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RESUMEN EJECUTIVO

El disefio actual del mercado eléctrico peruano, que tuvo su origen en la primera reforma a
inicios de los afios noventa y fue complementado con una segunda reforma el afio 2006, se
soporta entre otros aspectos, en un sistema de contratos de largo plazo entre generadores y
distribuidores y en un mercado de corto plazo donde las transacciones se realizan con base en
precios nodales (precios marginales locales). En vista que los precios nodales de corto plazo
consideran los efectos de las congestiones en la red de transmisién y dado que estas
congestiones son imprevistas, se produce volatilidad en los precios nodales lo mismo que se
traduce en el denominado riesgo de congestion. Ello motiva que los generadores trasladen
este riesgo a los usuarios a través de los contratos de largo plazo, con lo cual el disefio pierde

eficiencia y sostenibilidad.

Para solucionar esta problematica, en diversos mercados basados en precios nodales, se ha
implementado sistemas de derechos financieros de transmision (DFT) en sus diversas
modalidades, como un medio de cobertura contra tal riesgo de congestion. Cabe sefialar, que
los DFT también son utilizados en diversos disefios de mercado eléctrico como un mecanismo
para generar recursos financieros destinados a la expansion del sistema de transmision
eléctrico; no obstante, el presente trabajo no se enfoca en dicha aplicacion, debido a que en el
Per( este problema se ha enfrentado mediante la planificacion centralizada de la expansién a

través de un Plan de Transmision que se elabora cada dos afios.

En ese orden de ideas, el objetivo del presente trabajo es determinar si es econémicamente
viable implementar el esquema de derechos financieros de transmision dentro del mercado
eléctrico del Pert, como mecanismo de cobertura contra riesgos debido a congestiones de
corto plazo dadas las caracteristicas de la industria y de la topologia del Sistema Eléctrico
Interconectado Nacional. Este andlisis es necesario pues en algunos mercados, el nivel de
riesgo de las transacciones de corto plazo puede ser pequefio debido a diversos motivos, tales
como la predictibilidad de la oferta, un reducido volumen de las transacciones, la
configuracién robusta de la red, entre otros, lo cual no justificaria la implementacion de un

sistema de DFT. En ese sentido, la importancia de este trabajo radica en que muestra por
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primera vez mediante simulaciones del comportamiento del sistema eléctrico peruano, los
beneficios de implementar este esquema y con ello complementar el sistema de precios

nodales establecido en el actual marco regulatorio de transmision.

En primer lugar, en la tesis se hace una introduccion al marco conceptual del sistema de
precios nodales y su comparacion con el sistema de precios zonales. Como parte de este
marco conceptual, se repasa también los efectos econdmicos de la congestion en un sistema
de precios nodales y se presentan los diferentes tipos de derechos financieros de transmision.
Asimismo, mediante un ejemplo sencillo se muestra como es que su aplicacion mitiga el

riesgo de congestion.

Seguidamente, se analiza la viabilidad de la aplicacion del sistema de DFT al sistema eléctrico
peruano. La metodologia empleada para ello consiste en determinar la relacion beneficio /
costo derivada de la implementacion de este sistema. Con el fin de determinar los beneficios,
se simula la operaciéon del sistema con los datos de demanda, oferta y contingencias de
transmision del afio 2006, asicomo, diversos escenarios de hidrologia y precios de
combustible, también se realiza una sensibilidad con la demanda del afio 2008. Por otra parte,
también se identifican los costos asociados a la implementacion de los DFT. Con base a
dichos resultados, se encuentra que la aplicacion del sistema de derechos financieros resulta
viable, dado que los beneficios que se obtienen de la aplicacion de este sistema para diferentes
escenarios resultan mayores que los costos de su implementacion. Adicionalmente se
proponen los aspectos basicos del marco regulatorio necesario para implementar el sistema de
DFT.
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Capitulo 1 Introduccién

La reforma del sector eléctrico peruano que se inicié el afio 1992 con la promulgacion de la
Ley de Concesiones Eléctricas no otorgd los suficientes incentivos para que se hicieran las
inversiones necesarias en instalaciones de transmision, conforme estaba supuesto en dicho
marco regulatorio. Por otro lado, diversos factores relacionados con la falta de incentivos
para la celebracion de contratos entre generadores y distribuidores, agravados por la
coyuntura de un afio 2004 con hidrologia seca, originaron que se aprobara una segunda
reforma del sector, mediante la publicacion de la Ley 28832, Ley para el Desarrollo

Eficiente de la Generacion Eléctrica.

Mediante este nuevo marco regulatorio se introdujo un disefio de mercado de transmision
similar al disefio del mercado estandar (DME) de Estados Unidos de Norteamérica,
propuesto por la Federal Energy Regulatory Comission (FERC) de los Estados Unidos de
Norteamérica. Este nuevo disefio de mercado se soporta en un sistema de precios nodales,
un sistema de planificacion de expansion de la transmisién y un sistema de subastas para la
cobertura de la demanda de energia. No obstante, a diferencia del DME en el mercado
peruano no se introdujo la figura de los Derechos Financieros de Transmision (DFT), ello a
causa que el analisis efectuado en su momento [10], sefial6 que los DFT no son
absolutamente necesarios en un sistema de precios nodales y aunque no se descarta su
aplicacion al caso peruano, se requeria mayor analisis para determinar si sus beneficios
superan a sus costos y se recomendo que se considere como parte del disefio de mercado a

largo plazo.

Paralelamente a ello, el alto porcentaje del crecimiento de la demanda del orden de 10% en
los ultimos dos afios ha originado que los corredores de transmision estén operando cerca
del limite de capacidad de transferencia y que, ante contingencias en el sistema, estas
instalaciones se congestionen con la consecuente distorsion en los precios nodales de

energia de corto plazo.
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Esta volatilidad en los precios, introduce riesgo en la celebracion de contratos de energia
entre generadores y distribuidores o incluso entre generadores y clientes libres, lo que en el
extremo puede devenir en una falta de contratos para el suministro de energia al mercado

regulado.

Es por ello que ante esta problematica surge el objetivo del presente estudio, para
determinar si “es viable econdmicamente la implementacion de los mecanismos de
derechos financieros para el mercado de corto plazo, dentro del marco regulatorio del
sector eléctrico peruano”. Cabe sefalar que, en general los DFT se incluyen en los disefios
de mercados como dos mecanismos principales: a) mecanismo de cobertura de riesgo de la
variacion de costo de transmision debido a la congestion en el sistema de transmision
eléctrico, o como, b) mecanismo generador de recursos financieros destinados a la
expansion de tal sistema. El presente trabajo se enfoca en el anélisis de la aplicacion de los
DFT como cobertura contra el riesgo de congestion y no como mecanismo para la
expansion del sistema, debido a que en el Peru este dltimo problema se ha enfrentado
mediante la planificacion centralizada de la expansion a través de un Plan de Transmision

que se elabora cada dos afios.

Sin embargo, este esquema de DFT no siempre resulta beneficioso para todos los sistemas
eléctricos, por lo que es necesario un analisis costo - beneficio de la introduccion los DFT,
pues en algunos mercados el nivel de riesgo de las transacciones de corto plazo puede ser
pequefio debido a diversos motivos, tales como, la predictibilidad de la oferta, un reducido
volumen de las transacciones, la configuracion robusta de la red, entre otros, lo cual no

justificaria la implementacion de un sistema de DFT.

En ese marco de ideas, los resultados obtenidos a partir de las simulaciones del
comportamiento de corto plazo del sistema eléctrico peruano, presentan evidencia de
valores positivos al incorporarse un Sistema de DFT en el PerQ. Estos resultados positivos
involucran la disminucién del riesgo de la volatilidad de precios debido a las contingencias
en el sistema de transmisién, ante diversos escenarios de hidrologia y precios de
combustible. Ello tendria como consecuencia que se genere un ambiente mas atractivo para

la participacion de agentes y consecuentemente para la inversion en el sector.

El desarrollo del trabajo se presenta en 7 capitulos. En el capitulo 2, se realiza un resumen

de la reforma del sector eléctrico peruano con un enfoque particular sobre la problematica
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del sector de transmision. Por su parte, la hipdtesis y los objetivos del estudio se presentan
en el capitulo 3. Asi mismo, en el capitulo 4 se desarrolla el marco conceptual sobre
precios nodales y el sistema de Derechos Financieros de Transmision. Con base a este
marco conceptual, en el capitulo 5 se presentan los resultados de la simulacién de un
sistema de Derechos Financieros de Transmision tipo punto a punto aplicado al sistema
eléctrico peruano. En el capitulo 6 se tratan los aspectos estratégicos para la
implementacién de un sistema DFT en el Per(. Finalmente en el capitulo 7 se presentan las

conclusiones y recomendaciones.
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Capitulo 2 La Reforma del Sector de Energia
Eléctrica en el Peru

2.1 El Sector Eléctrico Peruano

2.1.1 Evolucion en el tiempo

Hasta los inicios de los afios 90, la industria eléctrica se encontraba verticalmente
integrada, como consecuencia de la estatizacion de las actividades econdmicas que se llevo
a cabo durante los afios setenta. En efecto, en 1972 se cred la empresa estatal
ELECTROPERU que cumpliria las veces de un holding para las actividades de generacion,

transmision y distribucion de la energia eléctrica.

