US$ por MWh)
MWh) ** MWE‘ (US$ por MWh)
Diesel 659.7 0.2 131.9] 7.0] 138.9|
Gas Natural a Ciclo Simple 2 9.5 19.0 1.0 20.0|
Gas Natural a Ciclo Combinado P 6.0 12.0 1.0 13.0
Hidraulica 0.2 0.3 0.1] 0.8] 0.9
* Combustibles Liquidos: US$/Ton, Gas Natural = US$/MMBTU
** Combustibles Liquidos: Ton/MWh, Gas Natural: MMBTU/MWh
*** Barriles de petréleo por Tonelada Equivalente de Petréleo 7.33
*** Precio del Barril de Petréleo 90
Costo ,',:”? Costo Variable th= Biq'ﬁi Energia producida|
. Anual "B n i . X
Tecnologia (US$ por MW b bi —bi+1 Potencia (MW) por Tipo de
" (US$ por MWh) Tecnologia (MWh)
afio)
Diesel 55,125 138.940 66 17 548
Gas Natural a Ciclo Simple 63,000 20.000 3,375 827 1,423,280
Gas Natural a Ciclo Combinado 86,625 13.000 8,000 1156 6,575,798
Hidraulica 183,695 0.866 8,760 2000 17,448,174
Curva de Duracién lineal D(t) = Maxima Demanda - m*t
Intercepto (M&xima Demanda) 4,000
Pendiente (m) 0.25
Demanda Minima 1,810
Horas en el afio 8,760
Demanda de Energia Total 25,447,800
Factor de Carga 72.6%
Resultados Adicionales
N, Factor de
Participacion e
. ._ | Participacién en | Planta por
Tecnologia en la Potencia PR P
) la Energia (%) Tecnologia
(%)
Diesel 0.4% 0.0% 0.4%
Gas Natural a Ciclo Simple 20.7% 5.6% 19.6%
Gas Natural a Ciclo Combinado 28.9% 25.8% 64.9%
Hidraulica 50.0% 68.6% 99.6%
Energia por Costo Marginal E::rsgt?a(:;r
Bloque Bloque (MWh) de ngr'a\lztg;JS$ Bloque (miles
P de US$)
Blogue | 264,291 138.9 36,720,647
Bloque Il 11,811,878 20.0 | 236,237,569
Bloque Il 11,923,456 13.0 [ 155,004,928
Blogue IV 1,448,174 0.9 1,254,119
Total 25,447,800 429,217,262
Precios Marginales
Precio Marginal Promedio de Energia (US$ por MWh) 16.87
Precio de Potencia Marginal expresado en Energia (US$ por MWh) 8.66
Precio Mondémico (US$ por MWh) 25.53
Equilibrio Financiero del Sistema
Ingreso por Costo por leerenc@ en Ingreso por . Diferencia en Costo Medio
. P X . . Energia N . Costo de Potencia R R
Tecnologia Energia (miles |Energia (miles de (miles de Potencia (miles (miles de US$) Potencia (miles de Neto (US$ por
de US$) USs$) Us$) de US$) Uss$) Mwh)
Diesel 76,135 76,135 - 912,454 912,454 - - 1,804.1
Gas Natural a Ciclo Simple 34,979,770 28,465,592 6,514,178 45,599,247 52,113,425 (6,514,178) - 56.6
Gas Natural a Ciclo Combinado 121,905,777 85,485,377 36,420,400 63,735,700 100,156,099 (36,420,400) - 28.2
Hidraulica 272,255,580 15,110,119 | 257,145,461 110,252,557 367,398,018 (257,145,461) - 21.9
429,217,262 129,137,223 | 300,080,039 220,499,958 520,579,997 (300,080,039) - 25.5
[Costo e Ingreso Total (miles de US$) [ 649,717,220 |
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Introduccion del Valor de la Energia No Suministrada (VOLL)

La necesidad de un pago de capacidad basado en el costo de expansién o costo fijo de unidad
gue opera en la punta para garantizar la recuperacion de costos de la generacion puede ser
eliminada introduciendo la posibilidad de un corte de demanda o cantidad de energia no
suministrada cuando el costo para el sistema de cubrir este consumo es mayor al valor que le

otorgan los consumidores a tener electricidad (conocido como “Value of Lost Load” o VOLL).

Este resultado se obtiene introduciendo el VOLL como una suerte de tecnologia con cero de
costo fijo y el coste marginal igual al VOLL unitario. En este caso ya no es eficiente instalar
capacidad para suministrar a toda la demanda, pues existiran cantidades demandadas que se dan
solo unas pocas horas al afio cuyo abastecimiento llevaria a pagos muy altos (pues el costo fijo
de la central punta tendria que repartirse en muy pocas horas de operacion). Ello da origen a un
nivel de demanda que en el 6ptimo no debe ser servida, la cual se obtiene de comparar el costo
total de suministro de una carga adicional en las horas punta (usando los costos fijos y de
operacion de la tecnologia marginal) con el valor que a esta energia le otorgan los

consumidores. Ello implica comparar los valores del costo total (CV, xt, + CF,) con el valor
total para los usuarios (VOLLxt,). El tiempo Optimo de corte se obtiene despejando “t,”

cuando ambos valores son iguales:

CF,

CV, xt, + CF,)=VOLL __CFR
(CVoxt, + CFo) &= =a—ev,

Matematicamente, el problema de optimizacion que se debe resolver es el siguiente:

i=T iI=T
Min Voll xENS +85Yb<E; + > ;i
i=1 i=1

i 6}

T
sa: Y Y;+PNS = Dmax
1

Donde:
E: Es la cantidad de energia despachada al sistema por la unidad i.
Yi: Es la potencia que suministra al sistema la unidad i.

Dmax: Es la demanda de potencia del sistema.
PNS:  Es la potencia no suministrada

ENS:  Es la energia no suministrada

VOLL: Valor de la energia no suministrada
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Asi, el precio durante el periodo donde una parte de la carga se raciona debe ser el igual al
VOLL unitario. Pagar a los generadores ese precio de entrega durante periodos de escasez de
suministro les proporcionard ingresos equivalentes a los que se obtendrian con el pago por
capacidad y permitird mantener el equilibrio financiero del sistema. Es decir que en el éptimo

debe cumplirse:

iBEi x PE, :ibiEi +ipivi

i=1 j=1 j=1
T—1J J T T

BE, xVoll + Y BE,; xb =>'bE, + > BY,
i=1 j=1 j=1

Donde:

BE; : Energia consumida en el bloque i

PE; : Precio de Energia en el bloque i (igual a b; 0 costo marginal de la Gltima central e
igual al VOLL en el blogue punta)

El precio promedio de energia bajo este esquema sera equivalente al costo medio de produccion
del sistema. Este modelo presenta algunas ventajas sobre el sistema de un pago de capacidad
uniforme, pues incorpora la disponibilidad a pagar por energia de los consumidores, haciendo
gue se instale menos capacidad cuando se va a utilizar muy pocas horas, lo cual reduce los

costos totales de abastecimiento.

En el Cuadro N° 3 se presenta un ejemplo con mismos datos que el presentado con el esquema
de minimizacién de costos discutido anteriormente, pero introduciendo la existencia del VOLL
maximo y por lo tanto la posibilidad de energia no suministrada en el 6ptimo. Se puede ver que
el nivel de capacidad a instalarse en el sistema ha disminuido ya que para demandas que estan
presentes menos de 16.4 horas al afio no es econdémico instalar capacidad. En este cuadro
también se presenta la nueva combinacion éptima de tecnologias y el precio de energia
promedio del sistema, el cual es ligeramente menor al precio mondémico del sistema del

ejercicio anterior.
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Gréfico N° 19: Minimizacién de Costos considerando la posibilidad de energia no
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Cuadro N° 3: Ejemplo de Obtencion de Combinacion Optima de Tecnologias y Precio de

Energia considerando el Valor de la Energia No Suministrada

Caélculo de Anualidades

Costo Unitario Factor de Anualidad Costo fijo de Costo fijo de OyM

Tipo de Central (miles de US$ | Duracién (afios) Anualidad (miles de US$ operacién y (miles de US$ por
por MW) por MW afio) | mantenimiento (%) MW afio)

Voll
Diesel 350 25 0.127 44.6 3% 10.50
Gas Natural a Ciclo Simple 400 25 0.127 51.0 3% 12.00
Gas Natural a Ciclo Combinado 550 25 0127 70.1 3% 16.50
Hidraulica 1,300 40 0.121 157.7 2% 26.00
Tasa de Descuento 12%

Célculo de Costos Variables

Costo Unitario COnSL’II_TIO Costo Variable Costo Variable .
Tipo de Central (US$ por ESpECI.“CO Combustible No . Costo Variable
combustible) * (Combustible por (US$ por MWh) Combustible (US$ por MWh)
MWh) ** (US$ por MWh)
Voll 3500
Diesel 659.7 0.2 131.9 7.0) 138.9
Gas Natural a Ciclo Simple 2 9.5 19.0 1.0 20.0}
Gas Natural a Ciclo Combinado 2 6.0] 12.0] 1.0] 13.0
Hidraulica 0.2 0.3 0.1] 0.8 0.9
* Combustibles Liquidos: US$/Ton, Gas Natural = US$/MMBTU
** Combustibles Liquidos: Ton/MWh, Gas Natural: MMBTU/MWh
*** Barriles de petréleo por Tonelada Equivalente de Petréleo 7.33
**** Precio del Barril de Petréleo 90
iizt; Fgo Costo Variable R B +1-[3 Energia producida
Tecnologia (USS$ por MW "b" t,= b' b ! Potencia (MW) por Tipo de
afio) (US$ por MWh) i “Miv1 Tecnologia (MWh)
Voll - 3500.0 16.4 4.1 34
Diesel 55,125 138.9 66 12 514
Gas Natural a Ciclo Simple 63,000 20.0 3,375 827 1,423,280
Gas Natural a Ciclo Combinado 86,625 13.0 8,000 1156 6,575,798
Hidraulica 183,695 0.9 8,760 2000 17,448,174
Curva de Duracién lineal D(t) = Maxima Demanda - m*t
Intercepto (Maxima Demanda) 4,000
Pendiente (m) 0.25
Demanda Minima 1,810
Horas en el afio 8,760
Demanda de Energia Total 25,447,800
Demanda de Energia Suministr 25,447,766
Factor de Carga 72.7%
Resultados Adicionales
Participacion A Factor de
B .| Participacion en
Tecnologia en la Potencia la Energia (%) Planta por
(%) Tecnologia (%)
Potencia No Servida 0.1% 0.000% 0.1%
Diesel 0.3% 0.002% 0.5%
Gas Natural a Ciclo Simple 20.7% 5.593% 19.6%
Gas Natural a Ciclo Combinado 28.9% 25.840% 64.9%
Hidraulica 50.0% 68.565% 99.6%
. Valor de
Bl Energia por dCoEto Me}rg:j;; Energia por
oque Bloque (Mwh) | %€ pzs;\ﬂm) Blogue (miles
de US$)
Blogue V 65,537 3,500.0 229,379,647
Bloque IV 198,721 138.9 27,610,258
Bloque IlI 11,811,878 20.0 236,237,569
Bloque Il 11,923,456 13.0 155,004,928
Blogue | 1,448,174 0.9 1,254,119
Total 25,447,766 649,486,521
Precios Marginales
[Precio Marginal Promedio de Energia (US$ por MWh) I 25.52 ]
Equilibrio Financiero del Sistema
B Ingre,so por CO,StO por CosFo de. Costo Medio
Tecnologia Energia (miles |Energia (miles de| Potencia (miles (US$ por Mwh)
de US$) USS$) de US$)
Diesel 757,890 71,463 686,427 1,474
Gas Natural a Ciclo Simple 80,579,017 28,465,592 52,113,425 56.6
Gas Natural a Ciclo Combinado 185,641,477 85,485,377 100,156,099 28.2
Hidraulica 382,508,137 15,110,119 367,398,018 21.9
649,486,521 129,132,551 520,353,970 25.52
[Costo e Ingreso Total (miles de US$) [ 649,486,521 |
Ahorro por Incorporar el Voll
(miles de US$) 230,699
Ahorro en Porcentaje 0.04%
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La Introduccién de Incertidumbre (LOLP)

Una caracteristica muy importante de la provision de electricidad es la incertidumbre sobre el
comportamiento de la demanda (incrementos o descensos subitos por una mayor o menor
temperatura, entre otros) y la oferta (indisponibilidades fortuitas, comportamiento de la
hidrologia, entre otros), lo cual, unido a la imposibilidad de almacenar electricidad a costos

razonables, genera la necesidad de tener capacidad instalada adicional o de reserva.

En este caso, el problema de minimizacion de costos debe plantearse en valor esperado
teniendo en cuenta las distribuciones de probabilidad de la demanda y la oferta a fin de
encontrar el nivel de capacidad que minimiza los costos en valor esperado teniendo en cuenta el
valor de la energia no suministrada y la probabilidad de pérdida de carga (“Loss of Load
Probability” o LOLP). En particular debe tenerse en cuenta que el nuevo trade-off entre instalar
mas capacidad a fin de evitar cortes intempestivos de electricidad versus la probabilidad de que
estos ocurran. En algunos casos, cuando una empresa verticalmente integrada realizaba las
inversiones en capacidad se solia considerar un LOLP dado, digamos de 5%, a fin de
simplificar el problema, pero ello era méas bien arbitrario pues el LOLP en verdad es enddgeno
(un discusién de este problema en el marco de los modelos de equilibrio de mercado se puede
encontrar en Balasko, 2001). Matematicamente, el problema de optimizacién simplificado que

se debe resolver es el siguiente:

i=T i=T
Min VOLLxENSxLOLP+ X, <EPP + 3> ;
i=1 i=1

it

.
sa: E(DY; +PNS)=E(Dmax)
1

Donde:
EPP;: Energia producida probable de la unidad i.
Y : Es la potencia que suministra al sistema la unidad i.

ENS: Es la energia no suministrada
VOLL: Valor de la energia no suministrada
LOLP: Probabilidad de Pérdida de Carga

La resolucion de este problema permitira encontrar un nivel de reserva dptimo para el sistema,
el cual debe ser remunerado, lo cual se puede hacer a través de un incremento en el precio por
potencia (que incorpore este margen). Si los agentes son adversos al riesgo, este margen se

incrementard en proporcion a su grado de aversion al riesgo.
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Paralelamente, se pueden obtener los precios a cobrarse bajo la existencia de incertidumbre, los
cuales en un modelo con agentes neutrales al riesgo implica que deba fijarse precios de energia
diferentes en cada bloque que incorporen la probabilidad de pérdida de carga en cada momento,
tal como han demostrado los papers de Crew y Kleindorfer (1976) y Chao (1983)%. Este precio

tendria la siguiente forma:

Precio Esperadode Electricidad, = SMP, x(1- LOLP, ) +VOLL x LOLP

Donde:

LOLP;: Probabilidad de pérdida de carga en el bloque i.
VOLL: Valor de la energia no suministrada.

SMP;: Precio marginal del sistema en el bloque i.

111.3.2 Mercados de Solo Energia donde no hay pago de capacidad

El resultado discutido en la seccion anterior en un entorno de planificacion, donde se puede
eliminar el pago de capacidad remunerando a las centrales en el bloque punta con el VOLL y
mantener el equilibrio financiero del sistema, se suele utilizar para mostrar que este mismo
resultado se puede obtener en un mercado competitivo de generacion basado en ofertas de

precios y cantidades por parte de los diferentes tipos de generadores.

Es decir, en un mercado competitivo de generacion se obtendra un resultado eficiente en el
largo plazo sin la necesidad de introducir cargos por capacidad pues en equilibrio la oferta
tendria un tramo vertical que generaria ingresos adicionales a los generadores para remunerar
sus costos fijos, al igualarse el valor que le dan los usuarios a la capacidad adicional (1) con este
costo fijo (B) tal como se muestra en el Grafico N° 20. Es decir, en un entorno donde existe libre
entrada y salida del mercado las sefiales de precios generaran que una composicion del parque
generador socialmente eficiente y precios que reflejen el valor que le otorga la sociedad a la
electricidad (ver Borenstein, 1999). El ingreso por sobre los costos variables que obtienen las
centrales inframarginales (denominado “scarcity rent” o “renta de escasez”) permitira cubrir los

costos fijos y supone que la oferta del sistema tenga un Gltimo tramo vertical.

Esta propuesta de disefio de los mercados eléctrico se le conoce como “Energy Only Electricity
Market” y ha sido desarrollada como una alternativa que introduce menos mecanismos de

intervencion en el mercado eléctrico (ver Hogan (2005). Sin embargo, este mecanismo requiere

20 En el Anexo N° 5 se presenta en detalle la obtencién de los precios 6ptimos bajo incertidumbre de
acuerdo al desarrollo de Chao (1983).
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la posibilidad de que los precios se incrementen de forma subita (conocidos como “Precios
Rayo” o “Spike Prices™), los cuales permitiran la recuperacién de los costos fijos de las
centrales y que existan los mecanismos para transferir estas sefiales a los usuarios de forma tal
gue se genere una respuesta de la demanda.

Grafico N° 20: Valor Sombra de Capacidad Adicional
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Gréfico N° 21: La Renta de Escasez y la Cobertura de los Costos Fijos
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En un esquema descentralizado, donde los precios se forman por la interseccion de la oferta y la
demanda, una situacion de desequilibrio, es decir donde la inversion en determinadas
tecnologias se encuentra desadaptada, debe ser s6lo temporal, pues la libre entrada y salida de

inversionistas llevara a un parque generador eficiente donde se logra el equilibrio financiero del
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sistema (Green, 2000). Ello se puede ilustrar mediante un ejemplo sencillo presentado por
Borenstein (1999):

Oferta: se tienen dos tipos de generadores:

Gl: N=50 G2: N=100
Capacidad = 80 MW Capacidad = 60 MW
Costo Fijo = US$ 926,400 mensual Costo Fijo = US$ 288,000 mensual

Costo Marginal = US$ 15 por MWh Costo Marginal = US$ 25 por MWh
Demanda: dada por las siguientes funciones:

Fuera de pico: 420 horas al mes. P =30-Q/1,000
Pico: 300 horas al mes. P =50-0Q/1,000

En este estado inicial la situacion financiera de las empresas seria la siguiente:

G1: 80*(40 — 15)*300 + 80*(25-15)*420 - 926,400 = US$ 9,600 mensual (beneficios extras).
G2: 60*(40-25)*300 — 288,000 = - US$ 18,000 mensual (pérdidas).

Gréfico N° 22: Equilibrio Inicial en un Esquema Sin Pago de Capacidad

Costo Marginal
(US$ por MWh)
A

\
Demanda Punta

25 |77 mmmoommoommooooT j\\

15 E E Demanda Fuera

de Punta

[

4,000 5,000 10,000  Mw

La existencia de ingresos extraordinarios para los generadores del tipo 1 y de déficit para los
generadores del tipo 2 llevard a la instalacion de mayor capacidad del tipo 1 y a la salida de
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empresas del tipo 2. Asi se generard la entrada de 2,000 MW G1 vy la salida de 3,000 MW de
G2.

Con ello los nuevos precios serian:
Precio Pico US$ 41 por MWh y Precio Fuera de Pico US$ 24 por MWh.

Las empresas de ambos tipos llegarian al equilibrio financiero donde sus ingresos serian iguales
a los costos de operacién e inversion (incluyendo el costo de oportunidad del capital). Asi

tenemos:

G1: US$ 926,400 = 80*((41-25)*300 + (24-15)*420))
G2: US$ 288,000 = 60*(41-25)*420

Graéfico N° 23: Equilibrio Final en un Esquema Sin Pago de Capacidad
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Es importante notar que la recuperacién de los costos fijos para la central marginal se realiza
exclusivamente mediante la “renta de escasez”, derivado de la diferencia entre el precio de
mercado y el costo variable de la Gltima central (obtenido de la interseccion de la oferta con un
Gltimo tramo vertical y la demanda), sirviendo este monto también para terminar de cubrir los

costos fijos de las centrales inframarginales.

Este esquema en la practica implica que los precios en determinados periodos pueden ser
bastante altos en relacién a los costos marginales de produccion, lo cual supone una alta
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variabilidad de los precios spot, por encima de la que existiria en un esquema alternativo con un
pago de capacidad. Sin embargo, supone una mayor respuesta de la demanda y en el dptimo

implica un menor nivel de capacidad a instalarse en el sistema.

Esta necesidad de incrementos subitos en los precios o generacion de “Prices Spikes” en
determinados periodos de corta de duracion (ver Grafico N° 24) genera no solo el problema de
buscar instrumentos para enfrentarla, como pueden los diferentes contratos financieros
existentes en el sector eléctrico, sino que si el mercado no es lo suficientemente competitivo
pueden generar rentas para los generadores lo que induce a que se discuta la posibilidad de fijar
precios méaximos para el sistema el sistema®. Sin embargo, distinguir los “Price Spikes”
necesarios para la recuperacion de los costos fijos de los derivados del abuso del poder de
mercado es algo complejo y estos precios maximos en un esquema sin pago de capacidad
pueden llevar a un problema para recuperar los costos totales de suministro, denominado
problema de “Missing Money” y poner en riesgo la sostenibilidad del sistema como se muestra
en el Gréfico N° 25. De acuerdo a la FERC (2005), la magnitud de este problema, es decir del
dinero dejado de recuperar por la imposicion de topes a los precios, en algunos mercados de
Estados Unidos habria sido de cerca a la mitad de los costos fijos anuales requeridos por las

centrales de punta (considerando un costo fijo anual de US$ 65,000 por MW).

Gréfico N° 24: Precios de Electricidad con “Price Spikes”
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2! Estos precios maximos se suelen denominar en las discusiones sobre este punto como “Price Caps”,
aunque un término mas adecuado usado en modelos microeconémicos seria el de “Price Ceilings, pues el
primer término se refiere mas bien a un mecanismo de regulacion por incentivos de monopolios naturales.
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Graéfico N° 25: Efecto de la Imposicion de Precios Maximos en Mercados de Solo Energia
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Debido a que existen una serie de restricciones institucionales y la necesidad del desarrollo de
contratos e instrumentos financieros que hagan posible que los usuarios no enfrenten una
volatilidad de precios desmedida en el mecanismo de pago por precios de solo energia, la
implementacion de este mercado es muchas veces no viable ni politicamente aceptable. Por ello,
en la mayor parte de paises se establecen cargos por capacidad como una forma de reducir la

volatilidad de los precios y reducir la incertidumbre en el mercado.

111.3.3 Mecanismos de Remuneracion de la Capacidad

Pago en base al Costo de Expansion

Tal como se discutié en la seccion 111.3.1, la minimizacion de costos del sistema eléctrico
permite obtener un criterio sencillo para remunerar la capacidad, el cual consiste en fijar un

pago por capacidad igual al costo de expansion del sistema o costo fijo de la central de punta.