Durante este periodo, la expansion del sistema eléctrico se realizaba a partir de un enfoque
centralizado mediante la empresa estatal ELECTROPERU. A pesar que durante este
periodo se tuvo un importante crecimiento de la potencia instalada, ya para los fines de los
afios 70 la empresa ELECTROPERU atravesaba una situacion de crisis por el
endeudamiento externo y principalmente por el retraso tarifario, el mismo que no permitia
cubrir los costos operativos de la empresa estatal. Esta situacion continu6 durante la década
del ochenta, lo que se reflejo en el limitado acceso al servicio publico de electricidad,

registrandose en el afio 1992 un indice de electrificacion de 48,4%.

Posteriormente, como parte de las reformas estructurales que se introdujeron con el cambio
constitucional del afio 1993, que tenia como objetivo la disminucion de la participacion del
Estado en las actividades econdmicas, se llevd a cabo la primera reforma de la industria
eléctrica (“Primera Reforma”) mediante la promulgacion la Ley de Concesiones Eléctricas
a fines de 1992 (“LCE”) y, a partir del afio 1994 se comenzo el traslado al sector privado
de las actividades que realizaba ELECTROPERU vy las empresas regionales de
electricidad.

La LCE se elaboro sobre la base de las reformas que ya se habian iniciado en paises como
Chile e Inglaterra. En el Cuadro 1 se resumen las principales caracteristicas del marco

regulatorio de la LCE, donde se destacan: i) la desintegracion del lado de la oferta de la
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industria eléctrica en tres actividades: Generacion, Transmision y Distribucion; bajo este
contexto, cada empresa se especializa en una actividad y esta prohibida de realizar dos
actividades diferentes; y ii) en el lado de la demanda, la alternativa que la compra de
energia de los consumidores con méas de un 1 MW de potencia se desarrolle en condiciones

de competencia.

Cuadro 1
Caracteristicas del Marco Regulatorio de la LCE

Separacion de las actividades de generacion, transmision y
distribucion.

Precios a Distribuidor Fijados por el regulador

Mercado en condiciones de competencia para los clientes con
alto consumo (superior a 1 MW)

Operador de Mercado COES, conformado por generadores y transmisores

El despacho y precios en el mercado spot se fijan usando los
costos variables de las centrales independientemente de los
Mercado Spot contratos financieros. Sélo se utiliza para valorizar las
transferencias entre generadores (diferencias entre despacho y
compromisos contractuales).

Las distribuidoras tienen el monopolio de la red y
comercializacion sobre los usuarios de servicio pablico. Las
Distribucion distribuidoras no pueden comprar directamente al mercado spot
ni transferir otro precio que no sea la tarifa en barra a los
consumidores de servicio publico.

Precios regulados. Se espera que la expansion se realice por
iniciativa privada.

Estructura del Mercado

Mercado no regulado

Transmision

El disefio de mercado incluido en la Primera Reforma apunta a que la actividad de la
generacion debe realizarse dentro de un marco de libre competencia, en el cual cualquier
empresa puede ingresar al mercado e instalar sus centrales de generacion eléctrica siendo
el requisito para ello obtener, del Ministerio de Energia y Minas, una concesion para

potencias mayores a 10 MW o un permiso para potencias inferiores.

De acuerdo a la LCE, la actividad de transmision es regulada y se debe permitir el libre
acceso tanto a compradores como vendedores. Asimismo, para fines de su remuneracion,
las instalaciones de transmision se clasifican en dos tipos: Sistema Principal de
Transmision (“SPT”) y Sistema Secundario de Transmision (“SST”); ambos se remuneran
mediante un peaje unitario que se calcula sobre la base de dimensionar un sistema eficiente
para atender a la demanda denominado Sistema Econdmicamente Adaptado, el cual no
necesariamente es igual al sistema real, y su correspondiente valorizacion de costos de
inversion (Valor Nuevo de Reemplazo, “VNR”, en el SPT y Costo Medio, “CM”, en el

SST) y de costos de operacion y mantenimiento anual (“COYM?”).

Como complemento de este marco regulatorio se aprobo la Norma Técnica de Calidad de
los Servicios Eléctricos, mediante el Decreto Supremo N° 020-97-EM. La misma que
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establecid los valores minimos que las empresas concesionarias en el sector eléctrico deben

cumplir en cuanto al producto entregado y al servicio prestado.

Durante el afio 2004, se presentd una situacion coyuntural de estiaje en el que los costos
marginales alcanzaron valores mayores a los 100 US$/MWh, que ocasioné la falta de
contratos entre generadores y distribuidores para abastecer el servicio publico de
electricidad. Aunque esta crisis no derivd en un racionamiento del servicio, sus
consecuencias pusieron en evidencia algunas debilidades del marco regulatorio que obligo
al Poder Ejecutivo a intervenir con medidas de emergencia para resolver el problema

suscitado

Ante esta problematica, luego de un diagnoéstico y analisis plasmado en el Libro Blanco?, el
23 de julio de 2006 se promulgé la Ley 28832 “Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente
de la Generacion Eléctrica”, la cual se constituyd en una nueva reforma en el marco
regulatorio del sector eléctrico (“Segunda Reforma”). Los cambios relevantes que se

introducen con esta Ley 28832, estan relacionados con:

= Contratos, licitaciones e incentivos para el abastecimiento oportuno de electricidad.
En este aspecto, se establecieron los mecanismos de contratacion de suministro de
electricidad como medida preventiva para el abastecimiento de energia eléctrica,
mediante Licitaciones (subastas) publicas convocadas por los Distribuidores y
Contratos de mediano a largo plazo suscritos con los Generadores ganadores de las

subastas.

= La creacion de un mercado de corto plazo (spot) donde participan los Generadores,
Distribuidores y Clientes Libres. En este mercado las transacciones de energia se

realizan en funcion a los Costos Marginales de Corto Plazo nodales.

= La introduccion de las restricciones de capacidad de transmision para la formacion

de los Precios Nodales.

= La reforma del Comité de Operacion Economica del Sistema (COES), de manera
que no esté conformado Unicamente por los Generadores y Transmisores sino que

también se incluya a Distribuidores y Clientes Libres.

1 Documento emitido por la COMISION MEM-OSINERG (2005) creada por Ley 28447, que emiti6 el
“Proyecto de Ley para el Desarrollo Eficiente de la Generacién Eléctrica”.
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» La introduccion de mecanismos para la expansion de la transmision. Para ello se
institucionalizo la elaboracién periddica (cada 2 afios) de un Plan de Transmision,
por parte del COES, revisada por el organismo regulador (OSINERGMIN) y
aprobada por el Ministerio de Energia y Minas. Asi mismo, se establecié un
mecanismo de licitaciones para otorgar en concesion, la construccion operacion y
mantenimiento de las instalaciones contenidas en el Plan de Transmision; la Base
Tarifaria para remunerar estas instalaciones se obtiene a partir de las ofertas de los

ganadores de las licitaciones.

La descripcion de la linea de tiempo en la que evolucioné el marco regulatorio del sector

eléctrico peruano se puede resumir en la siguiente figura:

Figura 1
Linea de Tiempo de la Reforma del Marco Regulatorio

Ley Para Asegurar

Ley de Concesiones el Desarrollo

o L
2 Eléctricas (LCE) Eficiente de la
e Generacion
g Reglamento de la Reglamentos
3 LCE de la Ley 28832
_g Normas Técnicas
z de Calidad
Nov 1992 Feb 1993 Oct 1997 Julio 2006 2006-2007
Ley N° 25844 D.S.N°099-93-EM D.S.N°020-97-EM Ley N°© 28832

Fuente: pagina web de OSINERGMIN, elaboracion: propia

Actualmente la determinacion de los precios nodales esta a cargo del COES, mediante un
procedimiento establecido para tal fin?. De acuerdo a ello, recaba la informacién de costos
variables de los generadores y las restricciones técnicas del sistema eléctrico (entre ellas
las pérdidas y capacidad maxima de las instalaciones de transmision), con base a esa
informacidn el COES determina la cantidad de energia que debe despachar cada central de
manera que el costo de operacion total del sistema sea el de minimo costo y como
consecuencia de ello, se obtienen los precios en cada barra del sistema (precios nodales)

cada quince minutos.