La forma como se implementa este resultado en la préactica en el caso de la energia es ordenar
los costos variables de cada central de menor a mayor construyéndose de esta forma la curva de
oferta y que el precio de energia se fije de acuerdo al costo variable (o precio declarado) de la
Gltima unidad que ingresdé a despachar energia para cubrir la demanda registrada en un

momento del tiempo. Paralelamente, se establece un cargo de capacidad que permita la

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




inversion que cubra el incremento marginal de la demanda de potencia. Este corresponde a la
anualidad de la inversion y costo fijo anual de la central que abastecié la méxima demanda. El
precio monémico (suma del precio de energia promedio mas el precio de potencia expresado en
energia) serd igual al costo medio del sistema. En el caso chileno y peruano se ha adoptado este

esquema.

El cargo por capacidad basado en el costo fijo de la central térmica de punta ha sido
recientemente criticado a nivel tedrico por Arellano y Serra (2007). En este caso, el costo
marginal de produccion ahora incluye el valor marginal del agua y el costo de capacidad
dependera de los costos relativos de ambas tecnologias y de la relacion entre el factor de planta
de la central hidraulica con el factor de carga del sistema, por lo que no siempre el cargo de
capacidad estara asociado al costo fijo de la central térmica de punta, sino que dependeréa de la

capacidad de embalse de los generadores hidrotérmicos pudiendo ser igual a cero.
Pago por Capacidad basado en el VOLL por el LOLP

Tal como se discutio en la seccion I11.3.1, el precio esperado de electricidad para un

determinado bloque horario, tendra la siguiente forma:

Precio Esperadode Electricidad = SMP x(1— LOLP )+VOLL x LOLP
Reordenando tenemos:

Precio Esperadode Electricidad = SMP ~ + LOLP x(VOLL —SMP)

Precio de Energia

Precio de Potencia
Asi, el cargo por capacidad viene a ser el producto de la probabilidad de pérdida de carga en
ese bloque (LOLP) y la diferencia entre el VOLL y el Precio Marginal del Sistema, que viene a

ser la oferta del ultimo generador despachado:

Pago de Capacidad = LOLP x (VOLL - SMP)

Este pago por capacidad se establecid en la reforma llevada a cabo en Inglaterra y Gales en
1989 y era trasladado proporcionalmente a los consumidores como un cargo adicional en las
tarifas. La base tedrica de este enfoque era que el VOLL daba una sefial a los generadores de
hasta qué punto era rentable invertir en capacidad de planta que excedia la maxima demanda. A
mayor LOLP, mayor pago por capacidad, y mayor disposicion de los generadores a construir

capacidad adicional.
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La distincidn entre pico y fuera de pico se transforma méas bien en una cuestion de grado que de
fondo, ya que se comenzd a considerar que la capacidad excedente del sistema no solo esta
disponible para cubrir las demandas pico sino también para proveer confiabilidad adicional. Sin
embargo, en el caso inglés se detectd que los generadores podian manipular este mecanismo a
través de incrementos en sus indisponibilidades, lo cual estadisticamente se traducia en un
incremento en el LOLP y por lo tanto en el cargo por capacidad. En el Gréafico N° 26 se muestra

la evolucion del pago por capacidad en el Pool inglés entre 1990 y 1997.

Gréfico N° 26: Evolucién de los Pagos de Capacidad en el Pool Inglés
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Fuente: Newbery (1999)

Imposiciones Cuantitativas de Capacidad Instalada

Dado que las metodologias mencionadas anteriormente para fijar precios de capacidad de forma
administrativa pueden dar lugar a ineficiencias pudiendo originar un nivel excesivo o
insuficiente de capacidad, se han adoptado otros mecanismos tales como las Imposiciones
Cuantitativas de Capacidad Contratada para las entidades encargadas de abastecer la demanda
(distribuidores, comercializadores minoristas). Esta modalidad ha sido implementada, por
ejemplo, en los mercados desregulados del Noreste americano, tales como New England, PJIM
(Pennsylvania, Jersey, Maryland) y New York Power Pool (NYPP). Especificamente, la
imposicion es tener contratos con generadores por un nivel de capacidad por encima de la

demanda méaxima dentro de un cierto periodo de tiempo.
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En este tipo de mercados con imposiciones cuantitativas de capacidad, se han desarrollado
mercados secundarios, formales e informales, que permiten a los responsables de abastecer la
demanda la compra/venta de los contratos de capacidad. La obligacion de contratar permite a
los generadores recaudar ingresos extra para cubrir los costos fijos de la reserva de capacidad no
utilizada en el sistema, dando incentivos al sistema para construir reservas mas alla de las
necesidades de corto plazo para cubrir los servicios complementarios. Desde el punto de vista
economico, la imposicion de contratar funciona como un control de cantidad en el mercado de
la reserva de capacidad, lo cual puede ser comparado con otro mecanismo de intervencion,

como es la fijacion del precio de la capacidad.

El argumento clasico de intervencion de precios versus cantidades sugiere que, si la demanda es
casi vertical y la curva de oferta es horizontal, un pequefio error en la fijacion del precio de la
capacidad resulta en un error importante en la cantidad de capacidad ofrecida, por lo que el
control directo de la capacidad proporciona una forma de intervencion mas adecuada. Por otra
parte, desde el punto de vista de la confiabilidad del sistema, la obligacion de instalacion de
capacidad es vista como un mecanismo mas seguro que el otorgamiento del pago por capacidad,
cuya correspondiente inversion puede o no materializarse. Sin embargo, esta también es una

alternativa administrativa no guiada por sefiales de mercado.

Gréfico N° 27: Fijacidn de Precios versus Intervencién Cuantitativa en Capacidad
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Fuente: Ruff (1999).
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Sin embargo, estos mercados, conocidos como ICAP (“Installed Capacity”) y luego
ACAP (*“Available Capacity’’) no han estado adecuadamente disefiados, pues en
muchos casos no diferencian las necesidades de reserva operativa de la requerida en el
mediano y los sistemas de pagos, en muchos casos mensuales, no permiten su
utilizacion para el financiamiento de inversiones. A su vez, pueden contribuir a mejorar
la capacidad del sistema pero no asocian un precio a la energia producida ante

requerimientos del sistema.

Sistemas Obligatorios de Seguros o Hedging

Puesto que el sistema de requerimientos cuantitativos de contratacion de capacidad puede
implicar una sobre inversion si el porcentaje requerido, ex-post, es excesivo, una alternativa con
menor intervencion directa en el mercado es la creacion de Sistemas Obligatorios de Seguros o
Hedging, la cual consiste en requerir que los distribuidores y comercializadores mantengan
contratos que le aseguren una estabilidad de precios en circunstancias de escasez. Esto es
equivalente a requerir que los distribuidores y comercializadores mantengan hedges por ciertos

porcentajes de su demanda pico a un cierto precio de ejercicio (““Strike Price™).

En este sistema los generadores garantizan la disponibilidad de su capacidad para producir
energia a un precio de ejercicio. El “cargo por capacidad” aqui es la prima por el call option
sobre la capacidad comprometida. Cuanto mas alta la prima, mas bajo el precio de ejercicio y
viceversa. Los “pagos por capacidad” implicitos salen como resultado espontaneo del mercado
de primas, que no es uniforme, y que depende de los diferentes precios de ejercicio que se
ofrezcan, lo cual a su vez depende de las preferencias de manejo de riesgos de los distintos

actores, tanto compradores como vendedores.

Este sistema no solo sirve para mejorar la adecuacion del parque en el mediano plazo
financiando las nuevas inversiones, sino que permite cubrir los riesgos de corto plazo. En el
Gréafico N° 28 se representa el pago de la opcion (sin descontar la prima) para un precio de
gjercicio predeterminado. Por otra parte, en el Grafico N° 29 se representa este mismo pago pero
usando la curva de duracién del precio (donde se ordenan los precios de mayor a menor), pero

considerando la existencia de un precio tope en el mercado spot.
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Grafico N° 28: Valor de una Opcion de Capacidad a un Precio de Ejercicio dado
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Fuente: Oren (2005).

Gréfico N° 29: Pago de la Opcién cuando hay Precios Tope en el Mercado Spot
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Fuente: Oren (2005).

La ecuacion general de beneficios de corto plazo para un generador que posee un contrato por

diferencias més opciones cuando cubre todos sus contratos es la siguiente:

7 =Qc*Pc+(Q(Ps)—Qc)* Ps+(Qc—Qs)x(StrikePrice—Ps)-CM*Q(Ps)-C

El tercer término de la ecuacién se aplicard siempre y cuando se cumplan las dos condiciones

siguientes:

(Qc—Qs) >0, es decir, que el generador sea deficitario pues la cantidad demandada en sus

contratos es mayor que la cantidad de energia producida.
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(Ps—Strike Price—) >0, es decir, que el precio “spot” sea mayor que el precio de ejercicio 0

maximo precio que el generador esta dispuesto a comprar en el pool antes de ejercer su contrato

de opcion.

C viene a ser el pago de la prima (el cual podria por ejemplo pagarse en forma de

mensualidades).

Sin embargo, como se ha mencionado, los generadores no requieren cubrir necesariamente
todos sus contratos con la compra de opciones de capacidad, sino solo un porcentaje, tal como
plantean Cramton y Stoft (2008). En este caso, la ecuacion anterior se puede modificar de la

siguiente forma:

7, =Qc* Pc+(Q(Ps)—Qc)* Ps +a(Qc —Qs )x( Strike Price— Ps)—CM * Q(Ps )~ C

_ Q.
Siendo @ = edge

, €S decir la proporcion de sus compromisos contractuales cubiertos con la
c

opcion de compra de capacidad.

Una forma de implementar este mecanismo, tal como plantean Cramton y Stoft (2008), es
mediante un requerimiento centralizado donde a partir de determinado “Strike Price” del
sistema, los generadores sean responsables por los retiros en la proporcidon de opciones de
capacidad que hayan vendido. En este caso, cuando el precio spot estd encima del precio de

ejercicio de la opcion, la ecuacion de sus beneficios variables seré la siguiente:

7, =Qc* Pc+ Strike Price( Q.. —QC)+ Ps* (Qs— Q... )~ CM*Q(Ps)

Siendo Qsnare la cantidad de opciones de compra de capacidad que ha vendido al sistema.

Como se puede ver, un generador que contribuya al sistema en la proporcién que se ha
comprometido descontando sus propios retiros tendrd un ingreso neto por sus ventas al ““Strike
Price”. Sin embargo, si se ha comprometido por un nivel mayor, tendrd que comprar energia al
precio spot del mercado de balance. Este esquema se le ha denominado “The three-settlement

system”.
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Un resultado que debe mantener este modelo es garantizar el equilibrio financiero de las

empresas, lo cual implica que se cumpla la siguiente ecuacion:

Qc* Pc + Strike Price( Q.. —Qc)+Ps*(Qs—-Q,.. ) +C =CF +CMg* Q(Ps)

Este sistema de seguros tiene varias ventajas. Primero, reconoce la naturaleza privada del nivel
de adecuacion de la reserva de capacidad. Segundo, permite la eleccion del consumidor sobre el
nivel deseado de contratacion de seguros para su cobertura de riesgo precio, promoviendo un
sistema no uniforme de pagos por capacidad a los generadores (en forma de premios de seguro).
Tercero, minimiza el riesgo de equivocarse en la compensacion a los generadores, ya que el
cargo de capacidad implicito surge de un mecanismo que simula en forma mas cercana un
mecanismo de mercado. Cuarto, genera un sistema de aseguramiento de abastecimiento que

reduce la volatilidad de los precios de energia.

El sistema de seguros con requerimientos de contratacion minima de reserva de capacidad,
puede ser interpretado como una variante del sistema de requerimientos cuantitativos de
capacidad, con la diferencia fundamental de que se reduce la volatilidad de los precios de
energia, y que se genera un mercado secundario de primas de seguros que, de ser
suficientemente liquido, provee soluciones mas parecidas a las de mercado. El pago bruto de

esta opcion de capacidad es el siguiente:

Pago Opcion=Max (S; - K,0)

Donde:

St = Precio del mercado spot en el periodo T
K = Precio de ejercicio de la opcidn.

C = Prima de la opcion

En el Cuadro N° 4 se presenta un resumen de las ventajas y desventajas de este sistema de
acuerdo a Pérez Arriaga et al (2001), en una de las primeras propuestas de este esquema para el
caso colombiano, aunque debe mencionarse que algunas de las desventajas se han ido

superando en planteamientos posteriores.
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Grafico N° 30: Pago de Capacidad mediante una Opcion de Compra de Capacidad
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Fuente: Oren (2003).

Cuadro N° 4: Ventajas y Desventajas del Sistema de Requerimiento Obligatorio de
Seguros

Ventajas Desventajas

Responde a un disefio avanzado basado en mecanismos | Es un disefio novedoso y no existe mayor experiencia
de mercado. internacional para evaluar los resultados.

Existe un producto claramente identificado por el cual | Es un mercado donde las subastas se convocan con un
los agentes del sistema pagan y se comprometen a | periodicidad de una vez al afio por lo que los resultados
otorgar. comprometen al sistema en un periodo relativamente
largo.

El ente regulador no interviene en la determinacion del | Si bien la intervencion regulatoria es menor, existen
precio ni en la asignacion del pago. variables que se deben fijar como la determinacién de la
cantidad a contratar total, lo cual tampoco es sencillo
(aunque es mejor que intervenir en el precio).

Estabiliza los ingresos de los generadores, | La introduccion del sistema genera incertidumbre sobre la
especialmente los de punta. evolucion de los ingresos de los generadores (y sobre el
pago que se cargaria a la demanda).

Responde a un disefio de mercado que posibilita | Requiere modificar otros aspectos del disefio de mercado:
desarrollos hacia una mayor participacion de la | formato de ofertas, aplicacion del precio de
demanda. racionamiento, separacion de precios de energia y
confiabilidad y una nueva interpretacién de los contratos
de largo plazo.

No requiere medir o auditar la disponibilidad de los
grupos sino que se basa en el cumplimiento de los
compromisos adquiridos.

Tanto los montos de remuneracion como los criterios
de asignacion responden a los desarrollos de la teoria
microeconémica.

Permite la participacién activa de los potenciales
entrantes sirviendo de sefial para incentivar inversiones
eficientes.

Fuente: Pérez Arriaga et al (2000).

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




Por ultimo, debe mencionarse que si bien el uso de contratos de cobertura de capacidad es una
propuesta cuya implementacion todavia es paulatina a nivel internacional, se han desarrollado
recientemente una serie de papers que analizan sus ventajas tedricas en el manejo de riesgos,
reduccion del poder de mercado e incremento de la confiabilidad del mercado eléctrico. Este
esquema viene siendo implementado en Nueva Inglaterra (un mercado eminentemente térmico)

y en Colombia (predominantemente hidraulico) desde el afio 2008.

En el caso colombiano, el modelo implementado ha incorporado algunas caracteristicas de
disefio particulares como la definicion de un precio de escasez a partir del cual se activa la
obligacion de los generadores que estan siendo remunerados a través del cargo por
confiabilidad. El precio de escasez establecido fue inicialmente de US$ 100 por MWh. A su
vez, las subastas se basan en la oferta de “energia firme”, debido a que se ha considerado que en
un sistema hidrotérmico la contribucién a la confiabilidad se debe medir en los periodos secos y
no necesariamente en los momentos de maxima demanda (ver CREG, 2008), la cual se utiliza
como medida para repartir entre los generadores las obligaciones adquiridas por la venta de los
contratos de confiabilidad. Las primeras subastas han dado cargos por confiabilidad de US$
13,045 US$/MWh para el 2008 y de 13,889 US$/MWh para el 2011 — 2012. Las subastas del
cargo de confiabilidad parten de definir la energia firme de las centrales para determinar luego
el precio que equilibre la oferta y demanda total del sistema usando un tipo de subasta
denominado “reloj descendente”, el cual se inicia con un precio igual a dos veces el costo del
entrante, valor calculado por la CREG (Comision de Regulacion de Energia y Gas) y ya
conocido por los agentes, y el anuncio del minimo precio al cual cerrara la primera ronda de la
subasta. Entre esos dos precios los agentes construyen sus curvas de oferta de energia firme.

Luego se va reduciendo el precio hasta que el exceso de oferta inicial se anula.

111.3.4 Balance de las Propuestas

Como se ha podido ver, la provision de capacidad de generacion que otorgue confiabilidad al
sistema eléctrico se ha tornado en uno de los principales temas de discusion en el disefio de los
mercados eléctricos y las reformas a nivel mundial. El problema surge principalmente de
algunas caracteristicas peculiares del proceso de suministro de electricidad como la
imposibilidad de almacenamiento y la existencia de shocks de oferta y demanda. Es por ello que
en los mercados donde se ha reformado el sector, se ha optado por diferentes alternativas para
proveer capacidad, las cuales tienen en menor o mayor grado un nivel de centralizacion de las
decisiones ya sea sobre los precios o el margen de reserva, y por lo tanto sobre la capacidad

total requerida por el sistema. Sobre este Gltimo punto, los nuevos desarrollos se orientan hacia

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




alinear mejor las preferencias de los consumidores por confiabilidad y los precios que estos

asumirian con los requerimientos de capacidad solicitados al sistema.

Asi, Cramton and Stoft (2006)* estiman que los niveles tradicionales de los margenes de
reserva en EEUU, entre 20% y 30%, corresponden a valores que exceden las preferencias de los
consumidores. Asi, la reduccién en los margenes de reserva en mercados liberalizados puede ser
atribuida a una oferta mejor alineada con el nivel de seguridad que estan dispuestos a pagar los
consumidores. Para el Reino Unido se encontrd que entre 5 - 10% de margen de reserva es
adecuado para mantener la seguridad en el sistema eléctrico. El criterio de seguridad aplicado al
mercado eléctrico de Australia en el 2004 fue un margen de reserva de 5% sobre la demanda

maxima.

Si bien es cierto, la discusién continGa y los instrumentos disefiados pueden tener una serie de
variantes, existen algunas propuestas para ubicarlos dentro del espectro del grado de
intervencion de decisiones centralizadas tanto en el precio como en la cantidad, tales como la

clasificacion propuesta por Rosellén (2005) y presentado en el Grafico N° 31.

Grafico N° 31: Caracterizacion de los Mecanismos de Pago de la Capacidad de acuerdo al
grado de centralizacion de las Decisiones
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Fuente: Rosellén (2005)

A nivel tedrico todavia no se ha incorporado tampoco el efecto de todas las reglas de
funcionamiento alternativas del mercado eléctrico. Un avance en este sentido fue el realizado
por Joskow y Tirole (2007), donde se analiza en un modelo microeconémico los efectos de

diferentes reglas de disefio de mercado sobre los consumidores ante cambios en las condiciones

22 Estos autores también presentan una comparacion de 15 mecanismos propuestos para enfrentar el
problema de la confiabilidad en los mercados eléctricos y proponen un mecanismo de basado en un
sistema de opciones de capacidad que cubra a toda la demanda del sistema.

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




del sistema, considerando la existencia de precios insensibles y la posibilidad de racionamiento.
Entre los resultados que se encuentran estan la existencia de problemas para la recuperacion de
los costos de inversion si existen precios techo para el mercado de corto plazo y la posibilidad
de mejorar los incentivos a la inversion con esquemas de requerimientos de capacidad y precios
por potencia, aunque su impacto es menor si existe poder de mercado. Un resultado adicional es
la necesidad de implementar mecanismos para garantizar la reserva operativa del sistema, la

cual viene a ser un bien publico que puede ser provisto en niveles insuficientes.

V. Sintesis de la Reforma y Disefio del Mercado Eléctrico Peruano

La reforma del sector se inicid con la promulgacion de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Decreto Ley N° 25844) en noviembre de 1992. En esta norma se modificaba la forma cémo
estaba organizada la industria y se establecia un nuevo marco regulatorio cuyo objetivo general
era crear un sistema tarifario que fomentara la eficiencia econdmica. El sistema deberia generar
los incentivos para que las empresas invirtieran en un entorno estable y con un sistema tarifario
adecuado. Ello permitiria incrementar la capacidad de generacion y lograr un incremento de la
cobertura del servicio eléctrico. A su vez, los usuarios deberian tener las opciones suficientes
para elegir entre un minimo de alternativas e incluso negociar directamente con los
suministradores (clientes libres). Paralelamente, la reforma inicidé un proceso de promocion de
la inversion privada a fin de aprovechar la experiencia de operadores internacionales y atraer

inversiones al sector.

El esquema partié de la separacion de las actividades de generacidn, transmisién y distribucion
creando sistemas tarifarios mas adecuados a las caracteristicas de cada actividad. En el caso de
las tarifas a clientes finales se eliminaron las distinciones por tipo de uso. En particular, en la
actividad de generacion se establecié la libre entrada para cualquier inversionista y se disefié un
sistema tarifario basado en principios marginalistas (los criterios del modelo “Peak Load
Pricing” y de planificacion de inversiones aplicados al sector eléctrico en un entorno méas
desregulado). De esta forma los precios de generacién se fijan en base al abastecimiento de la
demanda a minimo costo, dados los costos variables auditados de las centrales generadoras v el
costo de inversion de una central de punta eficiente. Estos precios se calculan en base a
proyecciones de la demanda y la oferta, y junto con los cargos por transmision principal
constituyen los “precios en barra” que son usados como tarifas méaximas en las transacciones
entre generadores y distribuidoras para el servicio publico. Es decir, la competencia en la
generacién en el caso peruano se da a través de mecanismos indirectos tales como la libre

entrada a la actividad y la competencia por la firma de contratos, ya sea con distribuidoras o con
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clientes no regulados (aquellos que superan 1 MW donde los generadores compiten con las

distribuidoras).

El abastecimiento del mercado mayorista se realiza de forma centralizada mediante un ente
conformado por las empresas generadoras y transmisoras (COES) encargado de mantener la
confiabilidad del sistema y minimizar el costo de abastecimiento. Si bien todas las transacciones
pasan por esta entidad, lo que vendria a caracterizarlo como un “Mandatory Pool” o “Pool
Obligatorio”, haciendo que no existan “contratos bilaterales fisicos”, si se permite la firma de
“contratos financieros” entre generadores y distribuidoras o clientes no regulados. Sin embargo,
el despacho es independiente de estos contratos, por lo que los generadores que no cubran la
demanda de sus clientes deben comprar energia en este mercado spot al “costo marginal

instantaneo”.

De acuerdo al articulo 41° de la LCE, las funciones bésicas del Comité de Operacion
Econdmica del Sistema (COES) incluyen: i) la planificacion de la operacion del sistema
interconectado, incluyendo el control del cumplimiento de los programas de operacién y la
coordinacién del mantenimiento mayor de las instalaciones; ii) el calculo de los costos
marginales de corto plazo del sistema eléctrico; iii) el calculo de la potencia y energia firme? de
cada una de las unidades generadoras, iv) garantizar a todos los integrantes la venta de su
potencia contratada, hasta el limite de su potencia firme y efectuar las liquidaciones de potencia
y energia por las diferencias que puedan generarse entre el despacho 6ptimo de las centrales y
sus compromisos contractuales. Otros rasgos importantes del modelo es que las distribuidoras
solo pueden comprar energia a los precios regulados, no al mercado spot, y la no existencia de

comercializadores independientes.

En Dammert, Gallardo y Garcia (2005) se ha presenta un resumen de la problemética del disefio
de mercados eléctricos y la opcion tomada en la reforma del sector eléctrico peruano. En este
documento también se incluyé un breve balance de los resultados logrados y la agenda
pendiente. Asimismo, en Gallardo, Garcia y Tavara (2005) se discuten diferentes aspectos de la
problematica de la inversién en generacién incluyendo la crisis del mercado de contratos. Por
ello en esta investigacion s6lo se desarrollan los aspectos de esta problematica relacionados con
el manejo de riesgos y sus posibles implicancias sobre las decisiones de contratacion de los

generadores y sus potenciales efectos sobre la inversion.

2 La potencia firme es aquella que puede ofrecer un generador en condiciones extremas. En los
procedimientos del COES se definen estos criterios para el caso de las centrales hidraulicas y térmicas.
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Gréfico N° 32: Principales Caracteristicas del Disefio de Mercado Peruano

> Clientes Libres

MWh -
» Clientes Regulados
Distribuidores  Takifa $3$
A 4
Lineas de Servicios a Comercializacion Comercializacion
Baja Tension los clientes regulada Competitiva
4 A
h ; ~ __ Contrato I
MWH i . I
S _coes__ ¥ .
1 I
I |- : Info* Operacién Transferencias < I~
Ll _ I
I v del Sistema Spot I Contrato $$$
Lineas de
I ! & Ishot Contratos
: Alta Tension Ir}fo lp $$$ : de generadores
1 Mwﬁi - —1
: Generadores existentes I Contrato $$$

Fuente: Ruff (2003)

V. Problematica del Mercado de Contratos en el Peru

V.1 Los Precios de venta de Generador a Distribuidor

Como se menciono, en el caso peruano el COES es el encargado de garantizar el abastecimiento
de la electricidad al menor costo para lo cual realiza programaciones del despacho en base a los
costos variables auditados de las centrales generadores y la disponibilidad de recursos hidricos.
En este esquema los generadores no tienen la posibilidad de declarar precios en un mercado spot
ni realizar despachos en base a sus obligaciones contractuales. Los generadores ponen a
disposicién del operador del sistema la capacidad de sus centrales y este programa el despacho a
minimo costo, para luego realizar una serie de liquidaciones donde se saldan las diferencias
entre los compromisos contraidos por los generadores con sus clientes y el valor de la energia

realmente inyectada.

En la actualidad, la tarifa en barra (que corresponde a los precios de energia, potencia y
transmision principal) tiene como finalidad de suavizar los precios que se transfieren a los
consumidores finales. En particular, en el calculo del Precio Bésico de Energia (PBE) se
considera un horizonte de proyeccion de la demanda y oferta de dos afios. Luego se obtiene el
costo marginal mensual esperado de suministro para el sistema utilizando los costos variables
vigentes de las centrales y optimizando la operacion del parque hidraulico considerando. El
PBE corresponde al precio que iguala el valor presente de los ingresos esperados con el valor
presente de los costos de suministro proyectados en un horizonte de 24 meses utilizando una
tasa de descuento de 12%:
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Adicionalmente, recientemente se ha establecido que en esta actualizacion también se considere
cuales hubieran sido los costos de suministro en el afio anterior en base a las realizaciones

efectivas de la oferta de capacidad y demanda del sistema eléctrico.

La obligacion que las empresas distribuidoras compren a un precio fijo esperado supone
implicitamente un esquema de aseguramiento mutuo de la volatilidad del precio “spot” entre las
empresas generadoras y las distribuidoras, por lo que se puede incluir bajo el esquema de

“Contratos por Diferencias”.

Tal como se aprecia en el Grafico N° 33, los cargos marginales o “precios spot” en el mercado
peruano son bastante volatiles por una serie de razones, como la existencia de centrales que
utilizan Diesel y Residual, cuyos costos variables son muy altos y cuyo costo de combustible
esta vinculado al precio del petrdleo, los shocks de oferta asociados a la disponibilidad de
recursos hidricos, la presencia de congestion en la red de transmisidn e indisponibilidades en las

centrales.

En la actualidad el parque generador esta en un proceso de readaptacion para un pais que cuenta
con tecnologias como las centrales basadas en gas natural a costos relativamente bajos. La
anterior combinacion Optima de tecnologias requeria una mayor participacién de centrales
Diesel y Residual, con altos costos variables, debido a que no se contaba de forma masiva con
gas natural. La introduccion paulatina del gas natural ha reducido estos saltos en la curva de
oferta (costos marginales) pero todavia se aprecian importantes incrementos de los costos de
suministro en determinadas horas del dia. Sin embargo, pese a la entrada del gas natural, la
principal fuente de volatilidad esta asociada a la evolucion de la hidrologia, lo cual, dada la
preponderancia de energia hidroeléctrica en el SEIN, genera que la curva de oferta sufra
importantes desplazamientos entre los periodos de estiaje y avenida (ver Gréafico N° 35)

Cuadro N° 5: Estadisticos de Precios “Spot”, Barray Produccion 1996-2006

Estadisticos Tarifa en Barra Costo Marginal
Desviacion Estandar 3.7 28.9
Promedio (US$ por MWh) 28.9 40.0
Coeficiente de Variacion (desviacion entre promedio) 0.1268 0.78
Coeficiente de Correlacion entre Precio Spot y Barra 0.1268

Fuente: COES y OSINERGMIN
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Grafico N° 33: Evolucion del Precio “Spot” y del Precio en Barra

(Abril 1993 — Diciembre 2006)
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Gréfico N° 34: Oferta y Demanda de Electricidad 2007
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Gréfico N° 35: Cambios en la Curva de Oferta de acuerdo a la evolucion de la Hidrologia
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Fuente: COES (2007)

Recientemente se ha introducido, mediante la Ley 28832 (“Ley para Asegurar el Desarrollo
Eficiente de la Generacion Eléctrica”) de julio de 2006, el mecanismo de licitacién de contratos,
como una forma de reducir los riesgos asociados al procedimiento administrativo de fijacion de
tarifas, pues las tarifas saldran de las ofertas de los generadores para asumir los contratos, y se

mantendran fijas por un periodo de 5 a 10 afios.*

V.2 La estrategia de Contratacion de los Generadores

Una forma de medir el riesgo de asumir obligaciones contractuales es identificar la magnitud de
las desviaciones entre la energia contratada y la generada que tiene que ser comprada al
mercado spot. Estas desviaciones para el periodo 1999 — 2002, tal como se puede apreciar en el
Grafico N° 36, estuvieron alrededor del 20% (a partir de este afio debido a los problemas en el
mercado de contratos, las estadisticas no permiten un andlisis adecuado). En el caso de los
generadores hidroeléctricos, que representan la mayor parte del parque generador, las compras
de energia de los déficits respecto a los contratos son practicamente por definicion a un precio

mas alto que el precio de venta en barra. En el actual sistema, las generadoras asumirian parte

2 La Ley 28832 incluye: i) la introduccién del esquema de licitaciones de contratos de suministro donde
los precios surjan de ofertas de los generadores y se mantengan fijos con plazos mayores a cinco afos, ii)
la apertura de operador del sistema (COES) a otros agentes del sector incluyendo una reorganizacién del
mismo VY, iii) la reformulacion del sistema tarifario de la transmision que reduzca la incertidumbre en la
recuperacion de las inversiones, entre otras.
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importante de este riesgo debido a que las distribuidoras pueden tomar energia sélo con limites

méaximos de potencia o a potencia leida.

Gréfico N° 36: Porcentaje de Compras de Energia de los Generadores al Mercado
Mayorista en relacién a las ventas por contrato (1999 — 2002)
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Fuente: Anuarios Estadisticos OSINERGMIN - GART

Estos riesgos, de importantes “shocks” de oferta y volatilidad de precios, llevarian a que los
generadores tengan una estrategia de contratacion mas bien conservadora, asi, en el Cuadro N° 6
se muestra la proporcion de la potencia firme contratada por los generadores, aprecidndose que
en los generadores con mayor participacion hidroeléctrica, como Edegel y en parte Egenor y
Egesur, este porcentaje estaba entre 50% y 60%, siendo el caso de Electroperti mas bien atipico
pues préacticamente tenia toda su potencia contratada en el mercado regulado, ademas de haber
comprometido potencia adicional gracias al contrato que mantenia con Etevensa. Este nivel de
contrataciéon para una hidroeléctrica no es 6ptimo y so6lo se puede explicar por la presion que
existia en ese momento para que la empresa estatal asuma los contratos que no estaban siendo

renovados y los asociados al crecimiento de la demanda.

Cuadro N° 6: Estrategia de Contratacion de los Generadores en el afio 2004

Cliente Total Potencia | Total / Potencia|
Suministrador Libre Porcentaje | Distribuidor | Porcentaje | Contratado Firme Firme

EDEGEL 231 46% 270 54% 501 961 52%
EGENOR 39 14% 230 86% 269 527 51%
ENERSUR 200 100%, - 200 360 56%
ETEVENSA - 40 100% 40 325 12%
EGASA 8 4% 172 96% 179 317 57%
ELECTRO ANDES 59 100% - 59 174 34%
TERMOSELVA 76 56% 60 44% 136 156 87%
EEPSA 8 14% 50 86% 58 142 41%
SAN GABAN 79 68% 38 32% 117 141 83%
EGEMSA 35 41% 50 59% 85 99 86%
SHOUGESA 42 67% 21 33% 63 67 95%
ELECTROPERU * 55 5% 1,091 95% 1,147 883 130%
PACASMAYO - 45 100% 45 54 83%
EGESUR - 67 100% 67 61 110%

Electroper( ha podido contratar potencia adicional a su potencia firme por el contrato con Etevensa
Fuente: contratos. Elaboracion: Oficina de Estudios Econdmicos - OSINERGMIN

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




V.3  LaCrisis en el Mercado de Contratos

En el afio 1998, los afios 2003 y 2004 e incluso en la actualidad, las empresas distribuidoras han
experimentado problemas para renovar sus contratos con los generadores a los precios
regulados por OSINERGMIN (conocidos como “tarifas en barra”). En teoria, si no existen
mayores problemas de prediccién de los precios “spot”, los contratos de largo plazo a tarifas
relativamente estables como las tarifas en barra deberian preferirse a la venta de energia al
mercado “spot”, cuya evolucion, dada la imposibilidad de almacenar la electricidad y la
necesidad de equilibrio instantaneo entre la oferta y la demanda, es muy volatil. Sin embargo,
durante estos periodos los generadores prefirieron vender energia al sistema a precios “spot” y
no renovar sus contratos. Sin embargo, esta situacion no es sostenible ya que en el disefio de
mercado peruano todos los retiros de energia para servicio publico deberian tener el respaldo de
un contrato. Para salir de este entrampamiento, se promulg6 una norma donde se establecia que
el valor de los retiros de energia sin contrato deberian socializarse o repartirse entre los

diferentes generadores.

Esta problematica ha dado origen a una serie de discusiones sobre las razones que explicarian la
decision de no contratar de los generadores. Estas fueron desde acusaciones de conductas
oportunistas de los generadores y el ejercicio indirecto del poder de mercado hasta problemas de
credibilidad en el célculo de las tarifas en barra y la existencia de un importante riesgo

regulatorio.

Como se ha mostrado, una de las razones de la no firma de contratos, a parte de los problemas
asociados al método de céalculo de tarifas y otros factores, es la falta de mecanismos adecuados
de manejo de riesgos de contratar por parte de los generadores. Este problema tiene una serie de
consecuencias inmediatas y potenciales sobre el funcionamiento eficiente del mercado eléctrico,
sobre el bienestar de los usuarios de servicio publico y sobre la inversién y adecuacion de la
capacidad de generacion en el mediano y largo plazo.

En el corto plazo, la no firma de contratos tendria como una primera consecuencia legal la
caducidad de la concesién de las distribuidoras, pues estas deben tener contratada toda su
demanda para los proximos dos afios.”® A su vez, se genera un vacio en el funcionamiento del
mercado mayorista, pues el COES no deberia permitir retiros de energia que no tengan el
respaldo de contratos de suministro. Estos dos tipos de medidas tendrian un impacto sobre el

bienestar de los consumidores, en particular, en el segundo caso, si se toma como ejemplo que

%5 El articulo 34° de la LCE establece una garantia de 24 meses de energia y la potencia contratada. La verificacion
de esta obligacion tiene lugar en el mes de julio de cada afio, y corre a cargo de la Direccidon General de Electricidad
del Ministerio de Energia y Minas.
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la demanda no contratada represente un 10% de la demanda del SEIN y que esta hubiera sido
racionada, se habria tenido un dafio a los consumidores que en un escenario conservador

alcanzaria los US$ 32.4 millones mensuales.?

Si bien estas dos consecuencias son sélo potenciales, pues se han tomado medidas destinadas a
impedir estos eventos, las medidas tomadas no se pueden considerar propiamente como
soluciones pues so6lo han evitado un colapso del sector, pero al mismo tiempo generan una serie
de distorsiones sobre el funcionamiento del mercado mayorista. Asi, en julio del 2004 se
promulgd una norma mediante el cual se establecié que en el periodo julio-diciembre del 2004,
las empresas generadoras del Estado a cargo del Fondo Nacional de Financiamiento de la
Actividad Empresarial del Estado (FONAFE) asumiran, en forma proporcional a su potencia
firme, los retiros que las distribuidoras estén realizando sin contrato para consumidores de
servicio publico, mientras que los retiros efectuados hasta esta fecha serian asumidos por todos

los generadores del SEIN (Decreto de Urgencia N° 007-2004, que ha sido prorrogado).

El asignar la demanda de potencia no contratada en proporcién a la potencia firme de las
diferentes centrales del SEIN genera una serie de distorsiones, pues altera la politica de
contratacion de las diferentes generadoras, la cual esta asociada al caracter especifico de sus
patrones de “shocks” de oferta, muy diferentes tanto entre centrales hidraulicas y térmicas,
como al interior de las mismas. Ello tiene una serie de consecuencias sobre la variabilidad de los
flujos de caja de las empresas y por lo tanto sobre los riesgos asumidos en el mercado, lo cual es
particularmente relevante en un contexto donde no existen mecanismos alternativos a la
decision de elegir cuanto contratar para manejar el riesgo cantidad referido al déficit de la

energia despachada respecto a la energia retirada via contratos.

Este riesgo cantidad es mas relevante aun debido a la relativa rigidez del sistema de precios, y

por lo tanto de la demanda regulada, para administrar o “acomodar” “shocks” de mediana
magnitud como un afio hidrolégico seco o indisponibilidades de mediana magnitud, ya que la
demanda regulada no reacciona a los precios “spot” obligando a los generadores contratados a
asumir un riesgo mayor que el que se asumiria si existieran mecanismos que permitan manejar

este riesgo.

Es en este contexto que se justifica el analisis de medidas destinadas a posibilitar que la
magnitud de las diferencias de precios “spot” y barra para las compras en el mercado mayorista
sea menor y mas predecible, ya sea mediante mecanismos de “pass trough” o participacion de

% Este surge de considerar una maxima demanda de 3000 MW, y un factor de carga de 60% (US$ 32,400 miles =
0.1*3000*720*0.6*250).
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grandes clientes en el mercado mayorista que hagan una demanda mas sensible a los precios
“spot”, 0, como se plantea en la tesis, mecanismos financieros o regulatorios como la creacion o
el fomento de un sistema de opciones de compra de capacidad en el mercado “spot” con precios

méaximos o un fondo de estabilizacion de precios en el mercado mayorista.

Recientemente, el problema ha resurgido optando el gobierno por adelantar en parte algunas de
las medidas del Libro Blanco destinadas a solucionar el problema de los contratos, mediante la
realizacion de licitaciones con precios fijos, surgidos de las ofertas de las empresas, por
periodos minimos de cinco afios (Decreto de Urgencia N° 007-2006) y no sean modificados por
el regulador. Sin embargo, pese a que estos cambios representan un avance, aunque introducen
algunos nuevos retos como la posibilidad de colusion en las licitaciones, todavia se requeririan
modificaciones adicionales que permitan un mejor manejo de riesgos y remuneracion de la
escasez de capacidad que posibiliten la firma de contratos entre generadores y distribuidores,

pues las medidas solo se dirigen

VI. Problematica de la Remuneracion de la Capacidad en el Peru

VI.1  Calculo del Precio de Potencia y Mecanismo de Reparto de los Ingresos Obtenidos

En el Peru la capacidad es remunerada a través de un cargo de capacidad basado en la anualidad
de la inversién mas el costo fijo de operacion y mantenimiento de la central de punta, al cual se
le adiciona un Margen de Reserva para recaudar los ingresos necesarios para remunerar a estas
centrales. Este pago, conocido como Precio Béasico de Potencia es parte de la tarifa en barra, y
es cobrado por todos los generadores a través de los contratos que estos firmen con las

distribuidoras o clientes libres.

La Ley de Concesiones Eléctricas de 1993 sefialaba que todas las centrales instaladas en el
sistema participaban en la distribucion de ingresos por potencia. Ademas, indicaba que primero
se pagaba a las centrales térmicas en proporcion a su potencia firme, la cual estd definida como
"la potencia que puede suministrar cada unidad generadora con alta seguridad” vy, luego, el
residuo se distribuia entre las centrales hidraulicas. La potencia firme de las centrales térmicas
era el producto de su potencia efectiva con el factor de indisponibilidad, mientras que en el caso
de las centrales hidréaulicas se redistribuia la diferencia entre la maxima demanda del sistema y
la suma de las potencia de las centrales térmicas, entre todas las centrales hidraulicas en funcion

de pardmetros de disponibilidad de agua.

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




En 1999, mediante DS 004-99-EM, se modifico este esquema de remuneracion a la potencia. En
la actualidad, el monto total de ingresos por potencia del sistema eléctrico estd compuesto por
los "Ingresos Garantizados por Potencia Firme requerida por el Sistema" (IGPF) que
corresponde al 70% del total y los "Ingresos Adicionales por Potencia Generada en el Sistema"
(IAPG) que cubren el otro 30%. En un inicio el porcentaje correspondiente al IAPG era menor

estableciéndose que en 30% a partir del séptimo afio?’.

Cuadro N° 7: Cambios en los Esquemas de remuneracion a la potencia aplicados en

el Perd.
1993 1999
Maxima demanda més un margen valorizadaa Maximademanda més un margen valorizada al Precio Basico
Monto Precio Basico de Potencia de Potencia
L S desagrega en Ingreso Garantizado (70%) e Ingreso
Bolsa Unica -
Adicional
H IG: centrales que cubren laméxima demandamas el
Participantes Todas las centraes instdadas en el sistema margen de reserva
H IA: centrales que despacharon energia
H IG: potenciafirme de las centrales de menor costo
Dist ribucién Primero, todas las centrales térmicas; el variable.

residuo, entre las centrales hidraulicas . . .
H IA: proporciona alaenergiadespachadaen el sistema.

Fuente: Reglamento de laLey de Concesiones Eléctricas (1993) y DS004-99-EM

Tomado de De La Cruz (2008)

A continuacion se pasa a describir el procedimiento actual de remuneracion de la potencia. Los
Ingresos Disponibles por Potencia se generan cuando los generadores con contratos “depositan”

mensualmente en el COES lo recaudado por el pago por potencia, monto que viene a ser igual a:

Ingresos Disponibles por Potencia = Y PPi x Mdaxima Demanda Mensual

Siendo:
PPi: Precio de potencia en la barra i

PBP = PTG x (1+ MRFO) x| — = —
1-TIF

Donde:

PTG: precio del turbogenerador (anualidad de la inversion mas costos fijos de OyM)
MRFO: margen de reserva firme objetivo (19.4%).

TIF: tasa de indisponibilidad fortuita (2.63%)

El PBP se lleva a cada barra del sistema haciendo la expansion por pérdidas de energia a fin de

calcular los precios de potencia por barra (PPi). Este sera el precio que tendran que pagar los

% En esta norma también se estableci6 un factor de incentivo a la contratacion, el cual se inicié con 5% y
gue terminaba al quinto afio.
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clientes por sus retiros de capacidad en el momento de maxima de demanda, cuya suma
constituird el Ingreso Disponible por Potencia. El detalle del célculo del PBP se presenta en el

Anexo N° 6.
Gréfico N° 37: Formacion del Ingreso Disponible por Potencia

Demanda total <— Méaxima demanda del mes (MD)
IPM < Intervalo de punta del mes (IPM)

_ / |E Db Dc
Demanda clientes Da I|p,v| /\/\/\'\/‘J\I
IPM

IPM
Ingreso Disponible (Da*PPa + Db*PPb + Dc*PPc)

Da,Db,Dc : Demandas de clientes en IPM en la barra i.
PPa,PPb,PPc: Precio de Potencia en la barra i

Fuente: OSINERGMIN (2007)

El ingreso disponible por potencia es repartido en dos componentes a traves de la aplicacion del
factor de incentivo al despacho (en la actualidad igual al 30%), generandose el concepto de
ingresos garantizados por potencia firme (IGPF), igual al 70% del total y de ingresos

adicionales por potencia generada (IAPG), igual al 30% del total.

Gréfico N° 38: Distribucion del Ingreso Disponible por Potencia

Ingresos Ingresos Garantizados
Disponibles (1-FID)% Potencia Firme y
Evaluacion Mensual

para pago de (IGPF)
potencia ’“/\/’ MM,\[/\
% Ingresos Adicionales Evaluacion Mensual

- Potencia Generada Liquidacién Anual
(FID)% (IAPG)

| Factor de incentivo al despacho (FID): 30% |

Fuente: OSINERGMIN (2007)

A su vez, los ingresos garantizados por potencia firme (IGPF) se reparten de la siguiente forma.
Si la suma de la maxima demanda al nivel de generacion (MD) més un margen de reserva

reconocido (R) (el cual es distinto al usado para el pago por potencia habiéndose llegado a
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utilizarse un margen de 50% usandose actualmente un 32%) es mayor o igual a suma de la
potencia firme de las centrales, éstas se incrementan proporcionalmente con el limite de la
potencia efectiva existente, siendo los niveles que alcanzan esta igualdad conocidos como
“Potencia Firme Remunerable” (PFR). En el caso contrario (que la suma de la maxima demanda
maés el margen de reserva sea menor que la suma de la potencia firme de las centrales), no todas
las unidades se remuneran y se utiliza un flujo de potencia 6ptimo (OPF) para determinar PFR

de cada central.

En el caso de los Ingresos Adicionales por Potencia Generada (IAPG) estos son calculados
mediante la estimacién de Factores de Distribucién Horaria del Precio de la Potencia (FDHPP)
a fin de repartir el monto de dinero disponible entre las centrales que suelan entrar a despachar

en el sistema.