> www.coes.org.pe, Procedimiento 7 - Célculo de los Costos Marginales de Energia de Corto Plazo.

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




PONTIFICIA

TESIS PUCP gz%el_r:gmn

v L BERY

2.2 La Problematica Especifica

Dentro del presente numeral se resume los aspectos particulares de la transmision que
originan la problematica objeto del presente estudio. Es del caso sefialar que si bien es
cierto que varios de los problemas que se identificaron en el marco regulatorio de la
actividad de la transmision establecido con la Primera Reforma, se han corregido mediante
los cambios de la Segunda Reforma, se hace un breve recuento de ellos a fin de enfocar
cudl es el rumbo que se ha tomado mediante el nuevo disefio del mercado y de esta manera

precisar mejor el objetivo del estudio.

2.2.1 Primera Reforma
2.2.1.1  Principales problemas relacionados de la transmision

Los estudios previos®, que sirvieron de base para la elaboracion del Libro Blanco,
ayudaron a efectuar un diagnostico de la problematica del sector eléctrico, principalmente
expresados en la falta de contratos de suministro eléctrico entre generadores y
distribuidores, asi como la falta de inversion de la transmisidon, estos estudios nos revelaron

los siguientes problemas de la Primera Reforma relacionados con la transmision:

Un sistema ineficiente para la ampliacion de la transmision que no da respuesta a

los requerimientos del mercado.
= Una operacién que no muestra el costo de congestion de manera eficiente.

= Incertidumbre ocasionada por el uso del concepto de Sistema Econémicamente
Adaptado (SEA) durante la vida dtil de las instalaciones, lo cual significa que los
ingresos asignados a estas instalaciones cambiaran en relacion con el requisito de

transmision, independientemente de la inversion efectivamente realizada.

= Incertidumbre en los cargos de transmisién introducida por revisién periddica (cada
4 afios) de la clasificacion de las instalaciones de transmisién como parte del SPT o
del SST.

= Una ampliacion de la transmision que depende del requerimiento del mercado sin
que exista un sistema de planificacion para definir las necesidades de ampliacion de

la transmision.

3 OSINERG (2003) [8] y OSINERG (2005) [10]
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Las metodologias de cargos de transmision que dependen del uso actual podrian
cambiar cuando la estructura de uso del sistema cambie, introduciendo volatilidad

en la asignacion de la responsabilidad del pago de los cargos.

= La falta de procedimientos que aseguren el acceso libre a las redes de transmisién y

distribucion incluyendo detalles regulatorios.
= La falta de un Operador Independiente del Sistema.

Un sistema de precios marginales locales (“LMP” %) que es parcialmente aplicado.

Estos aspectos se resumen en el mapa conceptual contenido en la siguiente Figura:

Figura 2
Problematica de la Transmision antes de la Segunda Reforma

[Problematica en el Sistema]

debido a

[ Falta de Inversion en Transmisic‘m]

I\~

por revisian Falta de administracion
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2
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Adaptado por reasignacion por falta de

periodica de Congestion

[Costos de Inversi()n] \

Responsables
Calificacion por‘ el padgo de {
como SPT o SST S2ECES

Fuente: Estudios previos [9] y [10]. Elaboracion: Propia.
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/
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Entidad de Planeamiento
de la Expansion

En efecto, en la Primera Reforma se asumid que la expansion del sistema de transmision
eléctrico se llevaria a cabo por la intervencion de actores privados, los mismos que,
siguiendo las sefiales de mercado, realicen las inversiones necesarias para el desarrollo del
sector. Lamentablemente, las sefiales que se brindaron a partir de la LCE no
proporcionaron los incentivos necesarios para que se realicen inversiones suficientes en la

transmision.

* LPM, es el acrénimo del inglés “Locational Marginal Prices”.
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Ante la falta de inversion por parte de los actores privados, las principales inversiones en
activos de transmision han sido ejecutadas por decisiones del Estado o se han desarrollado
mediante mecanismos que no estan contemplados en la LCE. Por dicha razén, entre los
afios 2000 y 2002 se realizaron, inversiones al margen del marco regulatorio mediante
mecanismos de competencia por el mercado, a través de la Agencia de la Promocion de la
Inversion Privada (“PROINVERSION”), de los cuales se derivaron los contratos tipo
BOOT®. En este contexto, se construyeron la interconexién de los sistemas eléctricos
Centro-Norte y Sur, por la empresa TRANSMANTARO; se construyeron lineas de
refuerzo en el Sur, por la empresa Red Eléctrica del Sur S.A. (“REDESUR”) y se
construyeron las lineas La Oroya Nueva-Carhuamayo-Paragsha-Derivacion Antamina y

Aguaytia — Pucallpa, por la empresa Interconexién Eléctrica ISA Perd S.A. (“ISA PERU”).

En otras palabras, en el sistema interconectado, los Unicos desarrollos importantes de la
transmision no han sido realizados por iniciativa del sector privado, tal como se esperaba al
inicio de la reforma. En su lugar, han sido realizados por iniciativa del Estado y entregados
en concesion a actores privados mediante contratos BOOT. El disefio de este tipo de
concesion, ha generado mayor certidumbre para los titulares de la transmision dado que
garantiza un ingreso razonable al propietario, sin embargo no se enmarca totalmente dentro
del modelo establecido por la LCE, dado que su remuneracién no se basa en un SEA ni
estd sujeta a una revision de la calificacion de las instalaciones como SPT o SST. Esta
modalidad de concesiones BOOT, tiene aceptacion entre los agentes transmisores que
suscribieron tales contratos y los generadores que se benefician por esta transmision sin

sufragar por ella.

No se puede dejar de mencionar la entrega en concesion de las instalaciones de transmision
de las empresas estatales con los mayores activos de transmision del Sistema Eléctrico
Interconectado Nacional: ETECEN y ETESUR; ello se llevé acabo en setiembre de 2002,
fecha a partir de la cual dichos activos estan en concesion de Red de Energia del Perd S.A.
(“REP™). La remuneracion de esta empresa tampoco estd totalmente relacionada con la
LCE, dado que REP percibe una Remuneracion Anual Garantizada (“RAG”) por la
operacion y mantenimiento de las instalaciones recibidas en concesion y por la ejecucion
de algunos compromisos de inversion. El contrato de esta concesion prevé la realizacion de

estudios de planeamiento cada dos afios para proponer inversiones en el sistema a fin de

5 BOOT deriva del acrénimo en idioma inglés de “Build Operate Own and Transfer.”

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




: PONTIFICIA
TESIS PUCP gg%\éeagmm

+ DEL BERY)

evitar congestiones; sin embargo, hasta la fecha so6lo se han puesto en operacion dos

nuevas instalaciones bajo esta modalidad.

2.2.2 Segunda Reforma

La nueva estructura del mercado que se establece con la Segunda Reforma, como se
muestra en la figura siguiente, es muy similar al Disefio Estandar de Mercado establecido
por la FERC®. Con esta reforma se introduce cambios sustanciales, entre los cuales destaca
el desarrollo de la transmision mediante un planeamiento centralizado que debe ser
elaborado por el COES y aprobado por el Ministerio de Energia y Minas previa opinién
favorable de OSINERGMIN. Asi mismo, se propone la realizacion de licitaciones para
otorgar concesiones para la construccion de las nuevas instalaciones contenidas en el plan
de transmision, cuya remuneracion se realizard con base al valor que resulte de la
licitacion, con lo cual se deja de lado el concepto del SEA, de la revision del VNR y de la
revision periodica del SPT.

Figura 3
Disefio del Mercado en la Segunda Reforma
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Fuente: PEPSA - “Revision del Marco Regulatorio de la Transmision” — 2003

Ademas del desarrollo de la transmision mediante una planificacion centralizada, también
se prevé la construccidn de nuevas instalaciones de transmision no contenidas en el Plan de
Transmision por iniciativa propia de los agentes. Sin embargo, se establece que la
remuneracion para estas instalaciones se realice mediante costos estdndares establecidos
por OSINERGMIN.

®  Federal Energy Regulatory Comission
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En suma, los pilares de este nuevo disefio de mercados se enfocan a eliminar la
incertidumbre de la recuperacion de la inversion en instalaciones de la transmision de
modo que la expansion de la transmision se desarrolle de manera oportuna y con las
instalaciones eficientes, con el consiguiente efecto de evitar las congestiones de caracter
estructural. No obstante, la reduccion de las congestiones de caracter estructural se
concretara recién con la entrada en operacion de las nuevas instalaciones contenidas en el

Plan de Transmision, es decir en un horizonte de 3 a 4 afos.

Otro de los aspectos que caracterizan al nuevo disefio de mercado es el sistema de precios
nodales determinados con base a los precios marginales y a las restricciones de capacidad

(congestiones) en la red de transmision.