V1.2  Evolucién del Margen de Reserva'y Composicion del Parque Generador

En el Grafico N° 39 se muestra la evolucion de la méxima demanda y la oferta de capacidad
anual para el periodo 1996 — 2006, incluyendo la composicion de esta oferta. Como se puede
ver el margen de reserva, medido al nivel de potencia efectiva, en algunos periodos como
inicios de la década represento cerca del 50% de la maxima demanda para ir reduciéndose en los
altimos afios debido principalmente al importante crecimiento de la demanda de electricidad. La
evolucion del margen de reserva mostrada y la composicion del parque generador, si bien estan
afectados por una serie de factores como pueden ser los compromisos de privatizacion y las
indivisibilidades en las inversiones, responde a los mecanismos tarifarios existentes. En
particular, el modelo peruano incluye un cargo por capacidad que remunera un monto
equivalente a cerca del 120% de la maxima demanda, por lo que en principio genera mas
incentivos a instalar capacidad que otros esquemas alternativos. Sin embargo, como se ha visto,
este pago no estd necesariamente asociado con compromisos contractuales y penalidades, sino
con un mecanismo de reparto que posee una serie de dificultades como se detallara en el
Capitulo VIII. Por ello, las estadisticas mostradas no necesariamente indican que el sistema
haya tenido o tenga una gran confiabilidad como se ha podido ver en afos secos o

recientemente con el suministro de gas natural.

V1.3 Tratamiento como Servicio Complementario

Por otra parte, la capacidad también es remunerada como servicio complementario. Asi

mediante el procedimiento 22 del COES se establecen los requisitos que cumpliran las centrales
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encargadas de aportar la reserva rotante, incluyendo una serie de procesos de calificacion y
pruebas, en base a lo cual se establece una lista de méritos de las centrales térmicas e

hidraulicas.

El costo unitario de energia para la regulacion serd la diferencia entre el costo marginal de la
energia para ese periodo, sin considerar la reserva por RPF, y el costo variable de la maquina de

menor costo variable de la lista de mérito asignada para dar reserva rotante; es decir:

Cuei = [Cmgi — Cvumi]

Donde:

Cuei : Costo unitario de energia regulante calculado para un periodo “i”
Cmgi : Costo marginal de la energia para el periodo “i”

Cvumi : Costo variable de la maquina de menor costo variable de la lista de
méritos a la que se ha asignado la reserva rotante.

Este monto es pagado proporcionalmente por los generadores de forma mensual.
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Gréfico N° 39: Evolucién de la Demanda y Oferta de Electricidad en el SEIN (1994-2006)

6,000
5,000
4,000
3
s 3,000
2,000 ~
1,000 -
0 ,
1994 1995 1996 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006
1 D2y Otros 760 790 809 1,348 1,456 1,504 1,504 1,402 1,399 1,334 997 875 809
== Carb6n 0 0 0 0 0 0 125 142 142 141 141 141 141
[ Gas Natural 0 0 0 0 238 238 238 238 238 284 592 714 1,064
== Hidraulica 2,038 2,043 2,043 2,090 1,995 2,090 2,241 2,600 2,624 2,626 2,663 2,823 2,826
EEN Reserva 486 528 506 1,044 1,153 1,280 1,454 1,589 1,503 1,420 1,250 1,218 1,230
=== Demanda 2,312 2,305 2,347 2,394 2,536 2,552 2,654 2,793 2,900 2,965 3,143 3,335 3,610

Fuente: GART - OSINERGMIN.
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VII. Diagnostico y Andlisis de Alternativas para enfrentar la Crisis de Contratos

VII.1 Diagndstico

Para que el mecanismo de contratos a precios en barra funcione, el plazo de los contratos debe
ser suficiente para que ambas partes se aseguren (existan periodos de tarifas “spot” bajas y altas)
y que los promedios sean similares, de forma tal que las diferencias asumidas por los agentes se
compensen. Conceptualmente el precio en barra debe ser un buen predictor del precio “spot” en
el largo plazo. En el caso peruano, el coeficiente de correlacion entre el “spot” y la tarifa en
barra para el periodo comprendido entre enero de 1996 y diciembre del 2006 es de 0.13 * Este
valor es pequefio debido a la alta varianza que presenta el precio “spot” y a la poca covarianza
entre el “spot”” y la tarifa en barra. La media de la tarifa en barra en este periodo ha sido de
US$ 28.9 por MWh vy la media del “spot” ha sido de US$ 40 por MWh, lo cual indica

problemas en el mecanismo tarifario para predecir la evolucion del precio spot.

Sin embargo, aln si estos problemas se superaran, este sistema no elimina el riesgo cantidad, el
cual dependerd de las decisiones de contratacion de los agentes y su asociacion con los la
naturaleza de los “shocks” de oferta que pueden enfrentar, aunque si podrian reducirse por
ejemplo si existiera una mayor correlacion o “pass trough” entre los precios “spot” y los precios
en barra, la cual haria que cuando los generadores deficitarios tengan que comprar energia al
mercado spot, las diferencias entre los precios de compra y los precios que reciben en sus
contratos no sean tan significativas. Sin embargo, este tipo de medidas implica que los
consumidores tengan que asumir una mayor variabilidad de precios y so6lo representa una
solucion parcial al problema, pudiéndose disefiar mecanismos al interior del mercado mayorista

mas adecuados, tal como se plantea en la presente tesis.

A modo de ejemplo y para analizar la magnitud de este tipo de “shocks” sobre el flujo de caja de
una empresa generadora se puede analizar el siguiente caso. Si un generador de 500 MW con
toda su potencia contratada tuviera un “shock” de oferta negativo de 112 MW, similar a la
potencia que se encontré sin suministrador en el afio 2004 previsiblemente por un motivo

similar, tendria que comprar la energia no vendida a un precio de US$ 108 por MWh

28 . . - . TN LIS TR 1) H
El coeficiente de correlacion de Pearson entre las variables “x” e “y” ( Px.v ) se define como:

_ Cov(X.Y)

Pxy ==, 5. donde: “1<pyy <1

CONXY) =23 04— )Y —4) y o =\War00 = (5 306 100
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correspondiente al costo marginal promedio de esos meses versus los US$ 23 por MWh de la
tarifa en barra de energia. En este caso, la empresa tendria una “pérdida” mensual de US$
5'500,000.%° Si esta empresa tuviera una capacidad total de 500 MW valorizados a US$ 1.2
millones por MW, y esta situacion durara seis meses, la pérdida anual seria cercana al 5.5% de

la rentabilidad sobre activos de ese afo.

En el Grafico N° 40 se ilustra este problema para un caso simplificado donde un generador
firma un contrato a la tarifa regulada por un nivel igual a la demanda regulada total entre el
numero de empresas. Si el sistema tiene un “shock” de oferta negativo que desplaza la curva de
oferta a la izquierda, éste llevard, ante una demanda completamente inelastica, a que el precio
“spot” se incrementa de Ps’ (igual al precio en barra Pg°) a Ps'. Si el generador podria seguir
produciendo individualmente el mismo nivel de energia que el contratado, este “shock” podria
ser administrado mediante el contrato por diferencias, pero en realidad suele existir una
correlacion entre el “shock” del sistema y la produccion que individualmente puede producir el

generador, tal como le sucede a un generador hidraulico.

En este caso especifico, el nivel de produccion del generador disminuye de gs’ a gs', con lo cual
el generador para cumplir con sus obligaciones contractuales tendra la obligacion de comprar al
sistema la diferencia, lo cual implicard un desembolso neto al sistema del tamafio del area
(A+B). Si existiera algin mecanismo que haga que la demanda sea mas elastica a los precios
“spot” este desembolso seria sélo del tamafio del area B, ya que la demanda reaccionaria ante la

mayor escasez relativa causada por el “shock” y el precio “spot” no se incrementaria tanto.

Como se puede ver este riesgo de contratar puede llevar a que en equilibrio, si los generadores
son adversos al riesgo, no se decidan a contratar a una tarifa dada, incluso si ésta no tuviera
mayores problemas en su proceso de formacién, como los derivados de la fijacion
administrativa de precios y credibilidad del regulador. En el extremo los generadores solo
contratarian hasta un nivel similar al nivel minimo de potencia disponible, lo cual es similar a la
nocion inicial de “potencia firme” (limite maximo de contratacion de los generadores), la cual
se ha visto distorsionada por los cambios en los procedimientos aprobados en los afios recientes

y que en la actualidad no representan este concepto.

Las dificultades para administrar los “shocks” mediante contratos regulados pueden hacer que

los generadores tengan mas incentivos para contratar con el mercado libre, quiza a precios mas

2% Este monto sale de multiplicar la diferencia de precios por la energia consumida en un mes al 80% de factor de
carga (((108-23)*720*0.8*112)).
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altos que les permitan asumir los riesgos de contratar o con otras formulas de reajuste, aunque el

tamafio de este mercado es limitado.

En particular, una mayor volatilidad del flujo de caja puede llevar no s6lo a la decision de no
contratar, sino a la opcién de postergar inversiones por la mayor incertidumbre, que se puede
generar ante eventos como la probabilidad de un afio seco, la entrada de nuevos generadores que
pueden alterar el despacho, o el cambio de los costos relativos de las centrales debido a cambios
en el precio de los derivados del petroleo, entre otros). A su vez, un flujo de caja mas volatil
reduce las posibilidades de asumir pagos de deuda fijos y por lo tanto de apalancamiento de las
empresas, lo cual, “ceteris paribus”, incrementaria el costo ponderado del capital al cual se

descuentan los proyectos y haria que algunas decisiones de inversiones no se realicen.

Grafico N° 40: Efectos de “Shocks” sobre los Beneficios de un Generador con Contratos
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El efecto de la reduccidn de riesgos de contratacién se puede lograr con una opcién cuyo “Strike
Price” sea Ps’ y por el cual el generador haya pagado una determinada prima que a su vez le
permita cubrir al generador que vende la opcion sus costos fijos o incluso a un cliente libre

desconectarse del sistema, lo cual tiene un efecto similar (ver Grafico N° 41).

En el Anexo N° 6 se presenta un modelo tedrico que intenta representar las caracteristicas del
mercado peruano, la existencia de dos segmentos en el mercado de contratos, el libre y el
regulado, y como estos interactian con el mercado spot, derivdndose las cantidades de

equilibrio en cada mercado para generadores adversos al riesgo.
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Sin embargo, para los fines del presente trabajo no se requiere modelar con mayor detalle los
aspectos relacionados con la organizacion industrial del mercado libre, méas aun teniendo en
cuenta que los precios en este mercado han tendido a converger a la tarifa en barra, y que lo que
se quiere mostrar es méas bien el potencial efecto de instrumentos financieros o regulatorios

sobre las decisiones de contratacion de las empresas.

Grafico N° 41: Efectos de “Shocks” sobre los Beneficios de un Generador con Contratos y
Opciones
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VI11.2 Simulacién de un Sistema de Contratos de Cobertura

VI1.2.1 Nivel de Contratacion Optimo en Ausencia de un Esquema de Opciones

Marco de Andlisis

Un primer ejercicio que debe hacerse es analizar como las decisiones de contratacion influyen
en los beneficios variables de un generador con el mecanismo de fijacién de precios vigentes o
un esquema alternativo donde tanto el generador como el distribuidor buscan estabilizar sus
flujos de caja. Para ello se plantea la ecuacion de beneficios variables de un generador con

contrato por diferencias para un determinado periodo de tiempo N*. En términos formales la

%0 Tal como se discutid en otras secciones, es usual tomar los beneficios variables para analizar los
riesgos comerciales. Ello implica abstraer el efecto de los ingresos por potencia y los costos fijos,
principalmente los asociados con la operacion y mantenimiento, pues la depreciacion tiene una naturaleza
mas bien contable. Sin embargo, su inclusién, en un sistema como el peruano, sélo implicaria un efecto
de escalamiento de los valores del flujo de caja, pues estos valores son practicamente constantes.
Adicionalmente, dado que lo que se busca es tratar de comparar el manejo de riesgos en el sistema actual
con uno donde exista un mecanismo de contratos de cobertura, que implica la eliminacién del sistema de
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ecuacion del valor presente del flujo de caja de los beneficios variables para cada escenario,

definido por un nivel diferente de contratacion, es la siguiente:

VPN FC = iﬂiPCchi +iﬂipsi (Qsi(PSi)_QCi)_ZN:IBicmgiQsi(Psi)

Ingresos Contratos(Ic) Ingresos Mercado Spot(ls) Costos Variables Totales (Cvt)

El siguiente paso es analizar la variabilidad de este flujo de caja ante cambios en el nivel de
contratacion. Para ello se introduce una condicion adicional respecto al precio de los contratos,
el cual se supone que es aquel que genera el mismo valor presente por la venta de determinada

cantidad de energia en el mercado spot, pero con una menor variabilidad, es decir que se debe

cumplir que:
Z”: Ps, xQc;
Z”:chQc ZPs x QC, _, pc-iT (1+r)i
= (1+r)' (L+r)’ Z
(1+ r)

Donde r es la tasa de descuento intertemporal. Esta ecuacion es la que esta detras del calculo de
las tarifas en barra y la que guiaria las decisiones de contratacion de los generadores en un

esquema de licitaciones de contratos de existir competencia perfecta entre ellos.

Si se realiza un andlisis de sensibilidad del flujo de caja considerando esta restriccion y la
distribucion del precio spot y las cantidades producidas por una generadora, se puede encontrar
el nivel 6ptimo de contratacion que minimiza la varianza de los flujos de caja (pues por
construccién todos los flujos de caja tienen el mismo valor presente). La varianza del valor
presente de los flujos de caja (Var VPN), considerando como variables aleatorias Ps y Qs, mas

no asi el costo marginal de la central (CMg) es la siguiente:

Var VPN = ZN: BVar(ls,) + i iz (cmg)2 xVar(Qs,) - 2i B'Cmg xCov(Qs,, Is,) 3

Este resultado se ilustra en el Gréafico N° 42. Se puede ver que conforme se incrementa el nivel

de contratacion la varianza del flujo de caja se reducird debido al intercambio de un ingreso

pago de capacidad vigente, la introduccién de estas variables no permitiria realizar una comparacion
relativamente directa con el nuevo esquema.

31 Se debe recordar que Var (ax + by) = a?Var(x) +b?ar(y) —2Cov(x, y), donde “x” y “y” son variables
aleatorias y “a” y “b” son constantes.
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estabilizado (con el precio de contrato) por un ingreso variable por las ventas al spot. Sin
embargo, a partir de determinado punto, que vendria a ser un nivel 6éptimo de contratacion, la
variabilidad del flujo de caja de nuevo se incrementa debido a que por los shocks de oferta
(riesgo cantidad), el generador tiene que cubrir las crecientes diferencias entre lo contratado y lo

producido en el mercado “spot”.

Graéfico N° 42: Varianza del Flujo de Caja Esperado y Nivel de Contratacion para un
Generador
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Una conclusion del anélisis anterior es que no necesariamente a los precios regulados que sigan
la regla anterior podran cerrarse todos los contratos del mercado eléctrico, pues puede ser que la
suma de los niveles 6ptimos de contratacion de los generadores sea menor que la demanda de
potencia que buscan contratar las distribuidoras. En particular, en el caso de los generadores
hidroeléctricos por ejemplo, cuando se avizoren afios secos, donde sus niveles de potencia

disponible se reduzcan, su nivel ptimo de contratacion sera menor.

Ante esta situacion existen varias posibilidades, una es reducir los potenciales diferenciales
entre el precio spot y el precio de contratos mediante alguna regla de “pass through”, otra que
se incremente el precio por la energia adicional que se requiere contratar debido al mayor riesgo
que ello implica a los generadores y una tercera alternativa, que es la que se plantea en esta
tesis, es que se introduzca un mecanismo que permita cubrir este riesgo como un contrato de
opcion de compra de capacidad.

Gréfico N° 43: Varianza del Flujo de Caja Esperado y Nivel de Contratacion para un
Generador Hidroeléctrico
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Simulacion en Algunos Casos Concretos

Para encontrar el nivel optimo de contratacion usando el marco anterior se utilizaron los

siguientes supuestos:

i) Se identifico a las principales empresas con capacidad hidroeléctrica, pues era
presumible que estas, dados los “shocks™ de oferta de la hidrologia estuvieran mas
sujetas al riesgo cantidad. Esta capacidad se ha tomado como si fuera de una sola
empresa independiente a fin de identificar los efectos de los “shocks™ de oferta y no
complicar el analisis introduciendo el efecto de las otras centrales térmicas que pueden
mantener una misma empresa.

i) El precio spot tomado corresponde al calculado en la barra San Rosa, la principal barra
del SEIN vy representativa del centro de carga del sistema. Se abstrajo el efecto de la
congestion y pérdidas de energia en transmision que generan precios spot diferentes
entre las barras de inyeccion y las barras de retiro para identificar solo el efecto del
riesgo de los “shocks” de oferta de los generadores y su interaccion con el mercado spot
sobre su estrategia de contratacion.

iii) Se asumié un precio de contrato que iguale el valor presente del flujo de caja que se
habria obtenido de vender esos montos al precio spot. Es decir, se calcul este precio
asumiendo prevision perfecta, lo cual implica que la exposicién al riesgo precio del
mercado spot estaria cubierta si la empresa cubriera siempre la cantidad contratada con
su propia produccion. Ello permite distinguir claramente el efecto del riesgo cantidad.

iv) Los flujos de caja se construyeron para un horizonte de dos afios. En un primer
momento se utilizaron datos mensuales de precios y cantidades para el periodo 1996 —
2006. Sin embargo, el analisis de las simulaciones indicaba que agregar los datos de

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




esta forma (promediar el precio spot y sumar la energia mensualmente) subestiman la
exposicion al riesgo del mercado spot de los generadores reduciendo la varianza del
flujo de caja esperada al subestimar la magnitud de las compras netas al mercado spot.
Por ello se construy6 una base de datos semanal para el periodo 2003 — 2004.

V) La tasa de descuento de los flujos utilizada fue de 0.22% semanal, la cual sale de
convertir a una tasa semanal (usando 52 semanas al afio) la tasa anual de 12% usada en
los célculos tarifarias y considerada como costo de capital del sector eléctrico peruano.

vi) A fin de simplificar las variables que introducen riesgo se asumid un costo de operacion
igual a cero, lo cual resulta razonable en el caso de una central hidroeléctrica.

vii) Asimismo, se ha modelado la decision de contratacion sin diferenciar el mercado
regulado y libre, sino asumiendo que en condiciones de competencia las estrategias de

contratacién de los generadores no serian muy diferentes en ambos mercados.

Estas simplificaciones se han hecho con fines metodolégicos y a fin de mostrar los aspectos del
problema de contratacion relacionados con el manejo de riesgos independientemente de los
otros factores que puedan afectar las decisiones de contratacion de los generadores. El
procedimiento seguido consiste principalmente en: calcular para cada porcentaje de contratacion
(referido a la proporcion entre la cantidad contratada y la maxima contratable) la esperanza y
varianza del flujo de caja asumiendo la regla de formacion del precio de contratos. Dado que
por construccion todos los flujos tienen el mismo valor esperado, se debe tomar el que posee

menor varianza, pudiéndose identificar el porcentaje de contratacion que logra este objetivo.

Cuadro N° 8: Curva de Duracion del Precio Spot Semanal 2003 — 2004 (US$ por MWh)
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Fuente: COES - SEIN
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Caso de Electropert

Esta empresa es particularmente importante porque en algunos periodos esta empresa tuvo casi
el 100% de su capacidad contratada, mientras otras empresas privadas similares como Edegel
solo contrataban un 60% de su capacidad, lo cual se habria debido a cierta presion para cerrar
contratos con las empresas distribuidoras a pesar de que ello implicaba presumiblemente la
asuncion de mayores riesgos comerciales. El perfil de produccion de Electroperu se aprecia en
el Gréafico N° 44. Dado que todos los flujos de caja daran el mismo valor presente por
construccion se puede encontrar el nivel 6ptimo de contratacion buscando el valor que minimiza
la desviacion estandar, el cual corresponde al minimo de la curva presentada en el Grafico N°

45, Este valor es aproximadamente 78% de su capacidad efectiva.

Grafico N° 44: Perfil de Produccion Semanal de Electropert 2003 — 2004 (MWh)
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Graéfico N° 45: Varianza del Flujo de Caja y Nivel de Contratacién para Electroperu
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Caso Edegel
El perfil de produccion de las centrales hidroeléctricas de Edegel es mas variable que el de

Electroperd, siendo sus niveles maximos de produccion alcanzados también menores respecto a
su capacidad efectiva tal como se puede ver en el Grafico N° 46. Ello se deberia a que estas
centrales tienen una capacidad de regulacion de sus embalses menor a las de Electroperu. Ello
explicaria en parte porque el nivel 6ptimo de contratacion también es menor, alcanzando un

porcentaje cercano al 50%, tal como se muestra en el Grafico N° 47.

Grafico N° 46: Perfil de Produccidn Semanal de Edegel 2003 — 2004 (MWh)
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Gréfico N° 47: Varianza del Flujo de Caja y Nivel de Contratacion para Edegel
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Caso de Egenor

El perfil de produccidn de las centrales hidroeléctricas de Egenor se muestra en el Grafico N°
48. Este perfil también es muy variable, incluso mas que el de Edegel, lo cual explicaria un

nivel de contratacidn 6ptimo cercano al 37% de su capacidad efectiva.
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Grafico N° 48: Perfil de Produccion Semanal de Egenor 2003 — 2004 (MWh)

Fuente: COES - SEIN
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Gréfico N° 49: Varianza del Flujo de Caja y Nivel de Contratacion para Egenor
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Caso Electroandes

El perfil de produccion de Electroandes se muestra en el Grafico N° 50, pudiéndose ver gue este
es relativamente estable, aunque no tanto como el de las centrales de Electroperd, encontrdndose

un nivel éptimo de contratacion cercano al 65% (ver Grafico N° 51).

Grafico N° 50: Perfil de Produccion Semanal de Electroandes 2003 — 2004 (MWh)
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Gréfico N° 51: Varianza del Flujo de Caja y Nivel de Contratacion para Electroandes
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Caso Egasa
El perfil de produccion de las centrales hidroeléctricas de Egasa se muestra en el Grafico N° 52,

pudiéndose apreciar también importantes variaciones a lo largo del afio, encontrandose un nivel

Optimo de contratacion cercano al 44% de su capacidad efectiva (ver Grafico N° 53).

Gréfico N° 52: Perfil de Produccion Semanal de Egasa 2003 — 2004 (MWh)

30,000.00

25,000.00

20,000.00

15,000.00

10,000.00

5,000.00

10,00 e e L L L A A A,
1 5 9 13 17 21 25 29 33 37 41 45 49 53 57 61 65 69 73 77 8l 8 89 93 97 101

Fuente: COES - SEIN

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




Gréfico N° 53: Varianza del Flujo de Caja y Nivel de Contratacion para Egasa
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Caso San Gaban

En el caso de San Gabéan, su perfil de produccion es relativamente estable, aunque con algunas
fluctuaciones en periodos especificos, tal como se puede ver en el Grafico N° 54. El nivel de

contratacion 6ptimo encontrado es aproximadamente de 63% (ver Grafico N° 55).