2.2.2.1  Tratamiento de la Congestion

El enfoque de la Segunda Reforma para solucionar la falta de un mecanismo para la
administracion de la congestion es el de incorporar soluciones de mercado, mediante el
mercado de corto plazo y los precios nodales que se mencionaron en el parrafo anterior. Al
respecto, el hecho que estos precios nodales, tengan en cuenta la capacidad del sistema de
transmision (lo que en buena cuenta esta relacionado con la congestion en las redes de
transmision) tiene el objeto de dar las sefiales econdmicas para que los agentes del mercado
se ubiquen adecuadamente dentro del sistema de transmision. La literatura sobre este
sistema de precios manifiesta que los precios nodales constituyen la Unica sefial totalmente
coherente con el despacho econémico de las unidades de generacion y con el uso eficiente
de la red de transmision’.

Autores como Harvey y Hogan (2000)8, Hogan (1999)° y Stoft S.%°, refuerzan la tesis que
el sistema de precios marginales nodales (LPMSs) es preferible por razones de eficiencia.
Sin embargo, este mecanismo incluye un mayor riesgo para los generadores, debido a la
volatilidad de los precios en el mercado de corto plazo por la presencia de la congestion™.

En otras palabras, ante una contingencia se producen diferencias notables en los precios

" COMISION MEM-OSINERG (2005) “Proyecto de Ley para el Desarrollo Eficiente de la Generacién
Eléctrica”. Libro Blanco. Per.

8 HARVEY S.y HOGAN, W. (2000) “Nodal and Zonal Congestion Management and the Exercise of
Market Power”

®  HOGAN W. (1999). “Getting the Prices Right in PIM”

0 STOFT S. (2002) “Power System Economics”. Capitulos 3y 5

11 Es preciso sefialar que la congestion a que se refiere este péarrafo, no se refiere a la congestion por falta
de capacidad estructural, sino a la falta de capacidad temporal por contingencias en la red.
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marginales de los nodos de manera que se producen rentas de congestion que los

generadores o los consumidores deben sufragar.

En efecto, tal como se muestra en la siguiente figura, los precios nodales de corto plazo no
son del todo predecibles y pueden ser totalmente distintos de un dia a otro en la misma
hora. En la figura se muestran los costos marginales hora a hora durante la semana del 13
al 19 de febrero de 2006, se puede notar que en el dia 15 de febrero el costo marginal al
medio dia es extraordinariamente elevado respecto a los deméas dias de esa semana. De
igual modo los costos marginales del dia sabado también resultan distintos al promedio de

los demas dias a pesar que es un dia tipico de menor consumo de energia.

Figura 4
Ejemplo de la Volatilidad de Precios Nodales (LMPs)
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A raiz de esta incertidumbre, se han desarrollado modelos que complementan el sistema de
precios nodales, con base a derechos financieros de transmisién (DFTs), de modo tal que
aquel agente (generador, consumidor) que haya adquirido un DFTSs tiene derecho a percibir
una alicuota de dichas rentas de congestién, en proporcién a la cantidad de DFTs, con lo
cual se protege de los riesgos asociados a la volatilidad de los precios nodales por la
ocurrencia de contingencias o restricciones en la red. Estos DFTs han sido implementados
en diversos mercados norteamericanos tales como el PJIM, New York y New England.

12,13, 14, 15,16y 17

Sobre el particular, varios autores analizan las ventajas y desventajas de la

2" HOGAN William. (2002) “Financial Transmission Right Formulations”. Center for Business and

Government John F. Kennedy School of Government. Harvard University

¥ HOGAN, W. (2000). "Market Power in Theory and Practice, Comments on Joskow and Tirole (2000)
and Johnsen, Verma and Wolfram (1999),” POWER Conference, University of California, Berkeley,
Berkeley, CA, March 17

¥4 JOSKOW P.y TIROLE J. (2001) “Transmission Rights and Market Power on Electric Power Networks”
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implementacion de este mecanismo sobre todo en los aspectos relacionados con los
posibles incentivos para comportamientos oportunistas de los agentes con el fin de

aprovechar su poder de mercado.

Al respecto, el estudio “Plan Estratégico para Modernizacién del Marco Regulatorio™®®,

uno de los estudios de base para la Segunda Reforma, concluye, entre otros aspectos, que
no hay nada sobre PerU que descarte a los DFTs, y sefiala ademas que “algunas
caracteristicas de la situacion peruana pueden crear problemas especiales o reducir el
valor de los DFTSs, pero la magnitud de esos problemas s6lo puede determinarse con mas
modelos y analisis y que ninguno de los problemas parece ser insuperable.”

Los acontecimientos que han sucedido recientemente en el sector eléctrico peruano,
respaldan lo afirmado en el parrafo anterior, en el sentido que es necesario completar el
disefio de mercado iniciado con la Segunda Reforma, a fin de mitigar el riesgo de la
variabilidad de los precios nodales ocasionados por la congestion en la red de transmision.
En efecto, por un lado el Estado se ha visto obligado a emitir normas de urgencia™ para
suspender la aplicacion de los efectos de la congestion en la determinacion de los costos
marginales (precios nodales), a fin de evitar el incremento de las tarifas pagadas por los
consumidores. Por su parte, los agentes generadores tratan de mitigar tal riesgo mediante la
inclusion de clausulas en sus contratos de suministro de energia, mediante las cuales
trasladan, a sus clientes (libres), los sobre costos de energia cuando se producen las

“temidas” congestiones.

15 JUNJIE SUN. (2005).”U.S. Financial Transmission Rights: Theory and Practice”. Departament of
Economics Lowa State University.

OREN, S., (1997). "Economic Inefficiency of Passive Transmission Rights in Congested Electricity
Systems with Competitive Generation,” The Energy Journal, 18(1): 63-83.

17 STOFT, S. (1999). "Financial Transmission Rights Meet Cournot: How TCCs Curb Market Power”, The
Energy Journal, 20(1): 1-4

“Plan Estratégico para Modernizacion del Marco Regulatorio” Informe Final consultora MERCADOS
ENERGETICOS. Per(, para OSINERGMIN.

Decreto de Urgencia 046-2007, publicado el 25 de noviembre de 2007. que dicta medidas
extraordinarias por congestién en el Sistema Eléctrico Interconectado Nacional.

“Articulo 1°.- Compensacion y asignacion de costos de operacion

Cuando por consideraciones de congestion de instalaciones de transmision el COES deba despachar
unidades de generacion fuera del orden de mérito de costos variables, tomando en cuenta los criterios
de optimizacion en la operacion del SEIN, los costos variables de dichas unidades no serén
considerados para la determinacion de costos marginales del SEIN.

16

18

19

Articulo 2°.- Fijacion de Tarifas en Barra
Lo establecido en el articulo 1° del presente Decreto de Urgencia, sera considerado, en lo pertinente,
por el COES y OSINERGMIN para efectos de los procesos de fijacion de Tarifas en Barra.
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La medida adoptada por el Estado sefialada en el parrafo anterior, como su misma
categoria lo indica es de urgencia y no es una solucion consistente en el largo plazo, dado
que elimina la sefial de precios de los costos marginales, como elemento fundamental de la
Primera y Segunda Reforma y como sefial principal de la inversion privada. Lo Gnico que
hace la medida adoptada por los agentes generadores, es trasladar el riesgo a los clientes
libres, con lo que se generan sobreganancias en los generadores dado que las rentas de

congestion se trasladan directamente a éstos, como se muestra en el siguiente ejemplo:

Figura 5
Ejemplo de Produccién de Rentas de Congestion

A. En el caso que no se presente congestion
Genl: Gen2:
@35 US$/MWh @50 US$/MWh Pago Demanda: 140 MWh x 35 US$/MWh = 4900 US$
140 MW 140 MW oMW Cobro Genl 140 MWh x 35 US$/MWh = 4900 US$
=" H<_—1> bemada:  Cobro Gen2 0 MWh x 35 USS/MWh = 0US$
Max=150 MW 140 MW
Barra A Barra B Renta de Congestion 4900 US$ - 4900 US$ = 0 US$
35 US$/MWh 35 US$/MWh
B. En el caso que se presente congestion
Genl: Gen2:
@35 US$/MWh @50 US$/MWh Pago Demanda: 140 MWh x 50 US$/MWh = 7000 US$
100 MW 100 MW 40 Mw Cobro Genl 100 MWh x 35 US$/MWh = 3500 US$
- H<_—1> bemada:  Cobro Gen2 40 MWh x 50 US$/IMWh_= 2000 US$
Max=100 MW 140 MW
Barra A Barra B Renta de Congestion 7000 US$ - 5500 US$ = 1500 US$
35 US$/MWh 50 US$/MWh

En la figura anterior se muestra el caso de un sistema con dos generadores, uno caro y otro
barato, y una demanda. La demanda y el generador caro se encuentran en la Barra B,
mientras que el generador barato se encuentra en la Barra A. Ambas barras estan unidas
mediante una linea de transmision, para la cual no se consideran pérdidas en el ejemplo. En
el caso en que no hay congestion (Cuadro A), la linea tiene un limite de capacidad de 150
MW, suficientes para transportar desde la Barra A los 140 MW requeridos por la demanda.
En este caso, los precios marginales en Barra A y Barra B son iguales a 35 US$/MWh, por
lo cual no se producen rentas de congestion. Mientras que, en el Cuadro B, la capacidad
méaxima de la linea de transmision decae a 100 MW, produciéndose congestion. En este
caso los precios en funcion a costos marginales son distintos: en la Barra A el precio es
35 US$/MWh y en la Barra B es 50 US$/MWh, con lo cual el pago de la demanda
asciende a 7000 US$ y el cobro de la generacion totalizaria US$ 5500. Como

consecuencia, la renta de congestién asciende a 1 500 US$. Finalmente, en el caso en que
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se configure la medida adoptada por los agentes generadores, esta renta de congestion se

trasladaria totalmente a estos agentes.

En consecuencia, dados los antecedentes anteriores, y en vista que la propuesta de la
Segunda Reforma considera el desarrollo de un mercado basado en LMPs con la
posibilidad de implementar a futuro un mecanismo de DFTs, resulta necesario efectuar un
analisis que ayude a tomar la decision para complementar el disefio de mercado iniciado

por esta reforma, con el fin de implementar el mecanismo de DFTSs.

En ese sentido, la presente tesis analiza la factibilidad de complementar el disefio del
mercado de la Segunda Reforma mediante la implementacion de los DFTs en el Sistema
Peruano como un mecanismo de cobertura ante los riesgos derivados de las congestiones

en el mercado de corto plazo.
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Capitulo 3 Objetivo del Estudio

Como se vio en el capitulo anterior, con la ocurrencia de contingencias se producen rentas
de congestion, definidas como la diferencia entre la valorizacion del retiro de energia en un
nodo de la red menos la valorizacion de la inyeccidn de energia en otro nodo de la red para
satisfacer dicho retiro. Estas rentas de congestion representan una ineficiencia al sistema
dado por dos motivos principales: 1) representan un riesgo y por tanto un mayor costo de la
energia contratada para cubrir dicha volatilidad, 2) la renta de congestion en si es una
pérdida de eficiencia en el bienestar, pues es el saldo que resulta luego de efectuar los
pagos a cada agente del sistema (transmisor y generador) y que por lo tanto, deberia

asignarse de manera eficiente a quien valora mas la pérdida de eficiencia.

No obstante, no siempre las rentas de congestion tienen un valor positivo en el sentido de
los nodos de inyeccion hacia los nodos de retiro, ya que ello depende de la propia
topologia de la red, asi como, de las contingencias que se sucedan en dicha red, lo cual
evidentemente esta influenciado por los mantenimientos propios de las instalaciones; asi
como, por las propias caracteristicas geogréficas y meteorolégicas donde se encuentren las
instalaciones de transmision. Por lo tanto, antes de implementar un sistema de DFT es
necesario evaluar si su implementacion representa una asignacion positiva (pago) de las
rentas de congestion a los agentes que sufren pérdidas debido a las congestiones del
sistema, es decir, es necesario evaluar la eficiencia econémica de la implementacion de tal
sistema de DFT.

En ese orden de ideas, el objetivo de este estudio es determinar si es viable
econdémicamente implementar el esquema de derechos financieros de transmision dentro
del mercado eléctrico del Per( dadas las caracteristicas, de la industria y de la topologia,
del Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN).

Mediante este estudio se busca obtener conclusiones para complementar el disefio de
mercado del sector eléctrico en el marco de la Segunda Reforma del marco regulatorio del
sector eléctrico peruano. Como se menciond en el capitulo anterior, a la fecha se ha

aprobado el cambio de la Ley de Concesiones Eléctricas, que introduce modificaciones
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importantes tales como la generacion de precios mediante subastas, es decir un esquema
menos regulado del gue se tenia anteriormente (regulacion con precios marginales). Sin
embargo, en esta reforma no se han incluido esquemas para la mitigacion de los riesgos

debidos a la congestion que se sucedan en la red.

Cabe sefialar, que la importancia de los derechos financieros de transmision radica en su
poder para la reduccién de la incertidumbre a la que estarian expuestos los agentes del
mercado cuando en la red se producen, de manera subita, considerables diferencias de
precios en la red, debido principalmente a las congestiones de las lineas. En consecuencia,
el presente trabajo resulta importante dado que en el mercado eléctrico peruano aun no se
ha implementado un mecanismo similar para la reduccién de los riesgos de la congestion,
con el agravante que a la fecha la demanda esta creciendo a un ritmo sostenido sin que se

hayan realizado inversiones importantes en la transmision.

Es preciso agregar que en la actualidad ya se ha hecho evidente en el sistema peruano la
necesidad de implementar un mecanismo para mitigar los riesgos de la congestion que
acomparie al sistema de LMPs. Justamente, debido a los efectos de las congestiones en el
enlace Centro — Sur, los precios marginales de energia en el Sur resultan bastante elevados,
razén por la cual el mismo gobierno mediante un Decreto de Urgencia N° 046-2007, ha
suspendido temporalmente la aplicacion de los LMPs hasta el 31 de diciembre de 2010.
Evidentemente esta no es la mejor solucién dado que con ello se esta eliminando las
sefiales de eficiencia que otorgan los LMPs, no obstante ante la falta de otra alternativa de
corto plazo el gobierno dicté dicha medida, la cual pudo haberse evitado con la aplicacién

de un sistema de DFT.
3.1 Hipotesis
La hipdtesis se expresa en la siguiente afirmacion:

“Dentro del marco regulatorio del sector eléctrico peruano, Si es viable econdmicamente la
implementacion de los mecanismos de derechos financieros para el mercado de corto

plazo,”.

Para evaluar esta hipétesis se mediran los efectos de los derechos financieros de

transmision mediante la variable: “beneficios de los agentes” (B).

Hipdtesis B(DFT) >0
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Donde:

B(DFT) Es el beneficio que los agentes obtendrian si se implementa el mecanismo
de DFTs

DFT Representa la implementacion del mecanismo de los derechos financieros de
transmision

Debe notarse que la congestién en el sistema de transmision se puede clasificar con base a

las escalas de tiempo en que se presentan:

= Congestion de largo plazo: Estas son congestiones de mayor duracién, debido
fundamentalmente a la falta de capacidad estructural del sistema de transmision y

cuyo calculo resulta evidente.

= Congestion de corto plazo: Estas son congestiones de corta duracién y se deben
principalmente a la ocurrencia de contingencias en la red. El calculo de estas

congestiones tiene mas incertidumbre que las anteriores.

El desarrollo de la tesis se focaliza en las congestiones de corto plazo. Ello se debe a que,
para las congestiones de largo plazo, la Segunda Reforma ha implementado los
mecanismos de planificacion centralizada y licitaciones para la expansion del sistema de

transmision.
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Capitulo 4 Marco Conceptual

4.1 Disefio del Mercado de Segunda Reforma

El Disefio del Mercado de la Segunda reforma recoge gran parte del disefio de mercado
estandar (“DME”) de que establece la FERC para los Estados Unidos, como se puede ver

en la figura que sigue:

Figura 6
Comparacion de Disefio de Mercado Peruano y FERC
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En lo que continua del siguiente capitulo se trataran los aspectos conceptuales relacionados

con este disefio.

4.2 Precios Nodales y Precios Zonales

Uno de los debates mas comunes acerca del disefio de mercados eléctricos se centra en el
tipo de sistema de precios de generacion que se deberia aplicar. EI fondo que esté detras de
este debate, es la existencia de pérdidas en la red de transmision eléctrica, realidad fisica

inevitable que origina que los costos de generacion no sean los mismos en todos los nodos
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de la red. Veamos a continuacion como los distintos enfoques tratan se asignar estos costos

para la formacion de precios de generacion.

4.2.1 Sistema de Precios Nodales

Los precios nodales se definen como los costos marginales para satisfacer un incremento
de demanda en un nodo determinado. Estos costos consideran, los costos marginales de las
pérdidas del sistema de transmision y el costo extra de generacion, si es que existe
congestion. Debido a ello, los precios nodales estan en funcion de las caracteristicas de la
red de transmision. Una de las principales caracteristicas de los precios nodales es que
envia sefiales de localizacion a los usuarios generadores y a los grandes consumidores. Este
sistema de precios se tiene en los mercados de Argentina, Chile, PJM, New England, entre
otros, y ha sido establecido en el Per( con la Primera Reforma y acentuado con Segunda

Reforma.