Gréfico N° 54: Perfil de Produccion Semanal de San Gaban 2003 — 2004 (MWh)
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Grafico N° 55: Varianza del Flujo de Caja y Nivel de Contratacion para San Gaban
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El analisis de la evolucion de la varianza del flujo de caja de las empresas predominante
hidraulicas para un periodo especifico de afios usando datos semanales de produccion y precios
spot, corroboran la existencia de dos tramos en la varianza de su flujo de caja asumiendo la
posibilidad de firmar contratos a un precio calculado administrativamente. Un primer tramo
donde conforme se incrementa el porcentaje de capacidad contratada se reduce la varianza del
flujo de caja debido a que se intercambia un flujo de caja variable asociado a las ventas al
mercado spot por un flujo de caja mas estable asociado a la venta a precios en barra (efecto
precio) y un segundo tramo, donde a partir de cierto nivel éptimo, el seguir incrementando el
porcentaje de capacidad contratada tiene como efecto, dada la variabilidad del despacho de la
central, que se tenga que comprar los déficits entre la capacidad generada y la despachada al
mercado spot, normalmente a un precio mas alto, lo que incrementa la varianza del flujo de caja
(efecto cantidad). Ello hace que el porcentaje Optimo de contratacién sea mayor para las
empresas con menor variabilidad en sus perfiles de produccion variando entre cerca del 37% al
78%, tal como se puede ver en el resumen presentado en el Cuadro N° 9. Este resultado
indicaria que de los 2394 MW involucrados, solo se contratarian cerca de 1416.9, un 59.2% de
la potencia efectiva, quedandose sin contratar cerca de 977 MW, lo que indica un importante
problema para el cierre en el mercado de contratos. Debe tenerse en cuenta que en sistema como
el peruano, basado en el despacho a minimo costo, estos perfiles de produccion también pueden
estar afectados por las politicas de optimizacion intertemporal del operador del sistema.
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Cuadro N° 9: Resumen de Niveles Optimos de Contratacion

Empresa Potencia Valor Esperado FC | Desviacion FC semanal | Porcentaje Optimo de | Potencia Equivalente a
Efectiva (MW) (US$ millones) (US$ millones) Contratacion Contratar

Electroper( 841.5 590.5 1.5 78% 656.4
Edegel 739.4 358.6 0.4 50% 369.7,
Egenor 355.7] 156.6 0.6 37% 131.6)
Electroandes 173.9 93.7 0.1 65% 113.0
Egasa 170.3] 68.3 0.2 44% 74.9
San Gaban 113.1 64.8 0.2 63%) 71.3
Total 2393.9 1332.5 3.0 59.2% 1416.9)

Elaboraci6n propia

En el caso de las centrales térmicas se puede hacer un ejercicio similar, pero debe tenerse en
cuenta gue en estos casos existe una fuente de incertidumbre adicional que es la variabilidad de
sus costos de combustible, los cuales dependen de la cotizacion internacional del petréleo por
ejemplo. Sin embargo, esta variabilidad no necesariamente altera el orden de despacho y puede
cubrirse con contratos financieros. Por ello, en un sistema de despacho a minimo costo, que las
centrales térmicas no despachen los niveles contratados implicara en la mayor parte de los casos
gue lo hicieron las centrales hidroeléctricas o centrales térmicas mas baratas como las que usan
gas natural o carbon si se esta analizando a las centrales a diesel o residual. En otros casos,
como el de las centrales a gas natural, que no despachen en los niveles esperados puede deberse

a restricciones de transmision o indisponibilidades en el suministro de gas natural.

Precios a Ofertarse cuando se ha superado el nivel dptimo de contratacién

Cuando un generador ha superado su nivel optimo de contratacion, sélo estara dispuesto a
contratar capacidad adicional, incluso si hubiera competencia perfecta, mediante mayores
precios que incorporen el riesgo de no poder cumplir con estos contratos, lo cual
financieramente se traducird en una mayor volatilidad del flujo de caja de la empresa. Una
forma de estimar este riesgo es asociandolo a la capacidad de financiamiento de la empresa. Es
decir, cuanto mas variable es el flujo de caja de una empresa, su capacidad de endeudarse
disminuira y por lo tanto el costo promedio del capital (WACC) se incrementara pues se tendra
que incrementar el nivel de capital propio en el financiamiento, el cual por definicion tiene un
costo mayor que el de la deuda. Ello se puede ver claramente analizando el comportamiento del
WACC, el cual esta definido por la siguiente ecuacion:

D E
WACC = 1-t)r, + r
(D+Ej( )% (D+EJE’

donde:

rp = tasa de la deuda,

re = tasa del capital propio (“equity”),

D= financiamiento via deuda de largo plazo,
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E= financiamiento via capital propio, t= tasa impositiva.

D
D+E

I = waAcc?

Se puede ver que si: p < rg, entonces:

En este contexto, asumir contratos por encima de su nivel éptimo llevara a los generadores a un
incremento de su costo de financiamiento y por lo tanto a una reduccion del valor de sus
inversiones. Por ello, en ausencia de otro mecanismo, solo asumirdn mayores obligaciones
incrementando el precio de las cantidades marginales contratadas por encima de su nivel
optimo. El nivel en que este precio se incrementaria estard en proporcion al incremento en el
riesgo de ““default” si se asume un nivel alto de deuda, con la consiguiente reduccién en el
financiamiento via deuda (lo cual permite obtener un indicador de aversién al riesgo). Este
riesgo esta, a su vez, directamente relacionado a las veces en que, para un determinado nivel de
endeudamiento, el flujo de caja no alcanza a cubrir las obligaciones corrientes fijas mensuales (a
las que se ha descontado un 30% para el pago de impuestos y un 10% para reposicion del

capital).

En la estimacidn de la proporcién de financiamiento externo se ha optado por obtener el mayor
nivel de financiamiento externo posible que podria cubrir en todos los escenarios (criterio
maximin) para el nivel 6ptimo de contratacion. Este nivel de endeudamiento se ha comparado
con el valor semanal requerido para recuperar todos los costos de inversion y operacion y
mantenimiento fijos, asumiendo costos estandares y usando una tasa de descuento de 12%
anual, vigente en el sector para los célculos tarifarios. De esta forma se ha obtenido el ratio
deuda / capital total y, con el fin de mantener la consistencia, usando una tasa de impuestos de
30%, una tasa de endeudamiento de 9% anual y tomando como base un WACC de 12%, se ha
calculado la tasa implicita del capital propio. Este ejercicio se realizO para el caso de
Electroperd, pero es replicable para las otras empresas. Los detalles del calculo se presentan en
el Cuadro N° 10.

Cuadro N° 10: Calculo del Costo del Capital Propio Implicito en el Nivel Optimo de
Contratacion

Potencia Efectiva (MW) 842
Valor Unitario (US$ por KW) 2,500
Valor Total Inversién (US$ miles) 2,103,750
Valor Presente Costo de Operacién y Mantenimiento (US$ miles) * 70,686
Valor Total (US$ miles) 2,174,436
Valor Total Semanal 4,795
Minimo Valor Mensual de Flujo de Caja 2,480
Porcentaje de financiamiento via deuda 51.7%
Porcentaje de financiamiento via capital propio 48.3%
Tasa implicita del capital propio (anual) 18.5%

* Se asumid un porcentaje de 3% anual respecto al costo de inversion total y una vida Util de treinta afios.
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Tomando como caso inicial los valores obtenidos de las tasas de capital propio y deuda, se
calcularon las proporciones de financiamiento via deuda para niveles de contratacion diferentes
al optimo, y la tasa del WACC correspondiente suponiendo que el costo del capital propio y el

de la deuda se mantienen constantes®.

Los resultados se muestran en el Grafico N° 56. Como se puede ver, conforme se incrementa el
nivel de contratacién por encima del optimo (78%), el generador tendria menores posibilidades
de incrementar su financiamiento via deuda y el WACC se va incrementando llegando en el
extremo a cerca de 16% anual. Este incremento en el costo de capital hard que el generador
incremente a su vez el precio requerido para asumir incrementos marginales en el nivel de
contratacién. Algo inverso sucederia si el generador todavia no alcanza su nivel éptimo de
contratacién, pues en este caso se esperaria mas bien que estuviera dispuesto a renunciar a un

precio mayor debido a la estabilidad que le aportan los contratos a su flujo de caja.

Gréfico N° 56: Incremento del WACC conforme se supera el Nivel Optimo de
Contratacion para Electroperu
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Con la informacion de los cambios en el WACC ante incrementos en el porcentaje de
contratacién es posible calcular la oferta de precios que realizaria el generador conforme se

incrementa el nivel de contratacion por encima del 6ptimo. Este mayor precio seria basicamente

%2 Otra alternativa podria haber consistido en tratar de simular el cambio en estas tasas conforme varia el
nivel de contratacion, pero dado que se trata de empresas en marcha, ello implicaria un seguimiento muy
continuo de las politicas comerciales por parte de los accionistas y los prestatarios, lo cual no suele darse
en la realidad, por lo que se ha optado por asociar directamente el incremento en la percepcion de riesgo
de la empresa con una menor posibilidad de conseguir financiamiento externo a una tasa dada.
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aquel que compense la pérdida de valor de la empresa asociada a un mayor WACC derivado del

incremento marginal en el nivel de contratacion:

VValor Presente |
Nivel de Contratacién|

i

En el Gréfico N° 57 se muestra el incremento de los precios ofertados conforme aumenta el
nivel de contratacién, apreciandose que si Electroperu contratara al 100% de su capacidad
efectiva deberia solicitar un precio cercano a US$ 62 por MWh, casi US$ 10 mas que el precio
al que firmaria los contratos en su nivel optimo de contratacion, a fin de cubrir las pérdidas de

valor asociadas a un mayor riesgo.

Gréfico N° 57: Incremento de los Precios Ofertados conforme se incrementa el Nivel de
Contratacion para Electropera
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VI1.2.1 Nivel de Contratacion Optimo con Esquema de Opciones

Marco de Andlisis

La introduccion de un contrato de opcidn de compra de capacidad en el valor presente del flujo

de caja del generador se muestra en la siguiente ecuacion:
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N

VPN EC = Y A'PeQc, + 3 A1Ps, (Qs,(Ps)~Qc, )~ D A'Omg,Qs,(Ps) + Y. B'(Qc, —Qs)(SP—Ps ) - ). A'c

i=1

Donde
SP= Strike Price
C = pago fijo de la prima de la opcion

Usando esta ecuacion se puede encontrar el nivel optimo de contratacion incorporando la
posibilidad de comprar los déficits de lo generado respecto a lo contratado a un determinado

“Strike Price”.

En el célculo de las primas de las opciones de compra de capacidad deben tenerse en cuenta dos
aspectos, por un lado el valor minimo que requeriria una empresa generadora que vende estas
opciones y el valor que tener esta opcidn le genera a una empresa que la haya comprado para
protegerse la volatilidad del mercado spot cuando tenga que recurrir a este. Siguiendo a Rivier

et al (2000) se puede plantear la siguiente ecuacion para valorizar las opciones por el lado del

vendedor:
T —

Precio para ofertar la opcion zzw siempre que Ps > PE
iz (1+r1)

Donde:

Ps: precio spot
PE: precio de ejercicio
R: tasa de descuento

Si ademés se impusiera una penalidad por el incumplimiento de los compromisos de capacidad
(denominada PEN)®, el precio que solicitara un generador para las opciones que venda a otros

agentes seria el siguiente:

T _ T _
Precio para ofertar la opcion con penalidad=Er (1—1)2@ +Er JZ(PS PE+ _PEN )
= (1+r) = (1+r)

siempre que PB > PE

Er: operador de valor esperado ponderado por riesgo

A : probabilidad de que el vendedor de la opcion no pueda cumplir con su compromiso

Como se puede ver el valor de las primas no es Unico, el valor marginal serd mayor que el valor

medio conforme se incremente el nivel de capacidad comprometido por la central. Se ha optado

%3 Esta penalidad podria ser un monto ligeramente mayor al costo de racionamiento vigente (US$ por
MWh)
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por valorizar las opciones (c) calculando el valor presente de sus realizaciones y convirtiéndolos
a pagos fijos semanales. Luego se discutiran algunas alternativas a esta forma de valorizacion.
El andlisis del efecto de la existencia de un mercado de capacidad basado en opciones de
cobertura se ha realizado valorizando las opciones en base al valor presente de sus realizaciones
convertida a pagos fijos semanales y encontrando el nivel de contratacién que minimiza la
varianza del flujo de caja (pues el valor esperado no ha cambiado) para cada toda una gama de
“Strike Prices”. Ello con la finalidad de discutir en las siguientes secciones cual debe ser una
posible opcion de “Strike Price” que se imponga en una primera etapa al sistema por parte del

operador del mismo,

Simulacion en Algunos Casos Concretos

Caso Electroperu

Esta relacion para el caso de Electroperd, usando los mismos datos de precios y cantidades del
gjercicio sin opciones, se presenta en Grafico N° 58. Como se puede ver el nivel de contratacion
optimo dependeré del “Strike Price” elegido para el ejercicio de opcion, pudiendo alcanzar un
méaximo de 89% respecto al 78% del mercado sin opciones. Sin embargo, los modelos tedricos
indican que el “Strike Price” debe ser relativamente alto y estar asociado a los precios de
escasez del sistema, por lo que en el caso de Electroperu, cuya hidrologia es menor variable que
las otras hidroeléctricas del sistema, el efecto del mercado de opciones seria limitado respecto a
una politica de contratacion adecuada en ausencia de este mecanismo. Sin embargo, se podria
realizar otro ejercicio consistente en analizar el efecto del mercado para una empresa

sobrecontratada respecto a sus niveles éptimos.

Caso Edegel
Como se puede ver en el Grafico N° 59 en el caso de Edegel, la relacion entre el “Strike Price”

y el nivel éptimo de contratacion, indica que este se puede incrementar en un rango entre 51% a
54%, siendo el efecto del mercado de opciones menor que en el caso de Electropert debido a
que sus importantes variaciones en sus niveles de produccion limitan el efecto de la cobertura

mediante opciones.
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Gréfico N° 58: Relacion entre Nivel de Contratacion Optimo y el “Strike Price” de las
Opciones de Capacidad para Electroperu
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Grafico N° 59: Relacion entre Nivel de Contratacion Optimo y el “Strike Price” de las
Opciones de Capacidad para Edegel
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Caso Egenor

En el caso de Egenor, como se aprecia en el Gréafico N° 60, la relacion entre el “Strike Price” y
el nivel dptimo de contratacion, indica que este se puede incrementar en un rango entre 37% a
56%, lo cual se deberia a una interaccion diferente entre los “shocks” de oferta de Egenor y el
precio spot del sistema.
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Grafico N° 60: Relacion entre Nivel de Contratacion Optimo y el “Strike Price” de las
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En el caso de Electroandes, como se aprecia en el Grafico N° 61, la relacion entre el “Strike

Price” y el nivel 6ptimo de contratacion, indica que este se puede incrementar en un rango entre
65% a 69%.

Grafico N° 61: Relacion entre Nivel de Contratacion Optimo y el “Strike Price” de las
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En cuanto a Egasa, como se aprecia en el Grafico N° 62, la relacion entre el “Strike Price” y el
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nivel éptimo de contratacion, indica que este se puede incrementar en un rango entre 44% a

56%.
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Gréfico N° 62: Relacion entre Nivel de Contratacion Optimo y el “Strike Price” de las
Opciones de Capacidad para Egasa
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Caso San Gaban

Por Gltimo, en el caso de San Gaban, como se aprecia en el Grafico N° 63, la relacidn entre el
“Strike Price” y el nivel optimo de contratacion, indica que este se puede incrementar en un
rango entre 64% a 78%, siendo uno de los méas beneficiados por la existencia de los contratos de

cobertura.

Comentarios Finales

Como se puede ver, el efecto del mercado de opciones incrementa en general el porcentaje de
contratacién optimo, aunque su efecto es diferente en cada empresa, siendo mayor en las méas
expuestas al riesgo cantidad. Dado que el “Strike Price” debe estar asociado a una sefial de
escasez y surge en un mercado donde no hay un cargo por capacidad, y por lo tanto la capacidad
instalada es menor que en nuestro sistema, es necesario evaluar en primer lugar el “Strike
Price” que se propondria el operador del sistema y los criterios que tendrian que seguirse para ir
modificandolo paulatinamente conforme se elimina el pago por capacidad o de acuerdo a la

evolucion de los precios del sistema.

El “Strike Price” en un mercado de solo energia en el cual se implemente un sistema de
contratos de confiabilidad, tal como indica Pérez Arriaga et al (2000), si se quiere separar el
mercado de capacidad del funcionamiento del mercado de energia, deberia ser similar al costo
marginal o oferta de la Gltima central que entrd a operar en el sistema, haciendo que las primas
de las opciones tengan un valor similar al valor presente esperado de las rentas de escasez del

sistema, lo cual en un sistema econémicamente adaptado seria a su vez equivalente a los costos
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fijos de las centrales necesarios para mantener el equilibrio financiero de las diferentes centrales
del sistema. Sin embargo, tal como se ha mostrado, un nivel asi no mejoraria el manejo de
riesgos en el mercado de contratos en un sistema como el peruano, sujeto a importantes shocks
de oferta por la hidrologia y con una curva de oferta con un pendiente alta debido a la
permanencia de capacidad a Diesel 2 y Residual. Por ello, se plantea que el “Strike Price” del
sistema sea menor que el costo marginal de la central marginal en un magnitud que permita una
mejora en el manejo de riesgos del mercado de contratos. En este caso, el valor de las opciones
incluiria no sélo los costos fijos de las centrales por mantenerse disponibles sino un riesgo
adicional (cuya magnitud tampoco debe ser muy alta y que estaria compensado en el valor de
las opciones), asociado a cubrir a las empresas predominantemente hidraulicas de los “shocks™
de oferta.

En el Cuadro N° 11 se presentan algunas opciones para el “Strike Price” y su efecto en el
mercado de contratos. Teniendo en cuenta que los afios tomados 2003 — 2004 fueron
relativamente secos, se sugiere tomar un “Strike Price” menor que el precio spot promedio mas
media desviacion estandar (cercano a unos US$ 68.8 por MWh) pero algo mayor que el precio
spot promedio. Con ello se hubiera logrado que los generadores hidroeléctricos analizados
contraten a los precios regulados entre 150 a 200 MW adicionales. En el ejercicio se puede ver
también que un esquema donde los generadores compitan por los contratos de cobertura es
dificilmente implementable con un mecanismo de remuneracién de la capacidad adicional como
el peruano porque ello reduce incentivos a asumir los riesgos de no poder cumplir con los

contratos. Este mercado tendria por ello un importante problema de liquidez y viabilidad.

Grafico N° 63: Relacion entre Nivel de Contratacion Optimo y el “Strike Price” de las
Opciones de Capacidad para San Gaban
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Cuadro N° 11: Efecto en el Mercado de Contratos del Esquema de Opciones con Diferentes “Strike Prices”

Empresa Potencia Valor Esperado | Porcentaje Optimo de Potencia Equivalente a Porcentaje Optimo de Potencia Equivalente a Porcentaje Optimo de Potencia Equivalente a
Efectiva (MW)|FC (US$ millones) Contratacion con Contratar con PStrike = Ps |Contratacion con PStrike = Ps| Contratar con PStrike = JContratacion con Pstrike =| Contratar con PStrike =
PStrike = Ps promedio+| promedio+ una desviacién | promedio+ media desviacion Ps promedio+ media |Ps promedio (US$ 51.7 por Ps promedio
una desviacion (US$ 85.9 por MWh) (US$ 68.8 por MWh) desviacion MWwh)

Electroper 841.5 590.5 80% 673.2 82% 690.0) 89% 748.9
Edegel 739.4 358.6 51% 377.1 52% 384.5 55% 406.7]
Egenor 355.7 156.6 42%) 149.4 48%) 170.7] 56% 199.2
Electroandes 173.9 93.7 65% 113.0 67% 116.5 70% 121.7
Egasa 170.3 68.3 46% 78.3 50% 85.2) 56% 95.4
San Gabéan 113.1 64.8 67% 75.8 70% 79.2) 79%] 89.3
Total 2393.9 1332.5 61.3%) 1466.8 63.7%) 1526.1 69.4%)| 1661.2

120



Algunos Alcances sobre el Valor de las Primas

Asumiendo un sistema de valorizacion simple, en donde los agentes son neutrales al riesgo, se
puede calcular el valor de las primas como el equivalente al valor presente de las cantidades
coberturas valorizadas por la diferencia de los precios spot y los “Strike Prices™. Asi, se puede
calcular un pago fijo semanal de estas opciones. Ello hace que por construccion el valor
presente de los flujos de caja de los generadores que compran las opciones serd igual al de un
esquema sin opciones, aunque con una menor varianza. El valor de las opciones se ir&
reduciendo conforme se incrementa el precio de ejercicio de la opcidn y viceversa, como se ha

podido comprobar en las diferentes simulaciones realizadas y se presenta en el Grafico N° 64

Graéfico N° 64: Relacion entre el “Strike Price” y el Valor de las Opciones cuando existe
Neutralidad al Riesgo — Caso Electroperu
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La introduccidon de un mecanismo de cobertura via opciones de capacidad genera un valor
adicional que esta directamente asociado a la disminucién de la variabilidad del flujo de caja. A
nivel microecondmico existen una serie de enfoques que relacionan el valor que le darén los
agentes a los retornos esperados de un activo dependiendo de su grado de aversion al riesgo. En
este caso, una metodologia que puede usarse para estimar el valor generado por la posibilidad
de contar con una opcion de compra de capacidad se puede basar en la comparacion del valor
presente de los flujos de caja de la empresa generadora descontados con un WACC inicial, que

varia con el nivel de contratacion, versus el valor del mismo descontado con un WACC menor
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posibilitado por la reduccion en la volatilidad de los flujos de caja (que permiten asumir un

mayor endeudamiento) gracias a la compra de opciones de capacidad.

Gréfico N° 65: Variabilidad del Flujo de Caja y Endeudamiento
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Tal como se aprecia en el Grafico N° 66, para el caso de Electroper, se ha realizado el célculo
del WACC que podria obtener la empresa gracias a la compra de opciones y como este
evoluciona en relacidon al “Strike Price” contratado, pues a menor precio de ejercicio la empresa

estard mas cubierta y por lo tanto podra obtener un nivel de apalancamiento mayor.

Graéfico N° 66: Relacion entre el “Strike Price” y el WACC cuando existe Neutralidad al
Riesgo — Caso Electroperu
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En estos casos, el valor que le otorga a la compra de opciones un generador sera méas alto que el
valor presente de las compras que hubiera tenido que realizar al mercado spot, siendo este valor
mayor debido a la mejora en el perfil de su flujo de caja, lo cual est& asociado a su aversion al
riesgo. Por ello, se puede aproximar el valor de la opcion para el generador que la compra con la

siguiente formula:

T [—
Valor de Compra de la opcion zz(PS—PE)I
= (1+WACC¥)

siempre que Ps > PE

Donde WACC* es la tasa de costo ponderado del capital que se puede conseguir con el flujo de
caja mas estable. En el Gréafico N° 67 se aprecia el incremento en el valor que le daria un
generador como Electropert a los contratos de opcion de compra de capacidad teniendo en

cuenta el efecto de la reduccion en el WACC para cada ““Strike price™.