4.2.2 Sistema de Precios Zonales

En otros paises, como el Reino Unido o en Espafia 0 Colombia, se tiene un precio Unico
para todo el sistema, es decir no existen diferencias de precios entre los nodos. Este
sistema resulta adecuado cuando se tiene una red robusta donde no existan problemas

estructurales de congestion®.

Una opcién intermedia o hibrida entre el sistema de precios nodales y el de precio Unico, es
la utilizacion de precios zonales. Este consiste en la utilizacién de un precio Gnico de
mercado, salvo para aquellos casos en los que se producen restricciones sistematicas entre
zonas, para las que se aplican entonces precios diferenciados. Puede verse como un sistema
de precio Unico al que se agregan precios zonales para la gestion de las restricciones. El
propdsito de los precios zonales es de forzar a los generadores que se localicen dentro de
las zonas con altos precios y para enfocarse en el alivio de las restricciones de flujo en las
interfaces interzonales. Este sistema fue aplicado en los mercados de California y en
Texas; no obstante, recientemente en estos mercados se ha migrado al sistema de precios

nodales.

2 G. Rothwell & T. Gomez — Electricity Economics.
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4.2.3 Comparacion precios zonales con nodales

Algunos autores sefialan al sistema de precios nodales como el mas adecuado y
manifiestan que las sefiales de corto plazo son necesarias para alcanzar la eficiencia en la
operacion del sistema, es decir, que se utilicen los generadores de menores costos variables
y que la demanda pueda responder a los costos reales de suministrar energia en cada
ubicacion. Los precios nodales tienen también su impacto en el largo plazo ya que las
expectativas en cuanto a sus valores futuros influyen en las decisiones de largo plazo de los
agentes, en particular en cuanto a la localizacion de las nuevas instalaciones de generacion
o demanda y que la mas sofisticada y eficiente expresion de estas sefiales la constituyen los

precios nodales de la energia.

En efecto, Stoft S (2002) sefiala que con el sistema de precios nodales se consigue cargar
adecuadamente las pérdidas a todas las transacciones, dado que mediante este sistema se
adiciona a cada generador y consumidor, el precio de las pérdidas de su correspondiente

barra, con lo cual los generadores reciben las sefiales adecuadas de precios.?

El sistema de precios nodales también tiene sus detractores como Shmuel Oren y Felix Wu
(2000) y Hung-po Chao (1995), quienes sefialan que a pesar de que en sistemas como el
PJM, se han implementado sistemas basados en la diferencia de precios nodales utilizando
sistemas de derechos de transmision de tipo Punto-a-Punto (DFT)?, y que en la practica
han presentado buenos resultados en cuanto las sefiales de precios que estos entregan a los
participantes del mercado, también consideran que el sistema implementado en PJM
presenta varios inconvenientes en la teoria que a su vez hacen que en la practica se llegue a
soluciones que no necesariamente representan el optimo. En efecto, se plantea la no
conveniencia del sistema de tarificacion de transmision y las compensaciones de
transmision por medio de precios nodales. Se dice que a pesar de que el sistema de precios
nodales para la tarificacion de transmision puede ser adecuada para sistemas radiales, en
sistemas enmallados el efecto de flujos en anillo (“loop flows”) hace que la diferencia de
precios en los respectivos nodos no refleje la real situacion que afecta a las redes de
transmision. Agregan, que ello no significa que una representacién nodal del sistema de
transmision entregue sefiales incompletas de cémo los agentes hacen uso del sistema de

transmision, sino que la diferencia de costos marginales entre dos nodos de un sistema

2L STOFT S. (2002) “Power System Economics”. Capitulos 5.
2 El esquema de precios nodales complementada con derechos de transmision es defendida por autores
como William Hogan, Larry E. Ruff y Steven Stoft, entre otros.
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altamente enmallado no entregaria indicios claros de como los puntos de inyeccion y retiro
de energia en cuestion hacen uso del sistema de transmision. Ademas critican fuertemente
el sistema de derechos de transmisién implementado por diferencias de precios nodales, ya
que segun los detractores, éste no estaria dando las sefiales correctas para la inversion y
expansion del sistema, debido a que en ciertos tipos de derechos de transmision basados en
precios nodales, los margenes de ganancia del transmisor se incrementa a medida que la
diferencia de precios entro nodos es mayor (es decir la congestién es mayor), por lo que
tiene el incentivo a no incrementar la capacidad de la transmision y por le contrario tiene el

incentivo para degradarla.

Por ultimo, sefialan que tampoco se entregaria las compensaciones apropiadas para
aquellos agentes que adquirieran los respectivos derechos sobre las capacidades de
transmision en un sistema descentralizado., ello debido a que podria suceder que los flujos
de energia en un sistema enmallado vayan de un nodo de mayor precio a otro de menor

precio.

Harvey y Hogan®® indican que aunque el resultado puede parecer no intuitivo, los precios
nodales se prefieren por razones de eficiencia y para mitigar el poder de mercado.
Agregan que puede presentarse una confusion acerca de este principio, debido a un error
de distinguir entre los efectos beneficiosos de la expansion real de la red de transmision
para permitir la competencia dentro de una regiébn mas grande, y de los efectos
perjudiciales de promediar y reasignar los costos a través de la creacion administrativa de
grandes zonas. En éste ultimo caso, la agregacion zonal subvenciona al monopolista y
aumenta los beneficios que se pueden extraer con el ejercicio de poder de mercado. Por el
contrario, los precios nodales mantienen el mercado y amplia la gama de instrumentos

disponibles para ayudar a atenuar el poder del mercado.

Hogan?* sostiene que el error mas obvio del argumento pro zonal esta en su definicién mas
extrema. Sefiala que, si los precios nodales no son practicamente distintos, entonces no hay
necesidad de agregarlos en zonas. Agrega que si los agentes del mercado no tuvieran
ninguna opcion del mercado, no habria mucho efecto de tal agregacién zonal, con
excepcion de cierta cantidad de cambiar de costos. El impacto verdadero de la tarificacion

zonal es la creacion de mas reglas administrativas, incentivos pobres para la inversion,

2 HARVEY S.y HOGAN, W. (2000) “Nodal and Zonal Congestion Management and the Exercise of
Market Power” pag 44.
% HOGAN W. (1999). “Transmission Congestion: The Nodal-Zonal Debate Revisted”
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demandas que pagan a los generadores para no generar poder, y propuestas para socializar
los costos mas altos, mediante el uso de poder taxativo del operador de mercado.
Finalmente concluye que éste no es el camino para un mercado, ya que crea mas problemas

que los que soluciona.

Al margen de las discusiones académicas que se han citado en los parrafos anteriores, en la
practica los resultados favorecen al sistema basado en precios nodales. Uno de los
ejemplos clasicos es el de la crisis en California, aunque las causas de esta crisis no se
deben exclusivamente a la existencia de un sistema de precios zonales, se percibe que ello
fue uno de los factores que contribuy6 con la crisis. Actualmente el operador de California
estd en proceso para migrar hacia un sistema centralizado con precios nodales.
Especificamente los problemas que se encontraron en el modelo zonal se resumen en: 1)
asume que las congestiones intrazonales no son frecuentes e insignificantes, 2) la
administracion zonal de la congestion origina programaciones futuras de mercado no
factibles, debido a que ignora las congestiones intrazonales que deben ser resueltas en
tiempo real, 3) los mercados futuros zonales proveen oportunidades para que los
participantes ejerzan juegos que tengan resultados onerosos para los consumidores, y 4) los
mercados no pueden asignar eficientemente los recursos si no se identifican los recursos

€SCasos.

Otro ejemplo claro de implementacion zonal es el caso del Sistema Interconectado de
Nueva Inglaterra, en donde el Operador Independiente del Sistema (ISO%) de dicho
sistema tuvo que tomar medidas para impedir el incentivo perverso de construccion de
nuevas centrales que s6lo encarecerian mas el sistema, lo cual habia sido producto de las
malas sefiales entregadas por el manejo de precios a través de tarificacion zonal, que en
este caso consistia en una unica zona. La FERC tuvo que intervenir para regularizar la

situacion. En la actualidad este sistema se basa en precios nodales.

En Australia, la implementacion de sistemas zonales complico la aplicacion de derechos de
transmision que reflejaran la real capacidad del sistema. En contraste, la aplicaciéon de
sistemas nodales en Nueva Zelanda, permite la aplicacion de contratos de transmisién
“punto a punto”, los cuales son consistentes con la estructura de tarifas implementadas y
que respetan las capacidades de la red. Por su parte, los mercados en donde se han

implementado los precios nodales como el PJM o el de New York funcionan exitosamente.