Gréfico N° 67: Incremento en el Valor de las Opciones por Reduccion en el WACC - Caso
Electroperu
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Por Gltimo, un siguiente paso es analizar que pasaria con los generadores que venden las
opciones. Ello se puede realizar tomando como ingresos los valores obtenidos de las opciones y
sumarles el valor de estas ventas al “Strike Price” acordado y restandole un costo estandar de
inversion y operacion y mantenimiento mas los costos de produccién. Sin embargo, dada la

metodologia utilizada para analizar el efecto de las opciones sobre las estrategias de los
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generadores hidroeléctricos, esta comparacion no podria realizarse debido a que los precios spot
historicos responden a una determinada configuracion del parque generador obtenida en base a
los mecanismos tarifarios vigentes, los cuales incluyen un mecanismo de pago de la capacidad
que influye tanto sobre la capacidad total del sistema como sobre la combinacion de
tecnologias. Por ello, la implementacion de un mercado de capacidad requiere la eliminacién
paulatina del pago por potencia, lo que llevard a una mejor valorizacion de las opciones y

reconfiguracion del parque generador.

VIIIl. Diagnéstico y Andlisis de Alternativas para mejorar la Remuneracién de la
Capacidad

La aplicacion de los procedimientos descritos en la seccion VII.1 de remuneracion de la
capacidad tiene una serie de problemas. Uno de los principales son las importantes diferencias
entre la potencia firme calculada para las centrales hidroeléctricas y la potencia efectiva que
estas han podido suministrar en las horas punta de cada mes (que es cuando el sistema se
encuentra en sus momentos mas criticos). En el Cuadro N° 12 se muestra estas diferencias para
el tercer trimestre del afio 2007, aprecidndose un déficit promedio cerca al 12.2% de la
capacidad. Ello implicaria que, tomando en cuenta que el 70% de la remuneracién se realiza por
potencia firme, abstrayendo las otras distorsiones del mecanismo, las generadores
hidroeléctricas estarian obteniendo en promedio un 8.5% de mayores ingresos por potencia que

los que les habrian correspondido por su contribucion a la confiabilidad del sistema.

Cuadro N° 12: Potencia Firme Reconocida y Potencia Efectivamente puesta a Disposicion

del Sistema
Empresa Potencia Firme | Potencia media | Diferencias % (*)
(MW) en HP (MW) (MW)

Cahua - CNP 75.9 69.6 -6.3 -8.3%
Edegel 718.7 592.7 -126.0 -17.5%
Egasa 175.2 137.7 -37.5 -21.4%
Egemsa 85.8 85.2 -0.6 -0.7%
Egenor 355.4 313.1 -42.3 -11.9%
Egesur 34.9 26.2 -8.7 -24.8%
E. Santa Rosa 0.7 0.8 0.1 9.5%
Electroandes 177.4 144.7 -32.7 -18.4%
Electropert 865.8 852.0 -13.8 -1.6%
Enersur 136.8 77.2 -59.6 -43.6%
San Gaban 113.1 106.0 -7.1 -6.2%
S.M. Corona 6.3 4.9 -1.4 -22.0%
Total 2,746.0 2,410.1 -335.9 -12.2%
Estatal 1,274.8 1,207.1 -67.7 -5.3%
Privada 1,471.2 1,203.0 -268.2 -18.2%

(*) Se ha tomado el promedio de las potencia para el cuarto trimestre del 2007.
Fuente: OSINERGMIN — GART. “Boletin de Operacién del Sector Eléctrico”
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En el caso de las centrales termoeléctricas, en particular de las centrales a gas natural, en la
actualidad se han encontrado problemas adicionales en el mecanismo de remuneracion de la
capacidad basado en el célculo administrativo de la potencia firme. En particular, el ducto de
gas natural hacia la zona sur esté llegando a plena capacidad y existe el riesgo de racionamiento
del gas natural, no teniendo las centrales a gas natural contratos de suministro a firme. Por ello
se ha establecido recientemente que el pago por potencia firme a estas centrales se vincule a la

tenencia de estos contratos (D.L. 1041).

A su vez, el reparto de la bolsa por potencia considerando un margen de reserva diferente
respecto al reconocido en el sistema tarifario (de 32% versus el 20%), termina reduciendo en el

mejor de los casos la remuneracion por MW efectivo en una proporcion igual a

0.7+ 1+0:20

——=0.64
1+0.32

Es decir, que el generador que contribuye efectivamente a la confiabilidad del sistema termina
recibiendo un 94% (64%+30%) de la remuneracion que deberia. ElI impacto sobre la
rentabilidad de los generadores se puede analizar usando el ejemplo simplificado de obtencién
del parque generador 6ptimo presentado en el Cuadro N° 2 y que se resumen en el Cuadro N°
13. En el se puede ver que, en el esquema actual de remuneracion de la capacidad, mas del 90%
de los ingresos anuales requeridos por un generador Diesel y cerca de 60% en el caso de una
central a ciclo simple se obtienen del pago por potencia, mientras que en el caso de las centrales
hidroeléctricas y a ciclo combinado esta remuneracion no alcanza al 30%, por lo que el efecto
sobre la recuperacion de las inversiones es distinto por tipo de central, alcanzando un maximo
de 5% y un minimo de 1.7%. Sin embargo, cuando el margen de reserva reconocido era mayor
(llegd a ser mayor a un 50% a inicios de la década) el efecto de esta distorsion también se

incrementaba.

La consideracion de un margen de reserva diferente para el reparto de ingresos por potencia
tenia como motivacién inicial reconocer algunos costos hundidos que llevaron a cierta
sobreinversion asociada al cumplimiento de compromisos de inversion (por eso este margen era
mayor que el tarifario), pero termina generando incentivos incorrectos como la pérdida de
dinero para las centrales nuevas y el mantenimiento de centrales muchas veces obsoletas en el

parque generador.

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




Cuadro N° 13: Efecto de la Distorsion en el Margen de Reserva Reconocido sobre los
Ingresos de los Generadores

Equilibrio Financiero Inicial del Sistema

’ Ingre’so pgr Ingre§o pc?r Co'sto por CosFo dg Ingreso Totallo Costo Medio (US$
Tecnologia Energia (miles | Potencia (miles [Energia (miles de| Potencia (miles |Costo Total (miles h
de US$) de US$) USs$) de US$) de US) por Mwh)
Diesel 76.135 912.454 76.135 912.454 988.589 1.804
Gas Natural a Ciclo Simple 34.979.770 45.599.247 28.465.592 52.113.425 80.579.017 57
Gas Natural a Ciclo Combinado 121.905.777 63.735.700 85.485.377 100.156.099 185.641.477 28
Hidraulica 272.255.580 110.252.557 15.110.119 367.398.018 382.508.137 22
Total 429.217.262 220.499.958 129.137.223 520.579.997 649.717.220
) Participacién en el Ingreso Total Participacién en el Costo Total Efecto de la Distorsién en el Pago
Tecnologia Ingresos por Ingresos por Costo por Costo por .
B . B . por Potencia sobre el Ingreso Total
Energia Potencia Energia Potencia
Diesel 7,7% 92,3% 7,7% 92,3% -5,5%
Gas Natural a Ciclo Simple 43,4% 56,6% 35,3% 64,7% -3,4%
Gas Natural a Ciclo Combinado 65,7% 34,3% 46,0% 54,0% -2,1%
Hidraulica 71,2% 28,8% 4,0% 96,0% -1,7%
Total 66,1% 33,9% 19,9% 80,1% -2,0%

Por su parte, el efecto del factor de incentivo al despacho, que actualmente hace que 30% de la
bolsa de potencia se reparta en funcidn al despacho tiene consecuencias alin mayores sobre el
equilibrio financiero de las empresas generadoras generando una transferencia de ingresos de
las centrales de punta y media hacia las centrales de base. En el Cuadro N° 13 se presenta para
el ejercicio que venimos analizando el efecto de introducir este factor en el equilibrio financiero
inicial del sistema (sin considerar la existencia de reserva) donde el reparto se hacia en funcién a
la contribucion a la maxima demanda del sistema. Se puede ver que las centrales de punta y
media ven reducidos sus ingresos en cerca de US$ 12.3 millones al afio que incrementan los
ingresos de las hidroeléctricas. En el caso de las centrales de punta esta reduccion es un 28.9%
de sus ingresos por potencia dado que despacha muy pocas horas y 27.5% de reduccion en sus

ingresos totales.

El factor de incentivo al despacho se introdujo en un contexto de sobre inversidn en capacidad
€como un mecanismo que intentara reducir el tamafio de las centrales obsoletas. Sin embargo, no
es consistente con la l6gica de la remuneracion de la capacidad donde lo que se busca remunerar

es la disponibilidad de las centrales en los momentos de mayor estrés del sistema.

En conjunto para las centrales de punta el efecto de ambos factores (reparto con un margen
diferente e introduccion del factor de incentivo al despacho) pueden generar una reduccion de
sus ingresos cercana al 33.1% respecto al que se habria obtenido en un modelo simplificado
pero tedricamente consistente con el sistema de remuneracion de la capacidad adoptado en el
Perd. En el caso de las centrales a gas natural a ciclo simple, de mayor importancia para la
evolucidn del parque generador, esta distorsion seria cercana a un 15.8%. El efecto es menor en
las centrales a ciclo combinado e incluso ligeramente positivo para las centrales hidroeléctricas
debido a su preponderancia en el despacho. Sin embargo, este anélisis no incluye el efecto de la
menor potencia firme de las centrales hidroeléctricas pues asume una participacién igual a su

contribucion a la maxima demanda.
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Cuadro N° 14: Efecto Conjunto de las Distorsiones sobre el Equilibrio Financiero de los

Generadores
Tecnologia Efecto Conjunto
Diesel -33,1%
Gas Natural a Ciclo Simple -15,8%
Gas Natural a Ciclo Combinado -3,2%
Hidraulica 1,5%
Total -2,0%

Por ultimo, adicionalmente a los problemas mencionados, el sistema de remuneracién de la

capacidad no tenia una forma de asegurarse que las centrales que no entraron a operar estaban o

no disponibles, por lo que se implementd un sistema de pruebas aleatorias multandose a las

centrales que estuvieran de reserva pero que ante una prueba aleatoria no estuvieran disponibles.

En resumen, el sistema actual de célculo y reparto del pago por potencia tiene las siguientes

caracteristicas, algunas de las cuales constituyen importantes debilidades:

i)

vi)

Tiene un enfoque basado en la recuperacién de costos y el costo de expansion (costo
fijo de la unidad marginal definida idealmente), el cual se intenta complementar con la
introducciéon de un margen de reserva a fin de tomar en cuenta la existencia de
incertidumbre.

Los contratos incorporan este pago, pero el dinero recaudado es repartido luego entre
los generadores independientemente si tienen o no obligaciones contractuales (en un
momento se incluyé un factor de incentivo a la contratacion pero actualmente es igual a
Ccero),

El criterio de reparto se basa en la nocién de potencia firme (70%) y en el despacho
(30%). Las estadisticas indican que el concepto de potencia firme es muchas veces
inadecuado, pues las centrales en muchos casos no han llegado en la realidad a la
potencia firme reconocida.

El monto a repartir se ha obtenido con un margen de reserva diferente al reconocido en
el precio de potencia (actualmente 32% versus 20%).

La introduccion del incentivo al despacho no estd acorde a la l6gica del sistema de
remuneracion basado en la disponibilidad de las centrales al sistema en los momentos
de estrés (maxima demanda).

Esta situacidn genera que el pago efectivo por potencia que reciben las centrales sea en
promedio menor que el que deberian recibir, generando un problema de “Missing
Money” y transferencia de recursos entre tecnologias haciendo que el reparto entre las
centrales no represente los compromisos reales de las centrales con la confiabilidad del

sistema.
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vii) La necesidad de establecer mecanismos adicionales, como un sistema de pruebas
aleatorias y multas, para asegurarse que las centrales que no entraron a operar

estuvieron efectivamente disponibles®.

% Estas multas se establecieron en la Resolucion N° 672-2006-OS/CD) de OSINERGMIN por
incumplimiento a lo establecido en el Procedimiento para “supervisar la disponibilidad y estado operativo
de las unidades de generacion del SEIN”, aprobado por Resolucién del Consejo Directivo N° 316-2005-
OS/CD.
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Cuadro N° 15: Efecto de la Introduccion del Factor de Incentivo al Despacho sobre el Equilibrio Financiero del Sistema

Bolsa de Potencia Por Disponibilidad 154.349.970
Por Despacho 66.149.987
Equilibrio Financiero del Sistema
. . . . Efecto
Ingreso por Costo por Diferencia en Ingreso por Costo de Diferencia en Porcentual
Tecnologia Energia (miles |Energia (miles de| Energia (miles | Potencia (miles de| Potencia (miles |Potencia (miles de Neto sobre Ingresos
de US$) Uss) de US$) US$) de US$) uss$) Totales
Diesel 76.135 76.135 - 640.142 912.454 (272.312) (272.312) -27,5%
Gas Natural a Ciclo Simple 34.979.770 28.465.592 6.514.178 35.619.200 52.113.425 (16.494.225)] (9.980.046) -12,4%
Gas Natural a Ciclo Combinado 121.905.777 85.485.377 36.420.400 61.708.372 100.156.099 (38.447.728)] (2.027.328) -1,1%
Hidraulica 272.255.580 15.110.119 257.145.461 122.532.243 367.398.018 (244.865.775)] 12.279.686 3,2%
429.217.262 129.137.223 300.080.039 220.499.958 520.579.997 (300.080.039) (0) (0)
[Costo e Ingreso Total (miles de US$) 649.717.220 |
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El anélisis de los pagos obtenidos por la venta de opciones por parte de los generadores presenta
algunas dificultades como la necesidad de realizar simulaciones sobre la disponibilidad de las
centrales y la evolucion de la hidrologia, algo que dada la magnitud de la informacion y
necesidad de usar modelos de despacho sofisticados no se ha hecho. Sin embargo, teniendo en
cuenta el disefio planteado, el cual incluye la eliminacion del pago por capacidad independiente
de las obligaciones contractuales que puedan asumir los generadores, debe esperarse una
recomposicion de los pagos por capacidad obtenidos por las empresas, el cual debe reflejar
aproximadamente la contribucion de las centrales a la confiabilidad del sistema. Esta
contribucion se puede medir en funcién a la contribuciéon a la satisfaccion de la maxima
demanda mensual por parte de las generadoras, la cual se puede comparar con las

remuneraciones obtenidas con el esquema actual.

Un problema adicional relacionado con la transicion a un mercado de capacidad basado en la
venta de contratos de cobertura est& relacionado con el nivel de capacidad total del sistema y
combinacion de tecnologias que se obtiene en un sistema donde existe un pago de capacidad
como el peruano con el que se obtendria en un mercado de solo energia con opciones. En el
primer sistema la capacidad instalada total seria mayor al equilibrio en el otro sistema. Ello hace
que valor de las primas que se obtendrian con los precios generados de acuerdo a un despacho a
minimo costo para cualquier “Strike Price” sea menor al requerido para recuperar los costos
fijos de las centrales existentes, lo cual genera la necesidad de evaluar implementar un esquema
de transicion o reconocimiento de “Stranded Costs” si se busca reconocer los costos hundidos
de las centrales existentes. En el Grafico N° 68 se muestra esta situacion, donde la curva de
duracién del precio para el nivel de capacidad Y, genera un valor de las opciones menor al

requerido en el equilibrio del sistema sin pago de capacidad asociado al nivel de capacidad Y;.

Gréfico N° 68: Valor de las Opciones dependiendo de la Capacidad del Sistema

Ps 4

Strike |

Price Ps (Y1)

Ps (Y2)

v

8760
Fuente: Oren (2005)
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IX. Conclusiones y Medidas de Politica

El disefio de mercado peruano tiene algunas limitaciones que se han traducido en problemas
recurrentes en los Ultimos afios como las dificultades que ha enfrentado el cierre de contratos
entre generadores Y distribuidores para el servicio publico con todas las consecuencias que ello
ha ocasionado sobre el desempefio del sector, y una dinamica de la inversion no alineada con el

crecimiento de la demanda que puede comprometer la confiabilidad del suministro.

El analisis realizado en la presente tesis muestra que estos problemas estarian asociados
principalmente a los mecanismos de remuneracion y reparto del pago por potencia y a la forma
como se calculan las tarifas en barra de energia, los cuales no aseguran la inversion en
capacidad eficiente y confiable, no generan los incentivos para contratar a los generadores y

generan problemas en el manejo de riesgos comerciales.

Parte de estos problemas se han intentado solucionar mediante diversas modificaciones al
mecanismo de pago de la potencia en los Ultimos afios, medidas de urgencia de diferente tipo y,
mas recientemente mediante la introduccion del esquema de licitaciones de contratos de
suministro donde los precios surjan de ofertas de los generadores con plazos mayores a cinco
afios, ademas de otras medidas como la apertura del COES a otros agentes del sector y la
reformulacion del sistema tarifario de la transmisién, entre otras. Sin embargo, estas medidas
son parciales y no tienen el alcance necesario para resolver los problemas existentes, por lo que
los problemas han vuelto a surgir dando lugar a la reiteracion de medidas de urgencia como la

asignacion de los retiros sin contrato entre todos los generadores.

En la presente se ha discutido con cierta amplitud las opciones de remuneracion de la capacidad
y los mecanismos de administracion de riesgos de los generadores y su interrelacion y se ha
intentado mostrar que la creacion de un mercado de capacidad, a través de un sistema de
contratos de cobertura (denominados en algunas ocasiones opciones de capacidad) permitira que
el valor de la capacidad refleje la escasez del sistema y comprometa de una forma mas efectiva
a los generadores con la confiabilidad del suministro. De esta forma, el valor de la capacidad se
obtendria por mecanismos de mercado y no de forma administrativa como sucede actualmente,
mecanismo que tiene una serie de problemas de implementacion y que llevado a distorsiones en
la asignacidn de recursos en el pasado. Este mercado incentivara a su vez una mayor liquidez en
el mercado de contratos pues permitira un mejor manejo de los riesgos comerciales de los

generadores.
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En particular, en la presente tesis se ha mostrado, en base al analisis de los mecanismos de
manejo de riesgos y remuneracion de la potencia vigente y simulaciones contrafactuales, lo

siguiente:

e Las debilidades del actual sistema de remuneracion de la capacidad: i) estar basado en un
pago uniforme asociado a la recuperacion de costos que no varia con la escasez relativa o
abundancia de capacidad en el sistema, ii) la existencia de reglas de reparto que generan
distorsiones y reduccion de los ingresos de las centrales que realmente otorgan
confiabilidad al sistema, y iii) la falta de vinculacion entre este pago y los compromisos

reales de los generadores con los clientes finales a través de mecanismos contractuales.

e La posibilidad de mejorar el manejo de riesgos de los generadores, especialmente los
hidroeléctricos, mediante la compra de contratos de cobertura de capacidad, los cuales
incrementan sus niveles de contratacién 6ptimos, haciendo mas estables sus flujos de caja,
posibilitando este tipo de inversiones y por lo tanto, contribuyendo a solucionar las
recurrentes crisis en el mercado de contratos (negativa de los generadores a firmar
contratos con las distribuidoras). Sin embargo, para que este mercado sea liquido y los
generadores tengan incentivos a asumir compromisos de entrega de capacidad, debe

eliminarse el actual mecanismo de pago de capacidad.

e Las posibles mejoras en la remuneracion de la capacidad en base a las primas de estas
opciones, las cuales deben reflejar el aporte a la confiabilidad del sistema de los
generadores reemplazando los criterios administrativos vigentes que han sido varias veces
modificados y que, tal como lo muestran las estadisticas no representan el aporte a la
confiabilidad del sistema de las centrales e introducen problemas de “Missing Money” en la
recuperacion de las inversiones eficientes. Este nuevo esquema estimulard a su vez el
reemplazo de las centrales ineficientes, pues las centrales térmicas a gas natural, que tengan
el suministro garantizado, tendran ventajas para competir por las ventas de opciones sobre
las otras tecnologias, obligandolas a realizar mejores ofertas y reconocer el caracter
hundido de sus costos.

e La necesidad de realizar modificaciones de importancia en el disefio de mercado y marco
regulatorio para introducir este sistema, pues no se puede tratar de forma independiente el
uso de opciones, solo como instrumento financiero, de los mecanismos de remuneracion de

la capacidad.
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Si bien la evidencia presentada se basa en indicadores parciales, pues no se ha podido
realizar un simulacién que calcule las ganancias en el excedente de los consumidores y los
ahorros para el sistema, ello tiene su justificacion en la imposibilidad practica de hacer
estos célculos debido, principalmente, a que el disefio de mercado actual no permite tener
una elasticidad de la demanda en el mercado spot (esta es nula por definicion), lo cual no
permite calcular la reduccién en la capacidad instalada necesaria en el sistema y las
ganancias de eficiencia asociadas. Ello también limita el célculo del efecto sobre la
reduccion del costo del capital para los generadores contratados, pues existe una
contraparte en los riesgos que asumirian los generadores que venden las opciones y que

sinceraria ciertos aspectos del grado de confiabilidad del sistema.

Entre las medidas que deben tomarse para implementar este mercado estan las siguientes:

Se debe eliminar paulatinamente el pago de capacidad actual que remunera a las centrales
en base a indicadores indirectos de disponibilidad calculados administrativamente, pues de
lo contrario el sistema de seguros no seré viable y tendria serios problemas de liquidez. El
cargo actual, obtenido en base al costo de expansion eficiente para satisfacer la demanda
pico, es constante y no varia con la escasez o abundancia de potencia en el sistema y cubre
a los generadores independientemente de sus contratos usando criterios de confiabilidad y
presencia de las centrales. Por ello, debe ser reemplazado por un esquema que incentive la
firma de contratos de suministro y que, mediante mecanismos de mercado, permitan
otorgar un valor mas adecuado a la confiabilidad del suministro, haciendo que los

generadores asuman una mayor responsabilidad por la garantia de suministro.

En una primera etapa, mientras los agentes no demanden la garantia de suministro en sus
contratos con los generadores, el OSINERGMIN u otro organismo debe velar porque el
operador del sistema garantice que los generadores hayan adquirido una cantidad
predeterminada de contratos de cobertura que cubran parte o toda la demanda a un precio
de ejercicio predeterminado. Se plantea inicialmente que toda la demanda contratada esté
cubierta a partir de un ““Strike Price” cercano a los US$ 70 por MWh, el cual deberia ir
variando a fin de reflejar una situacién de escasez de capacidad en el sistema, lo cual debe
suceder conforme se vaya eliminando el actual precio de potencia. Dado que nuestro
sistema estd adaptado a un esquema de remuneracion distinto, se plantea como opcién de
politica unos cinco afios de reduccion paulatina del actual precio de potencia, el cual se

usaria para complementar los ingresos de los generadores en la etapa inicial del sistema.
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o Estos contratos deben tratar de estandarizarse a fin de facilitar las transacciones entre los
generadores y posibilitar una mayor liquidez y ser de largo plazo a fin de que el sistema de
“hedging” otorgue incentivos suficientes a la inversion. Otro tema de importancia es la
combinacion de un alto “Strike Price” y un precio maximo elevado para generacion no
cubierta, la cual otorga incentivos a los distribuidores y comercializadores a entrar en
contratos bilaterales para manejar sus riesgos. En particular, dada la volatilidad temporal de
sus necesidades, los distribuidores y comercializadores bajaran su demanda de cobertura en
periodos con baja demanda y la aumentaran para periodos con alta demanda. Esto
implicard que el cargo implicito de capacidad se movera con las necesidades de reserva,
reflejando por lo tanto las necesidades. La valorizacion de las opciones de capacidad
dependera de cada empresa en particular, de su exposicion a “shocks™ de oferta, de sus
alternativas de financiamiento (que se reflejardn en su aversién al riesgo) y requiere
también la calibracion de distribuciones para la produccién de las centrales a fin de realizar

estimados ex ante del valor de estas opciones.

e Los generadores de altos costos, principalmente a Diesel 2 y Residual, tendrdan que
competir entre ellos para vender las opciones de capacidad, esperandose una reduccion del

precio de capacidad, dada la naturaleza hundida de los costos fijos de estas centrales.

e Debe incentivarse como medidas complementarias una mayor participacion de la demanda
en el mercado spot, que reduzca los altos picos a los que suele estar sujeta asi como un
mecanismo de reajuste de tarifas que genere mayores sefiales de la escasez relativa de

electricidad a los clientes finales.

e Otra medida complementaria que debe evaluarse en una etapa posterior es la incorporacion
de comercializadores independientes en el mercado que dinamicen el mercado y

contribuyan a un mejor manejo de riesgos en el sistema.

Finalmente, si bien las simulaciones y discusion efectuada presentan evidencia de la viabilidad
y conveniencia de un mercado de capacidad basado en contratos de cobertura, su

implementacion requiere el anlisis de una serie de temas entre los cuales destacan:

- La eleccion de la cantidad de contratos de cobertura que debe requerir el operador del
sistema a los generadores en la primera etapa de implementacion. Se sugiere que en una
primera etapa se contrate toda la demanda, para evitar problemas de “free riding” vy el

establecimiento de reglas de racionamiento.
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La eleccion del “Strike Price” a partir del cual debe ejercerse la opcion en la primera etapa
donde este sea fijado administrativamente. Para el periodo analizado un “Strike Price”
factible habria sido uno cercano a los US$ 70 por MWHh.

El anélisis mas detallado, incluyendo la simulacion del despacho y disponibilidad de las
centrales, a fin de identificar la magnitud del riesgo que pueden enfrentar los generadores
que venden las opciones de no poder afrontar los requerimientos de los compradores, lo
cual influira en los precios de las primas.

La realizacion de simulaciones sobre la competencia en el mercado de capacidad,
incluyendo la fijacion de topes méaximos en las licitaciones, asi como la estandarizacion de
los contratos. En este contexto, se esperaria que los generadores mas eficientes tenderan a
tener mayores oportunidades en el mercado de capacidad debido a que si tienen un respaldo
de potencia a bajo costo en el caso que tengan que cumplir con las obligaciones de sus
contratos.

La evaluacion del disefio de “opciones de compra de energia firme”, tales como las que se
vienen implementando en Colombia debido a las caracteristicas del parque generador de ese
pais. aungue este esquema introduce un componente administrativo adicional (“el calculo de
la energia firme”) que quizd podria eliminarse mediante el establecimiento de altas
penalidades.

La evaluacion de mecanismos adicionales orientados a garantizar niveles adecuados de
contratacién al nivel de clientes finales (tanto regulados como libres). Algunas medidas en
este sentido se han incluido en la Ley 28832 donde se requiere que las distribuidoras
contraten a futuro y se les da incentivos a hacerlo con més de tres afios de anticipacion. Ello
debido a que el mercado de capacidad, tal como se ha mostrado funciona como un sistema
de cobertura entre generadores, y requiere que el mercado a clientes finales funcione
adecuadamente.

Por ultimo, debe evaluarse posteriormente la migracion hacia un sistema de despacho en
base a los compromisos contractuales de los generadores, tal como el implementado en
Inglaterra y Gales (NETA), el cual reduce la exposicion al mercado spot de los generadores,
como puede suceder con un generador hidroeléctrico a quien el operador del sistema en el
marco actual puede no dejar operar a plena capacidad si prevé un afio seco en el siguiente
periodo, lo que lo llevaria a tener que comprar en el mercado spot. Este esquema debe ser
evaluado teniendo en cuenta las consideraciones de eficiencia versus el manejo de riesgos e

incentivos.
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Anexo N° 1: Un Ejercicio de “Opcién Real” en un proyecto de Generacion Eléctrica *

A continuacion se ilustran las ideas anteriores con un ejercicio simple de un proyecto de

inversion en generacion de electricidad con los siguientes retornos en diferentes escenarios:

Gréfico N° Al
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El valor presente esperado del flujo de caja de este proyecto se construiria en base a los

siguientes estimados:

Valor Esperado 100 102.5 105
Flujo de Caja | | | |

v

100 1025 105 1

Valor Presente(VP) = + >+ -
1.10 (1,10) 0.10 (1,10)

=1,043.4

Supongamos que existen dos casos a evaluar. EI Caso 1, donde la inversion tendria que
realizarse ahora 0 nunca y el Caso 2 donde esta puede postergarse al afio siguiente, con la
informacion adicional el generador puede tomar una decisién mas “inteligente”. En ambos casos
existen dos situaciones, la A donde el costo de construccion es de US$ 1,100 por KW y la B

donde el costo es de US$ 1,000 por KW. Los Valores Presentes Netos serian los siguientes:

Caso 1

Caso 1A:

%, Tomado del material de ensefianza de finanzas del WEMBA (Wharton Executive MBA program) del afio 2000. El
marco conceptual se puede consultar en Dixit y Pyndick (1994)
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- VPN =1,043.4-1,100 = -56.6.
- VPN negativo.

- Se rechaza el proyecto.

Caso 1B:

- VPN=1,043.4-1,000=43.4

- VPN positivo.

- Aceptacion del proyecto.

Caso 2

Caso 2A:

Gréfico N° A2

escenario "optimista”

156
0.5
D 125
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100
escenario "pesimista" E— 80
N‘l

VP =1,277 125 128
| | | R
0 1 2
1277.3 = 125/1.10 + (128/(0.1))/1.10
VP =818 80 82
| | | R
0 1 2

818.2 = 80/1.10 + (82/(0.1))/1.10

VPN optimista =1277.3- 1,100 = 177.3

VPN pesimista =0

VPN esperado hoy:
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veN, = OILT73+ (050 g ¢

1.10

Comparado con el VPN sin un afio de retraso, la diferencia es 137.2 (80.6 — -56.6)

Caso 2B:

VPN optimista =1277.3- 1,000 = 277.3
VPN pesimista =0
VPN esperado hoy:

VPN, = (0.5)2717.fo+ (05)0 _ e

Comparado con el VPN sin un afio de retraso, la diferencia es 82.6 (126 — 43.4).

Comentarios:

- La opcién de retrasar es valiosa incluso si el proyecto ya tiene un VPN positivo si se
iniciara de manera inmediata.

- El valor de esperar no es tomado en cuenta en las técnicas estdndares de flujo de caja
descontado.

- El analisis apropiado de estas opciones es necesario no sélo para la valoracion del proyecto,

sino también para tener algan nivel de prediccion de la fecha de entrada del mismo.

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




Anexo N° 2: Ejemplo del Funcionamiento de un Contrato por Diferencias

Un generador con 170 MW de capacidad efectiva y con un costo marginal constante de US$ 18
por MWh que opera en un sistema eléctrico donde existe un pool obligatorio, y donde éste
oferta su costo marginal, debe decidir si realizar o no un contrato con una empresa distribuidora
o cliente libre. El altimo afio, los precios del mercado spot fueron US$ 60 por MWh en las horas
pico (25% del tiempo total), US$ 35 por MWh en las horas de media (50% del tiempo) y US$
12 por MWh en las horas valle (25% del tiempo).

a) Si la capacidad del generador esta disponible durante todo el afio, calcular los beneficios
variables que éste puede obtener de sus ventas al pool considerando que éste es despachado

de acuerdo a su costo marginal y que los precios del afio anterior se repiten.

b) Basado en lo anterior, el generador firma un contrato con un cliente por 120 MW al precio
de US$ 35.5 por MWh. Sin embargo, ese afio los precios en el mercado spot se han
reducido debido a la abundancia de recursos hidraulicos por las mayores lluvias llegando a
US$ 38 por MWh en las horas punta y US$ 25 por MWh en las horas medias. ¢Cuales son
los beneficios variables del generador? ;Cuéles habrian sido sino habria firmado el

contrato?

c) Considerar el mismo contrato, pero en este caso los precios spot mas bien se han
incrementado debido a la ausencia de lluvias, siendo US$ 65 por MWh en las horas punta y
US$ 40 en las horas medias. A su vez, el generador hidraulico ha visto disminuida su
capacidad de produccion ha 80 MW durante todo el afio. ;(Cudles son los beneficios

variables del generador? ¢ Cudles habrian sido sino habria firmado el contrato?

a) Los beneficios variables del generador por sus ventas al pool vienen definidos de la

siguiente forma:
7(p;) :ZQi(pi)ei x(p; —CMg)

Donde el subindice i indica el bloque horario, siendo i=1 el bloque base, i=2 el bloque media e

i=3 el blogue punta, y 6; la proporcion del tiempo en el afio que dura el blogue horario i.

En las horas pico, el generador puede colocar en el mercado toda su capacidad, por lo que sus

beneficios variables en este periodo son:

170MW*(60-18)*0.25*8760 = 15°636,600
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En las horas media, el generador también puede colocar en el mercado spot toda su capacidad,

por lo que sus beneficios variables en este periodo son:

170MW*(35-18)*0.5*8760 = 12’658,200

En las horas valle, el precio vigente (12) es menor que el costo marginal del generador (18), por

lo que no producira nada.
El beneficio variable total sera por lo tanto:

15’636,600 +12°658,200 = US$ 28°294,800

b) Los beneficios variables del generador en el caso que tenga un contrato por 120 MW y
venda sus excesos de energia al pool vienen definidos de la siguiente forma (contrato por

diferencias):
7(p,) = . (Q(P,)~QC)x 6, x(p,~CMg) + (PC —CMg) x QC x8760

En las horas pico, el generador puede colocar en el mercado toda su capacidad neta de lo que

vende en contratos, por lo que sus beneficios variables en este periodo son:
(170-120)*(38-18)*0.25*8760 = 27190,000

En las horas medias, el generador también puede colocar en el mercado toda su capacidad neta,

por lo que sus beneficios variables en este periodo son:
(170-120)*(25-18)*0.5*8760 = 1°533,000

En las horas valle, el precio vigente (12) es menor que el costo marginal que el generador (18),
por lo que no producira nada, teniendo un retiro neto de 120, lo cual sera también una ganancia

pues en lugar de producir a US$ 18 por MWh esta comprando a US$ 12 por MWh.

(0-120)*(12-18)*0.25*8760 = 1°576,800

A estos beneficios netos por ventas al pool hay que sumar los beneficios del contrato:
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(PC —CMg) xQC x8760 = (35.5—18) x120x 8760 = 18'396, 000

El beneficio variable total sumando los cuatro componentes sera US$ 23°695,800.

Si no habria firmado el contrato por diferencias, sus ganancias serian menores debido a la

disminucién de precios en el pool alcanzando los US$ 12°658,200.

En periodos como éste, el cliente que firmd el contrato por 120 MW estaria “cubriendo” del

riesgo de disminucidn de los precios spot al generador.

c) Usando la misma ecuacion anterior, se pueden ver los resultados cuando los precios en el
pool son mas bien altos y el generador se encuentra sobrecontratado debido a una

disminucién de su capacidad disponible por el afio seco.
En este caso los beneficios variables netos por las ventas en el pool son los siguientes:
En las horas pico, el generador puede colocar en el mercado toda su capacidad neta de lo que
vende en contratos, pero dado que ésta ha disminuido tendra que comprar la diferencia entre lo
producido y el compromiso adquirido en el contrato al sistema teniendo pérdidas:
(80-120)*(65-18)*0.25*8760 = - 4°117,200
En las horas media, el generador también puede colocar en el mercado spot toda su capacidad
neta, pero también incurrira en pérdidas debido a que ésta es menor al compromiso de su
contrato:
(80-120)*(40-18)*0.5*8760 = - 3’854,400
En las horas valle, el precio vigente (12) es menor que el costo marginal del generador (18), por
lo que no producira nada, teniendo un retiro neto de 120, lo cual serd también una ganancia pues
en lugar de producir a US$ 18 por MWh esta comprando a US$ 12 por MWh.

(0-120)*(12-18)*0.25*8760 = 1°576,800

A estos beneficios netos por ventas al pool hay que sumar los beneficios del contrato, que se

mantiene constante:

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




(PC —CMg) xQC x8760 = (35.5—18) x120x 8760 = 18'396, 000

El beneficio variable total sumando los cuatro componentes sera US$ 12°001,200.

Si el generador no habria firmado un contrato, sus beneficios habrian sido US$ 15°943,200.

En periodos como éste, el generador al firmar un contrato por 120 MW estaria “cubriendo” del
riesgo de precios spot altos al cliente (distribuidora o cliente libre) pues en este caso, de no tener

contrato, éste tendria que comprar sus requerimientos en el pool.

Como se puede ver los beneficios variables del generador dependeran de las diferentes
combinaciones de precios spot y cantidades producidas, y si éste ha firmado o no un contrato
con un cliente y el precio al cual lo ha hecho. EI Cuadro N° 16 resume estas posibles
situaciones, presentando entre paréntesis los beneficios variables que se habrian obtenido si sélo

se hubiera vendido al pool.

Cuadro N° 16: Posibles resultados de Beneficios Variables ante cambios en los precios y

cantidades
Ps < Pc Ps=Pc p>Pc
Casos (precios caen) (precios (precios suben)
iniciales)
Q<Qc 16,994,400 13,315,200 12,001,200
(80 < 120) MW (5,956,800) (13,315,200) (15,943,200)
Q=Qc 19,972,800 19,972,800 19,972,800
(120 = 120) MW (8,935,200) (19,972,800) (23,914,800)
Q>Qc 23,695,800 28,294,800 29,937,300
(170 > 120) MW (12,658,200) (28,294,800) (33,879,300)
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Anexo N° 3: Ejemplo del Uso de un Derecho Financiero de Transmision

Un generador (G) y un cliente con una demanda determinada (L) realizan un contrato

(normalmente en el mercado de dia previo) por la cantidad QC en el nodo B al precio PC. En

tiempo real el generador G produce QG en Ay el cliente L retira QL en B.

Gréfico 1: Insercion de un Derecho de Transmision en un Contrato por Diferencias

Pa Pe

Cantidad contratada = Qc

G ».—» QL
Q »@ Precio de Contrato = P¢ e

Pago Se da a traveés del 1SO o a través de
un Contrato por Diferencias:
“Ingreso” para G Pe.Qc+ Pax(Qs — Qc) = (Pa — Pa)xQc
“Gasto” para L PeQc + Pex(QL - Qc)

Si G adquiere un derecho financiero de transmision (FTR) de A-B por un monto de QC, tendra
un el beneficio de recibir el equivalente a la diferencia de precios en tiempo real por la cantidad
de derechos que haya comprado (FTR = (PB — PA) x QC). Con ello logra contrapesar
exactamente los cargos por congestion o diferencias que hubiera tenido que asumir ante el
operador del sistema por la diferencia de precios en tiempo real entre el nodo de retiro de la
energia y el nodo de inyeccion. En el Cuadro N° 17 se muestra como se realizaria esta cobertura
para el caso que QC sea igual a 100 MW.

Cuadro N° 17: Coberturas Secuenciales con un Derecho Financiero de Transmision (FTR)
seguido por transacciones del dia previo

Transaccién Ingreso Costo
Adquisicion de 100 MW de FTRAB Costo del FTR
Valor realizado del FTR 100 x (PB-PA)

Programacion de 100 MW en el mercado del dia

orevio 100 x Pa 100 x PB

Flujo de potencia neto en tiempo real de A a B ) )
(Desviaciones entre lo enviado y 100 MW) PAO X (Q- 100) | PBO X (Q- 100)

Fuente: Stoft (2002).
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El comercializador vende 100 MW en la barra A 'y compra 100 MW en la barra B en el mercado

de dia previo, lo cual equivale exactamente a sus transacciones protegidas con el FTR.

Si no existen desviaciones en el mercado por tiempo real (despacho igual a cantidad contratada),
el Unico costo en que habrian incurrido las empresas provendré del costo inicial de adquirir el
FTR.

En este caso, la impredecibilidad de los precios en el Mercado de Dia Previo y el Mercado en
Tiempo Real no afectard al comprador del FTR. Los costos e ingresos por este concepto se

cancelan exactamente.
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Anexo N° 4: Minimizacién de Costos e Inversion Eficiente en Generacion

La Oferta y la Demanda

En las decisiones de planificacion de inversiones de generacion y operacion del sistema debe
tenerse en cuenta el patron de demanda horario a lo largo de un periodo (conocido como Curva
de Carga), en base al cual se construye la Curva de Duracién o Diagrama de Duracion,
ordenando las demandas de mayor (maxima demanda) a menor (minima demanda), siendo el

periodo utilizado normalmente de un afio (8,760 horas) o de un mes (720 horas).

Las tecnologias disponibles para abastecer la demanda son diversas y su disponibilidad depende

de una serie de factores como el acceso a recursos naturales o combustibles. En general, estas

tecnologias tienen diferentes costos de inversion (f,) y de operacion (b;) manteniendo una

relacion inversa entre ambos. Es decir, aquella que posee mayores costos de inversién suele
tener los menores costos de operacidn, como sucede con las centrales hidraulicas. Es decir, los

costos de las tecnologias mantienen una relacion del tipo:

B> Bo> By > By
b <b,..<b,, <by

Si el periodo de planificacion fuera un afio, el costo variable (b;) corresponde usualmente al

costo de produccion de un KWh, mientras que el costo de inversion ( S;) corresponde al pago

anual que deberia recibir la central considerando el periodo de vida util de la misma y

descontada al costo de oportunidad del capital.

La Minimizacion del Costo de Abastecimiento

El primer problema que se puede plantear es minimizar el costo de abastecimiento total
(inversion y operacién) dada una demanda con estas caracteristicas y la oferta de potencia
compuesta por las opciones tecnoldgicas a su alcance. En esta seccién se mostrara el
procedimiento a seguirse para minimizar el costo de abastecimiento en un modelo sin
restricciones de capacidad y cémo la fijacion de tarifas en base a principios marginalistas

garantiza el equilibrio financiero de las empresas.

El objetivo consiste en encontrar el tiempo que debe operar cada tecnologia y los niveles de

capacidad a instalar. En este problema, el planificador podra configurar el parque generador
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Optimo sin restricciones de capacidad, es decir, instalara la potencia requerida con cada tipo de

tecnologia. En términos formales se debe solucionar el siguiente problema de optimizacion:

i=T i=T
Min {_Zb’biXEi + 3 i}

=1 i=1
{Yiti}
T
sa: ) Y; = Dmax
1
Donde:
E : Es la cantidad de energia despachada al sistema por la unidad i.
Yi: Es la potencia que suministra al sistema la unidad i.

Dmax: Es la demanda de potencia del sistema.

Grafico 1: Eleccion de Tecnologias en el Proceso de Minimizacion de Costos

Potencia (MW)

Curva de Duracion de la Demanda

Diesel {

Gas Natural
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Gas Natural
CcC
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\

Costo Total
Anual

81760

A
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El planteamiento de este problema busca relacionar el costo de abastecimiento teniendo en
cuenta las diferentes tecnologias con la curva de duracion del sistema para un periodo de tiempo
dado, generalmente se considera un afio. El objetivo central es obtener las capacidades 6ptimas
a instalar por cada tipo de tecnologia, teniendo en cuenta los costos de operacion e inversion de
las diferentes tecnologias y observar como cada una puede ser eficiente para determinados
niveles de demanda. Si se divide el diagrama de duracion por periodos de tiempo asignados a
cada tecnologia se puede derivar la expresién matematica de la cantidad de energia despachada
por la unidad i (E;).

i1 i-1
Ej=Y <t + _[ D(s)ds - (ti—l - 5 )X(ZYJ
t

Grafico 2: Energia Producida por cada Tecnologia

t 3 t tl 8760

Reemplazando la expresion en la funcion objetivo se plantea el problema de Lagrange asociado:

i=T tj-1 i-1 i=T i=T
Min L={ ¥ bxiY; x t px Y i@dsc- (i - ¢ )’{ZYJ']’fZ i 2
i=1 tj 1 i=1 1

it}

Desarrollando la expresion anterior tenemos:
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L] tg to
L= Yl 'tl b1+[j D(S)dSJ b1 + [YZ .t2+J- D(S)ds - (tl —t2 ) YlJ .b2 + [Y3 .t3+J. D(S)ds - (tz —tg ) (Yl +Y2 ) .b3 +...

ty 9] 13

tT-3
ot [YT-Z'tT-Z + J. D(S)dS — (tT-3 — tT-Z )(Yl + Y2 +..+ YT-S)Jle-Z
tT-2

tT-2
+ YT-l'tT-l+ I D(S)ds - (tT-Z — tT-l)'(Yl + Y2 +...+ YT-2 )J.bT_l
tr-1

11
+ YT'tT+ J. D(S)dS—(tT_l—tT).(Yl+Y2 +"'+YT—1)]'bT
tr

MAX
+(|31.Y1+ 132 .Yz + ...+ ﬁT-Z 'YT-2 + BT-l'YT-l + BT YT) + ﬂ(D — Yl —. YT)

Derivando L respecto a Y e igualando a cero se obtiene:

oL
—=ty.by+p-4=0
EvA Pr
oL
= trobrg —(trg—tr)br + fra-4=0
Y14

0=trpbry—(tra—tr)br+fra=A=trbr+pr
0=try(bra—br)=pr-Fra

0=ty (by —bry)=fra-pr

Despejando  tri:

PP Prabr

trg= =
bry—br by-bry
oL
Ty T2 bry—(tr2 —tr1) bra —(tra —tr ) br + frp =4 =0
T-2

trp by —(tr2 —tr1) broa —(trg —tr ) br + Brp -4 =0
trp o —(tro —trg) bra+ Bro=A+(tr1—tr ) by
trp b —(tra —tr) bry+ Bro = Br +tr by +(tr1 —tr ) by

tra(bra2—br1)=Brai-pro

Despejando Lrz:
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/BT—Z — ﬁT—l

b,=
bT—l - bT—z

Derivando L respecto a t e igualando a cero:

oL o ER
—==Yy.b+| — [ D(s)ds -y |by +| — [ D(s)ds [by =0
oty Mg M g

Y;.by+(D(ty)—Yy ).y —D(t; ).by =0
Yy.by —D(ty ).y =(Y; - D(11)).b,

(b, —by )(D(ty )by ~Y;)=0
Despejando Yi:

D(t) =Y,

oL o % o 2
E: Y2+EJ- D(S)dS+Y1 b2 + EI D(S)dS—(Yl—Yz) b3
2 2 to 2 t3

(Y2 =D(t) +Yp).by+(D(t2) = (Yi+ Y2)).b3 =0

(b3 = by).(Ya+Yz)=(b3~ by). @)

Despejando Y:
Yi+ Y, =D(tz) =Y, =D(t)-Y;

En resumen, los b o puntos de corte 6ptimos son:

ty=t.(tr)

¢ ztﬂl—ﬁzJ
by by

to | Pa=Ps
2" by —b,

Mientras que los Ys 6ptimos vendrian dados por:

Yl = D(tl)

Y, =D(ty)-Y;
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Y3 = D(t3) — (Yl + Y2)

YT = D(tT)_(Yl +Y2 +...+ YT-].)