> Del inglés Independent System Operator
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se encuentra un resumen comparativo de los sistemas de precios

nodales y zonales que ayuda a resumir los aspectos mencionados en los parrafos anteriores

y gque se muestra a continuacion.

Cuadro 2
Comparacion de Sistema de Precios Nodal y Zonal

SISTEMA NODAL

SISTEMA ZONAL

Los precios nodales varian constantemente,
por lo que se considera compleja su
implementacion.

Al agrupar en zonas que presenten homogeneidad de
precios, el nimero de operaciones para calcular dichos
precios se hace considerablemente menor.

Sistema centralizado tipo pool.

Sistema descentralizado por medio de contratos

bilaterales.

Se reflejan exactamente los costos en cada
nodo y se internalizan los costos por pérdidas
y congestion por medio de la diferencia de los
costos marginales en los nodos.

S6lo se representan costos por zonas, asumiendo
igualdad de costos dentro de dichas zonas, y los costos
por congestién se representan en las conexiones
interzonales.

Se logra compatibilidad entre contratos
bilaterales y mercado a corto plazo (spot).

Se pueden producir incompatibilidades en los
mercados de corto plazo (spot) y sistema de contratos
bilaterales en transacciones intrazonales.

En general no hay incentivos para generar
reglas artificiales

Al tener un mismo precio dentro de una zona, se hace
necesario manejar los gradientes de los precios por
medio de reglas artificiales que prorrateen los
respectivos costos.

Sistema implementado con éxito en PJM, NY,
New England y Nueva Zelanda.

En la préctica, el sistema ha presentado inconvenientes
para su aplicacion.

Operacion fisica y econémica unida.

Operacion econémica y fisica separadas
(California).

Es aplicable a cualquier tipo de red, radial o
enmallada con altos niveles de interconexion.

Al parecer, su buen funcionamiento depende
fuertemente de las condiciones geométricas de la red.
(recomendable en sistemas radiales con bajos niveles
de interconexién)

Los contratos bilaterales no explotan todas las
posibilidades de transacciones (compra de
nodo de mayor a menor precio). Necesidad de
involucrar brokers que coordinen
transacciones multilaterales.

Como el sistema es descentralizado, las
transacciones multilaterales se ven implicitamente
involucradas en el desarrollo del mercado

Fuente: MENDEZ R. (2002). “Tarificacién de Congestién y Derechos de Transmision en Mercados
Eléctricos” Tesis Pontificia Universidad Catdlica de Chile. Chile

MENDEZ R.(2002). “Tarificacion de Congestién y Derechos de Transmisidn en Mercados Eléctricos”
Tesis Pontificia Universidad Cat6lica de Chile. Chile.
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4.2.4 Precios Nodales y Congestion

4.2.4.1  Determinacion de Precios Nodales y Cargos de Transmision

De manera formal los precios nodales se pueden determinar mediante la expresion
planteada en Hogan (2002) [[17]]:

p' =VB(Y ) =4l +AVL (Y ,u) +7'VK, (y ,u")

Donde:

pt . Representa el precio marginal local

Al :  Representa el costo marginal en la barra de referencia
AAL, (y,u’) . Representa los costos marginales de las pérdidas
ntAIZy (y,u’) . Representa el costo marginal de la congestion

Esta expresion puede reordenarse y presentarse de la siguiente forma:

P =@1+L)P, +ZZ(Sij 'Siji)
ko]

Donde:

Pi =  Precio nodal de la energia en el nodo “i”’

L =  Factor de pérdidas incremental en el nodo “i “(calculado en forma relativa al
nodo de referencia)

Pt =  Precio nodal de la energia en el nodo de referencia

SPj =  Precio sombra de la restriccion “j” en la contingencia “k”

SFj =  Factor de Cambio de la demanda en el nodo “i” en la restriccion “j” en la

contingencia “k” (calculado en forma relativa al nodo de referencia). En otras
palabras, qué porcentaje de la generacion inyectada en la barra de referencia

“k” pasa por la linea “j” si la demanda se encuentra conectada en “i”
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En la Figura 7 se ilustra la determinacion de los precios nodales (LMPs). En este ejemplo,
la congestion de transmision limita la capacidad de la linea B-C, lo que impide que la
demanda adicional en el nodo “C” sea satisfecha con la generacion de bajo costo

disponible en el nodo “B”%".

Asumiendo para simplificar, que no existen pérdidas, y que el nodo “B” es el nodo de
referencia, el precio en el nodo “B” sera la suma del precio en el nodo de referencia (40
US$) mas el Factor de Cambio en la linea restringida (B-C) para satisfacer carga en el
nodo B con generacion del nodo de referencia, multiplicado por el Precio Sombra de la
linea restringida. Dado que el nodo B es el mismo nodo de referencia, no hay flujos sobre
la linea restringida al satisfacer carga en el nodo B con generacion en el nodo B, por lo que
el Factor de Cambio de la linea restringida es cero, por lo tanto el precio en el nodo B sera

el mismo precio del nodo de referencia o sea 40 US$/MWh.

Asimismo, el precio de la energia en el nodo C seria igual a la suma del precio en el nodo
de referencia (40 US$) més el Factor de Cambio en la linea restringida para satisfacer un
incremento de demanda en el nodo C con generacion en el nodo de referencia,
multiplicado por el Precio Sombra de la linea restringida. En este caso, satisfacer un MW
de carga en C con generacion del nodo de referencia producirad un flujo de 2/3 MW sobre
la linea restringida®. Por su parte, el Precio Sombra de la linea restringida es 90 US$ en el
ejemplo®, por tanto el precio nodal de C serd: 40 US$ + 2/3 x 90 US$ = 100 USS$.

De manera similar, el precio en el nodo A seria igual a la suma del precio en el nodo de
referencia (40 US$) més el Factor de Cambio en la linea restringida para satisfacer una
demanda incremental en el nodo A con generacion en el nodo de referencia, multiplicado
por el Precio Sombra de la linea restringida. En este caso, satisfacer un MW de carga en A

con generacion del nodo de referencia producird un flujo de 1/3 MW sobre la linea

27
28

Las lineas B-A, B-C y C-A tienen igual reactancia y resistencia cero.

Conforme a la segunda ley de Kirchhoff, la energia circula en forma proporcional al inverso de la
reactancia. En el ejemplo, si la reactancia en cada linea es igual a R, la reactancia de la ruta B-C seria R
y la reactancia de la ruta B-A-C seria 2R, por lo tanto, la energia que fluye por B-C seria =
(1/1R)/(1/1R+1/2R) = 2/3

El precio sombra de la linea restringida es el cambio en el costo total de produccion del sistema que
ocurre para satisfacer la demanda incrementando el limite de la linea restringida en 1 MW. Asi, un
incremento de 1 MW en la capacidad de la linea B-C originara que se inyecte 1.5 MW adicionales en B
y por tanto se reduzca 1.5 MW de la generacion en C, esto debido a la misma Ley de Kirchhoff, es decir
1 MW adicional a través de B-C implica 0,5 MW adicionales en B-A-C (por la razon 2/3 y 1/3 vistos en
la nota anterior). En consecuencia, el cambio en el costo para satisfacer esta variacion en la linea sera: -
1.5* $40 + 1.5 x $100 = $90.

29
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restringida®. Dado que el precio sombra de la linea restringida es de 90 US$ (el precio
sombra es el mismo debido a que se trata de la misma linea restringida), el precio nodal de

A serd: 40 US$ + 1/3 x 90 US$ = 70 USS.

En el cuadro siguiente se muestra un resumen de la formacion de precios nodales:

Cuadro 3
Ejemplo de Calculo de Precios Nodales
Factores
Factor de Precio
Pérdidas | Factor de Precio Calculo Nodal
Barra L) Cambio Sombra (US$/MWh)
(Sfiki) (SPjk)
B (Ref.) 0 0 90 40 US$ + 0*90 US$ 40
C 0 2/3 a0 40 US$ + 2/3*90 US$ 100
A 0 1/3 a0 40 US$ + 1/3*90 US$ 70

Fuente: PEPSA 2003.

Por tanto, los precios nodales serian 40 US$/MWh>! en el nodo B, 100 US$/MWh en el
nodo “C”y 70 US$/MWh en el nodo “A”.

Figura 7
Ejemplo de Determinacion de Precios Nodales - A

600 MW @ US$40

LMPg = 40 US$/MWh

|

200 MW 400 MW = Max.

[LmP = 100 Us$/MWh|

200 MW / \

100 MW @ US$100 700 MW Carga

LMP, = 70 US$/MWh |

Fuente: OSINERG, 2003, “Revision del Marco Regulatorio de la Transmision”.