Es importante destacar que el momento de corte (t;) hasta el cual es conveniente usar la

tecnologia “i” debe cumplir la siguiente condicién:

(bj -bj+4 )t?—‘ﬁi+1 i

Esta expresion indica que es conveniente seguir produciendo con la tecnologia i hasta el
momento en el cual el ahorro generado por los menores costos operativos se compense con el

menor costo de instalacion de la siguiente tecnologia.

El procedimiento consiste en encontrar los momentos de corte dptimos (ti*) y obtener luego las

potencias a instalar de cada tecnologia usando la forma funcional de la curva de duracién. El
conjunto de potencias Optimas a instalarse con cada tecnologia configuran el “sistema de

generacién econémicamente adaptado”.

Uso de Principios Marginalistas y equilibrio financiero

Los principios marginalistas establecen que los precios de potencia (PYi) y energia (p;) sean

fijados en funcion de los costos de inversion y produccién de la ultima central que abastecio el

sistema. Es decir:

pizbi |=1,2,3T
pYi# T N

Un resultado importante de la aplicacion de estos principios es que permiten cubrir los costos de
cualquier empresa siempre y cuando ésta se adecue a los criterios del sistema econémicamente

adaptado.

Considérese el caso de i-ésima tecnologia. Los ingresos estaran dados por la siguiente

expresion:

= tr-t1 tT.2-171 ti-ti+1 titi-1
Ingresos = pYi Yi +E; Xpr +E; XPpg oot E; XPis1 +E; Xp;
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Es decir, la central i obtendra ingresos derivados de la potencia instalada por el precio de
potencia mas ingresos por la energia generada valorizada al precio vigente en cada bloque

horario.

Del procedimiento seguido para obtener el parque econémicamente adaptado sabemos que:

Eiti = (i —tis) XY

E'+1t=j DT )T - (tj_q - tZYJ

Reemplazando estas expresiones de la energia en cada periodo y usando los precios que se

impondrian de acuerdo a los criterios marginalistas tenemos:

tj1 i-1

Ingresos B WY i b n{ nt Nt OPiad e ]Y i ID s (it 1)2Y 5|

Por su parte los gastos de la empresa “i” estdn dados por la siguiente expresion:

ti-1 i-1
Gastos=p Y;+ Y,t,+_[ Dffds- (tig-6) DY) |
4 j

Donde p; es el costo de inversion real.

Luego se puede obtener la expresion de los beneficios:

ti1 i-1

Beneficios=Y{ 4 #) | P s(dy- (w4 DX 0k ¥ ifOnt N0 Dt (titis ) (B )]
j

Simplificando:

=i [ (tra-tr ) (br -0y ) BB (titiss ) (Bja b)) | + Yi( 1)

. ’ . . \_W—/ .
Ganancia neta por energia Pérdida neta por potencia

Igualando a cero los beneficios extraordinarios tenemos:
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YA D (et W Dt b ik 0]

Dada la relacién existente entre los costos de inversion y operacion la igualdad entre estas dos
expresiones indica que cuando los beneficios extraordinarios sean nulos, la pérdida neta
asociada al reconocimiento de un costo de potencia menor al de la central se compensa con las
ganancias netas derivadas de la valorizacién de la energia de acuerdo a los costos marginales de

las ultima central que entré a abastecer cada blogue horario.

Si los momentos de corte corresponden a los Optimos para minimizar el costo de

Bifir1

abastecimiento, es decir t =
FERY

, reemplazando esta condicién en la expresion anterior y

eliminando Y; a ambos lados obtenemos:

Pra Pro—Pra_ Pra—Fr Bi = Pivr  Pivr —Pir2
(ﬁT ﬂl) (bT le](bT ) [br-l_bT-Z_bT_bT-lj(bT_bl)-’_m_'_{le—b b2 — b|+lJ(bI+1 b)

e L (e

Simplificando:

—(ﬁT B ) =Pra—br+Pr2—Pratbra—Pro -t fivr = Pira + fi — b

(/BT _ﬁl ) —pr + Bi
Reordenando obtenemos la siguiente igualdad:
P Bi=Pr i

Es decir, cuando el costo de inversion de la central “i”” utilizado en la obtencion de los puntos de
corte corresponda al incurrido en la realidad por la empresa (p;=p;) y si la potencia instalada

por la central es la econdmicamente adaptada, cualquier tecnologia recuperara todos sus costos

en un contexto donde los precios se fijen de acuerdo al modelo marginalista.
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Anexo N° 5: “Peak Load Pricing” con Costo de Racionamiento y Oferta y Demanda
Estocésticas

A continuacion se presenta el modelo de “Peak Load Pricing” planteado por Chao (1983) donde
se incorpora el caracter aleatorio de la oferta y demanda y el valor que le dan los individuos a
tener electricidad en el problema de encontrar los precios 6ptimos.

Demanda

En primer lugar se asume que los periodos de fijacion de precios tienen una duracion constante

igual a 0. El modelo también se puede extender para periodos de fijacion de precios variables.

Se tiene una demanda de potencia (0 demanda instantanea) de caracter estocastico f)( p) , por lo
que la demanda de energia D,(p)sera la multiplicacion de la demanda esperada de

potencia E{I5( p)/e} por el periodo de fijacion de precios 6:

D, (p)=6*E{D(p)/z}
Se define también el beneficio bruto del consumidor:

U(g,¢)=U(q), donde U'>0 y U"<0
Dado que q =D, (p) entonces U (q)=U (D, (p)).

Se asume que este consumidor tiene preferencias cuasilineales® por lo que la primera derivada

del excedente del consumidor en g es igual al precio:

Oferta

% En este caso las curvas de indiferencia del consumidor (funcién de utilidad en el plano de los bienes)
son traslaciones verticales unas de otras.

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




La capacidad disponible de cada tecnologia “i” constituye una variable aleatoria donde se
cumple que:
Yi
Yi(Y) = [Y(2)dz
0
Donde:

Y(2) € [0,1]

E(yi) =g

Por lo tanto, la capacidad total obtenible Z, también sera una variable aleatoria, siendo las

tecnologias ordenadas por sus costos operativos:
i ~

Z=>Y,
j=1

Dado que la potencia total no debe superar a la demanda en cada momento, la oferta total en un
momento dado del tiempo estara dada por el minimo entre la demanda y la capacidad

disponible:

Q(piz;)=MIN{D(p),z}|

La cantidad esperada de energia suministrada por la tecnologia i estara dada por:
6EQ(P.Z))-Q(P.Zi1)}

Por lo que el costo operativo total sera el siguiente:

N ~ ~
>.00 E{Qi(pi.7)-Gi (pi 2is))
i=1 dondei=1,2.3,....,N.

Costo de Racionamiento

Este costo puede ser representado como una funcion de la energia ofertada y la energia

demandada:
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$(Qe(p.zm) De(p))
Donde: Q,(B.E,2=P.z{ ¢, )/ |

El Objetivo

Si llamamos f; al costo fijo de la tecnologia i y b; al costo variable se puede obtener una
expresion general para el problema del planificador o regulador. Este buscard maximizar el
bienestar de la sociedad (W) que viene a ser la suma del beneficio bruto del consumidor menos

los costos de operacion, inversion y racionamiento.

W =BG (6, (p)) -2 A%~ 300 € G (p.7) -G (P ia)} -0 E{B(p)-G(p.20 )

Si llamamos a; a la disponibilidad promedio de las centrales (variable que esta entre Oy 1) y
derivamos esta expresion respecto a Y;y Yi.1, Se puede mostrar que la condicion hasta la cual es

conveniente utilizar la tecnologia i+1 viene dada por la siguiente expresion:

oProb(B(py)> 7)= A8~ Pra B g5 N
biyg —Dj

Como se puede apreciar el punto de corte, en este caso, es similar al del caso donde no existe

incertidumbre.

Por su parte, derivando la expresion respecto al precio se puede obtener la siguiente expresion

para el precio 6ptimo con demandas correlacionadas (Pc):

N E{D'(p)/7 > I;)(p)>zi‘l}Prob(2 'j(p)>zi*1)+rXE{

BT e (n)

Es decir, el precio sera la suma del costo variable esperado ponderado por la probabilidad de

que la demanda se encuentre en un rango donde margine la tecnologia “i” mas el costo de
racionamiento ponderado por la probabilidad de que la demanda supere a la oferta. Este Gltimo
componente es similar al pago de capacidad que se implementd en Inglaterra y Gales que
consistia en adicionar al precio de energia un cargo equivalente a la multiplicacion del VOLL

por el LOLP.
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En el caso de que las demandas marginales sean independientes de la demanda total esta

expresion se simplifica, teniéndose el siguiente precio 6ptimo (P)):

N
P =Y bProb(z > D(p;)>Z_1)+rxProb(D(p;)>Zy)
i1
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Anexo N° 6: Detalles del Célculo del Precio Basico de Potencia en el Caso Peruano:

El Precio Béasico de Potencia se basa en el costo de instalacion y mantenimiento de la central
que serd la ultima en despachar en los periodos de maxima demanda proyectada durante los
préximos 2 afios, incluyendo un margen de reserva y un porcentaje de indisponibilidad forzada.
El célculo de este precio se basa en el “Procedimiento para la Determinacién del Precio Bésico
de Potencia”, aprobado mediante Resolucién OSINERG N° 260-2004-OS/CDE.

La central en base a cuyos costos se calcula el precio basico de potencia debera tener una
capacidad estandar no menor al 3.5% y ni superior al 5.0% de la maxima demanda anual del
sistema. En la actualidad la central corresponde a una unidad turbogas de 174.2 MW (ISO -
diesel 2). El precio de potencia calculando un valor por MW- mes en base a la anualidad de los
costos de inversion y operacion y mantenimiento, considerando una vida util de 30 afios para la
conexion y de 20 afios para el generador, y usando una tasa de actualizacion de 12%. Se
considera que la central esta ubicada en Lima (centro de carga) siendo la potencia efectiva el
95.1% de la potencia ISO. A este costo se le suman otros componentes que resultan de aplicar
los Factores de Indisponibilidad Fortuita de la unidad punta (FIF) y el Factor Margen de
Reserva Firme Objetivo (FMRFO). En el primer caso se considera una Tasa de Indisponibilidad
Fortuita (TIF) de 2.63%, y en el segundo un Margen de Reserva Firme Objetivo (MRFO) de
19.4%. Luego de aplicar estos dos factores al precio de potencia (PP), se obtiene el precio
basico de potencia (PBP). La idea es que de esta forma los generadores podran recaudar en sus
contratos, a través de la tarifa en barra, el monto de dinero necesario para pagar a las centrales

disponibles incluyendo la reserva del sistema.

PBP = PP * (1 + MRFO) * (1/1-TIF) = PP * FMRFO * FIF

Por ultimo, debe tenerse en cuenta que la central marginal no necesariamente corresponde a una
central existente en el sistema, sino mas bien a una central eficiente de acuerdo a
consideraciones técnicas y econdmicas, que permitan identificar un costo razonable de
expansion del sistema. Entre estas consideraciones estan el tamafio y la tecnologia 0 modelo a
utilizar, para lo cual se toma como referencia la informacion de la publicacion “Gas Turbine
World Handbook” del afio vigente, la cual considera precios promedio del mercado. Los

resultados de la regulacion tarifaria de mayo del 2006 se resumen en el Cuadro 1:
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Cuadro 1: Fijacion del Precio Basico de Potencia en el Peru - Mayo 2006

Moneda

Moneda

CENTRAL TERMOELECTRICA TASA Extranjera Hacional oL
Miles US$ Miles US$ Miles US$
Precio FOB 3521250 3521250
Repuestos iniciales 2 50% 550,31 850,31
Transporte v Seguro Maritimo 4 00% 1 408,50 1 405 50
Aranceles ad-wvalorem 4 00% 1 500,05 1 50005
Gastos de desaduanaje 0,50% 300,01 300,01
Tranzporte local 202 67 20267
hiontsje electromecanico 29335 563,40 §62,75
Prughas v puesta en marcha 120,50 12050
Supervision 241 72 469,23 71095
Adguisicidn de terreno (inciuye sub estacion) 283 BB 283 B6
Ohras Preliminares v Cerco fincluye subestacion) 120,42 12042
Ohras civies o241 92 341 92
Suministro de sistemna de combustible 100341 100341
Suministro de sistema cortra incendio 177,34 177 34
Gastos Generales - Uilidad Cortratista 21516 21516
Interezes Durante la Construccion i1 6 76% 257216 355 66 2930 82
Costo Total de Inversidn de la Central Termoeléctrica  (CTl.) 40 605 57 5 B62,44 465 271 1
. Mone_(la Mm_le(la TOTAL
COHEXIOHN ELECTRICA TASA Extranjera Hacional
Miles US$ Miles US$ Miles US$

Precio FOB 2107 51 2107 51
Transporte v Seqguro Maritimo 4 00% 54,30 54,30
Aranceles ad-valorem 4 00% ==L a7 67
Gasztos de desaduanaje 0,50% 17,53 1753
Tranzporte local 18,60 18 60
Obras civies 36,56 36,56
Ingenieria, Montaje, Pruebas v puesta en servicio, suministro local 130,27 130,27
SUperyizian 47 74 47 74
Gastos Generales - Uilidad Cortratista 26,38 26,38
Interezes Durarte la Construccion 1 6 76% 14522 24 57 172 85
Costo Total de Inversidn de la Conexidn Eléctrica (CTl. g 2 340,03 389,45 2729 46
AHUALIDAD DE LA INVERSION
CENTRAL TERMOELECTRICA Miles US$ /afio | Miles US$ / afio | Miles USY / afio

“ida LIl (afios) 20

Factor de Recupero de Capital 13,39%

Anualidad del Costa Total de ks Inversion de la Central Térmica [ aCTl.1) 5 436 63 755,08 6194 71
COHEXION ELECTRICA Miles US$ | aiio | Miles US$ |/ afio | Miles US$ | alio

“icka LIl (arios) 30

Factor de Recupero de Capital 12,41%

Arualidad del Costa Tatal de la Inversion de la Conexidn Eléctrica ( aCTl g )

290,50

45,35

336,54

Costo Fijo Anual de Operacion v Mantenimiento

Miles US$ | aiio

Miles US§ | aiio

Miles US$ | aiio

Costo Fijo de Personal v Ctros [ CFPywO 990,28 590,25
Costos Fijos de Operacion v Mantenimiento [ CFOwhd BE2 46 BE2 46
Participacion 79,02% 20,95%

Costa Fijo anual de Operacidn y Martenimierto [ CFalyMe ) §,92 1SS 1 K-afio

Anualidad de la Inversion de la Unidad de Punta [ &l ) 3r sz USE § kn-ario

Cozto de Capacidad por Unidad de Potencia Estandar { CCUPS ) 45 43 LSE 7 n-ario

Cozto de Capacidad por Unidad de Potencia Efectiva ( CCUPE ) 45,78 LUSE f k-ario

Precio Basico de la Potencia { PBP ) 59,82 Us$ | KW-afio

Capacidad Estandar de la unidad de Punta [ CE = ) 1742 falinf

Paotencia Efectiva [ Pgel 1658 hafind

Factor de Ubicacion [FL) 1 0506

Margen de Reserva Firme Objetivo del sistema [ MRFC 19,40%

Taza de Indizponibilidad Fortuita de la unidad [ TIF 3 2 63%

(1) Tamex = 10,53% vigente &l 31 .03.03

Fuente: OSINERG-GART/DGT N° 058-2006.
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Anexo N° 7: Construccion de modelo tedrico que permita identificar determinantes de la

decision de contratar para el mercado peruano ¥’

Como primera aproximacion se construira un modelo de maximizacion de beneficios para un
agente adverso al riesgo en un contexto de incertidumbre, y donde se capturen en la medida de

lo posible las caracteristicas principales del disefio del mercado eléctrico peruano.

A continuacion se plantea un modelo simplificado de las decisiones de contratacién que recoge
algunos aspectos del disefio del mercado eléctrico peruano. Asi, se asume que existen dos
mercados de contratos que abastecer, el mercado de clientes regulados, donde las distribuidoras
realizan compras a tarifas en barra, y el mercado de clientes libres donde los precios son
negociados y existe competencia entre generadoras y distribuidoras. Estos mercados de
contratos son representados en el modelo mediante dos curvas inversas de demanda, ambas

vienen dadas por:

Mercado Regulado: ~ Pr =@z —Br Qg

Mercado Libre: p.=a -b Q

A su vez, es necesario incorporar la existencia de un mercado “spot” donde los generadores son
despachados de acuerdo al ordenamiento de costos y la obtencion de una curva de oferta de la
industria. Es en este mercado donde se generan las transferencias entre generadores que resultan
compradores netos del sistema y aquellos que resultan vendedores netos, a fin de garantizar el

equilibrio entre la oferta y demanda en los mercados de contratos.

Sin embargo, en el “spot”, la curva de demanda de corto plazo vendria a ser perfectamente
inelastica al precio “spot”, ya que no depende de la oferta existente en el corto plazo, sino que
viene determinada por el precio de los contratos. Esto implica que dado un precio del mercado
regulado, y dado el precio del mercado de clientes libres les corresponde a ambos una

determinada cantidad, la cual es representada graficamente como una linea vertical al nivel

Q(ps)+Q(Py.).

%7 Este planteamiento se hizo con la colaboracién de Lennin Quiso.
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Demanda en el Mercado “Spot”

By

Eipe) +E(p,) &

En cuanto a la oferta, se asume que la funcion de costos de la empresa representativa es una
funcion lineal, con costo medio y costo marginal constante, y que estd sujeta a “shocks” que
siguen una distribucion normal. En términos matematicos esta funcion de costos se puede

expresar de la siguiente forma:
C(4.6)=6.9 con funcion de costos marginales cmg =4 , donde 6 ~ N (0.6,%).

Por lo tanto, si se supone que los generadores tienen la misma funcion de costos marginales, el

precio “spot” debe ser igual a pg = @, el cual también tiene un carécter aleatorio.

Asimismo, en el corto plazo se puede considerar que el precio regulado viene también
determinado exdgenamente, aunque tiene cierto nivel de aleatoriedad asociado a los
procedimientos y supuestos que utiliza finalmente el regulador y que podrian introducir cierto

nivel de riesgo. Matematicamente se tendria la siguiente expresion:
Pr = Pr donde Pr =N (ﬂR ’O-RZ)

Con el fin de simplificar, se supone también que la relacion entre el precio en barra y el precio

“spot” es nula en el corto plazo, es decir que Cov( o8 ,é) =0.

Teniendo en cuenta los supuestos anteriores, se puede plantear la funcion de beneficios de corto

plazo de la empresa representativa, la cual tendria la siguiente expresion:

Im= ﬁR-qR + pL(QL)-qL+ ps-(q_qR _qL)_é'q
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Donde q es la cantidad producida por la empresa representativa. Esta, en el caso de una

demanda completamente ineléstica, viene determinada por una interaccion entre la oferta y la

cantidad total demandada, representada por Q =Q( p;)+Q(p, ), dado que se asume simetria

entre las empresas a cada una le corresponde producir g =(Q/n).

Asimismo, se asume que en sus decisiones de contratacion, las empresas generadoras toman el
precio regulado como dado y que el precio del mercado libre es determinado por la interaccion
de todos los agentes los cuales compiten a lo Cournot. Reemplazando los valores del precio
“spot” en la funcion de beneficios, y la funcién inversa de demanda del mercado libre, y

asumiendo una solucidn simétrica, estos se pueden expresar de la siguiente forma:

1= p..q, +(a_—b_ng )a -0.(q +0,)

Sin embargo, dado que la empresa opera en un entorno de incertidumbre, es necesario analizar
el problema considerando la funcion de utilidad esperada de los generadores. En un contexto de
aversion al riesgo, y bajo el supuesto de una funcion de utilidad cuadrética o asumiendo que la
funcion de beneficios se distribuye normalmente, esta funcion puede representarse de la

siguiente forma:

Utilidad Esperada = UE = E(H)—%.\/ar (IT)

Es decir que la funcion de utilidad depende positivamente del beneficio esperado, y

negativamente de la varianza de los beneficios, donde 5 es una medida de la aversion al riesgo

del generador.

Las expresiones de la utilidad esperada y la varianza son las siguientes:
E(H) = HrOr +(a|. —b, 'n'qL)'qL _‘9'(qR +q|.)
Var (IT) = q,* Var (B, ) +(as +q. ) Var (é) =Var (1) = ;% .0 +(0z +, )’ 0,2

Usando los resultados anteriores, la funcion de Utilidad Esperada (UE) vendria dada por la

siguiente expresion:
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UE =t G + (. ~0.00,) 0, ~0.(0 +0,) 2057 03" +(d +6,)" o)

El objetivo de la empresa representativa seria maximizar su utilidad esperada eligiendo las
cantidades a contratar en el mercado libre y en el mercado regulado, y sujeto a las restricciones

de no negatividad.

Max UE = Hg Gg +(aL _bL 'n'qL)'qL _H-(qR + qL)_%'(qRZ'O-RZ +(QR +0. )2 '0-02)

gL Or
Sujeto a:

q%,q" =0

Las condiciones de primer orden son:

AUE OUE
. =ty 07 (0 07 + (0 +0,) .0, ) 0, Gy 20, 5 00
AUE AUE

20, =a -2b ng -6-y.(0z+9. )0, <0, g >0, 0 q, =0

Dada la naturaleza de las restricciones, existiran dos casos:

) OUE
Caso 1: Si o0,

<0.
En este caso las condiciones de primer orden implican que si x, —0 <0, es decir si el esperado

. . e OUE
del precio regulado es menor o igual que el precio “spot” esperado, entonces

<0yog; =0,

Or
es decir gque la cantidad contratada del mercado regulado seria cero y la cantidad contratada en

el mercado libre vendria determinada por la siguiente expresion:

g = a -0
b2b n+yo,’
8UE_0
Caso 2: Si aq =Y.
R
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. . . OUE
En este caso para que exista una solucion interior con a
Or

es decir que el esperado del precio regulado sea mayor que el esperado del precio “spot” y

=0, se debe cumplir que u, >0,

ademas que “y” sea lo suficientemente pequefia, siendo g, >0 y q, >0. En este caso

tenemos que las cantidades a contratarse en ambos mercados vendrian de solucionar las

siguientes ecuaciones:

He —0-09 70, :aL—H—y.qR.ogz
y.(aRz +c792) y 2b n+y.o,

Or =

Reemplazando ¢, en la primera expresion obtenemos la expresion de la cantidad contratada en

el mercado regulado:

(,uR —49).(2.bL n +7/.0'92)—(aL —9).7/0'92 _a ~0-y0,.0,
con " 2b n+yo,’

q =
" 2yb, .n.(aR2 +0'92)+;/2.092 ol
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