% por la Ley de Kirchhoff, el factor de cambio es igual a (1/2R)/(1/1R+1/2R) = 1/3.
1 Dado que la liquidacion se efectlia cada hora, resulta indistinto hablar en términos de potencia (MW) o
de energia (MWh).
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En el ejemplo de la Figura 7, el cargo por uso de la transmision desde el nodo “B” hacia el
nodo “C” seria de 60 US$/MWh (100 — 40 US$/MWh). EI costo marginal de satisfacer la
carga en el nodo B es 40 US$/MWh, porque un incremento de un MW de la carga en el
nodo B puede ser satisfecho incrementando la generacién en el nodo B sin sobrecargar la

restriccion de la linea B-C, tal como muestra en la Figura 8.

Figura 8
Ejemplo de Determinacion de Precios Nodales - B

601 MW @ US$40

[ LmPg =40 usgMwh

7

200 MW
LMP, = 70 US$/MWh | / h 700 MW Carga
100 MW @ 100 US$/MWh

400 MW = Max.

[LmP. = 100 Us$/MW]

Fuente: OSINERG, 2003, “Revision del Marco Regulatorio de la Transmision”.

De manera similar, el costo marginal de satisfacer la carga en el nodo “C” es de 100
US$/MWh, porque un incremento de un MW de carga en el nodo “C” debe ser satisfecho
con la generacion de alto costo disponible en “C” (Ver Figura 9), dado que cualquier

incremento de generacion barata en “B” sobrecargara la linea B-C.
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Figura 9
Ejemplo de Determinacion de Precios Nodales - C

600 MW @ 40 US$/MWh
\ [ LmPg=40ussivwh |

400 MW = Max.

[LmP = 100 Us$/MWh|

200 MW
LMP, = 70 US$/MWh | / \

101 MW @ 100 US$/MWh 701 MW Carga

Fuente: OSINERG, 2003, “Revision del Marco Regulatorio de la Transmision”.

Finalmente, el costo marginal de satisfacer la demanda en el nodo A es de 70 US$/MWh,
porque un incremento de un MW de carga en el nodo A sera satisfecho al menor costo
incrementando las inyecciones en B en 0.5 MW y en C en 0.5 MW, por lo tanto el costo
total de estas inyecciones es 70 US$/MW (0.5*100 US$ + 0.5 * 40 US$) (ver Figura 10).
Cabe sefialar que cada generador debe entregar 0,5 MW a fin de que en el tramo BC los
flujos originados (1/3 MW) por cada generador se anulen y por lo tanto no se supere el
limite de 400 MW.

Figura 10
Ejemplo de Determinacion de Precios Nodales - D

600.5 MW @ US$40
[ LmPg =40 usgMwh

200.5 MVV/ \400 MW = Max.
[LmP. = 100 US$/MW]

1 MW Carga s A —_— fo

199.5 MW
[ LmP, = 70 uss/Mwh | / R 700 MW Carga
100.5 MW @ 100 US$/MWh

Fuente: OSINERG, 2003, “Revision del Marco Regulatorio de la Transmision”.
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4.2.4.2  Precios Nodales, Congestion e Inversiones Perjudiciales

En un sistema eléctrico la energia que se puede retirar de la red de transmisién para el
consumo en un determinado nodo y momento, depende de la energia que se esté
generando, transmitiendo y consumiendo en los diferentes nodos de la red en ese mismo
momento; en ese orden de ideas cualquier inyeccion o retiro de energia a la red o cualquier
cambio en la topologia de ella, afecta al sistema entero y puede alterar la capacidad de
inyectar generacion o satisfacer el consumo en los distintos nodos de la misma. Estas
externalidades se deben a diversas leyes fisicas, principalmente a las Leyes de Kirchhoff®*
que rigen la transmision de energia eléctrica mediante redes enmalladas. De acuerdo con
estas leyes, la energia no sigue un camino fisico donde se pueda identificar un origen y un
destino del flujo real, sino que fluye por las distintas conexiones que unen dos puntos,
repartiéndose entre ellas en proporcion inversa a la resistencia (o impedancia) que en cada

momento tiene cada tramo de la red.

Veamos un ejemplo para graficar estas leyes: En las Figuras 11 y 12 se ilustran, los efectos
de las restricciones y las Leyes de Kirchhoff sobre el funcionamiento de la generacion,
transmision y demanda de energia eléctrica. En dichas figuras se supone que la red esta
conformada por dos generadores, un generador de costo marginal caro conectado al nodo
“A” y otro de costo marginal barato conectado al nodo “B”, y un nodo de demanda “C”,
asi como, por lineas eléctricas de igual resistencia e impedancia, de manera que los flujos
de energia, segun las leyes de Kirchhoff, dependen tan sélo del nimero de tramos entre

nodos.

82 Leyes establecidas por Gustav R. Kirchhoff (1824-1887) son indispensables para los célculos de circuitos:

La primera ley o de las corrientes: La suma de las corrientes que entran, en un nudo o punto de unién de un circuito es igual a la
suma de las corrientes que salen de ese nudo.

La segunda ley o ley de las tensiones: Para todo conjunto de conductores que forman un circuito cerrado, se verifica que la suma de
las caidas de tension en las resistencias que constituyen la malla, es igual a la suma de las fuents de tension. Intercaladas. Dicho de
otro modo, la corriente que circula entre dos nodos de una red enmallada lo hace en proporcidn inversa a la impedancia de cada
tramo que une estos dos puntos.
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Figura 11
Caso donde una nueva linea cambia el plan de generacion para abastecer
la demanda de manera eficiente

Izquierda | | Derecha
400 MW @ 20 US$/MWh 600 MW @ 20 US$/MWh
a (barato) a (barato)
\A:OO MW = Max. 200 MW / \%OO MW = Max.
(caro) (caro)
—_— —_—
B4 200 MW B4 200 MW
200 MW @ 100 US$/MWh 600 MW 0 MW @ 100 US$/MWh 600 MW
@ 100 US$/MWh @ 20 US$/MWh

Fuente: PEPSA - 2003

En el lado izquierdo de la Figura 11, la red tiene dos tramos que unen cada generador con
el nodo de consumo “C”. En el lado derecho se representa la misma red en la que se ha
construido un tramo nuevo que une a los dos generadores, quedando asi la red enmallada,
ya que cada generador tiene dos rutas para llegar hasta el nodo C; en este caso, la
impedancia de los tramos que unen dos nodos consecutivos es la misma. Asi mismo, el
generador conectado en el nodo B tiene capacidad para generar 600 MW y el consumidor
en el nodo C demanda una capacidad igual a 600 MW. Si el tramo (A-B) no estuviera
construido y el tramo (B-C) tuviera una restriccion de 400 MW, como capacidad maxima
de transmision (lado izquierdo de la Figura 11), la demanda en el nodo C deberia
satisfacerse de manera Optima como una combinacion de la energia producida por los
generadores, de tal manera que el generador conectado al nodo B produciria 400 MW de
energia barata, que es lo méaximo que puede transportar el tramo (B-C), y los 200 MW
restantes serian de la energia cara del generador conectado en A. Si se construye la linea
A-B, (lado derecho de la Figura 11) se puede llegar a C desde B, bien por el tramo (B-C),
con restriccion, o bien por los tramos (B-A) y (A-C) sin restriccion. En tal caso resulta
posible abastecer la demanda totalmente con el generador barato del nodo B, reduciendo a
0 MW la generacion del nodo A. La demanda se satisface ahora con una generacion mas
barata. Cabe sefialar que, por la ley de Kirchhoff el flujo por el tramo B-A-C debe ser la

mitad del flujo por el tramo B-C.
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Se puede decir entonces que el beneficio economico de construir el tramo (B-A), depende
por tanto, de las diferencias en el precio de la energia producida por cada generador y de
los costos de construccién de ese tramo. Sin embargo, bajo otras condiciones de la red no
se tendria el mismo beneficio econémico, tal como lo demuestra la siguiente figura, donde
lo Gnico que se ha modificado para alterar el sentido econémico de la decisién en la
inversion en la ampliacion de la red, es la magnitud de la demanda de 600 MW a 1200
MW.

Figura 12
Caso donde el incremento de la demanda convierte también en ineficiente
la construccién del tramo (A-B)

Izquierda | | Derecha

600 MW @ 20 US$/MWh 0 MW @ 20 US$/MWh
a (barato) a (barato)

200 MW / \4400 MW = Max. / \ioo MW = Max.
 ——  —

(caro)
o c
- 200 MW 800 MW

A Pl ’
0 MW @ 100 US$/MWh 600 MW 1200 MW @ 100 US$/MWh 1200 MW
@ 20 US$/MWh @ 100 US$/MWh

Fuente: PEPSA 2003.

Con el incremento de la demanda en el nodo C al doble (1200 MW), se impide que
inyecte energia el generador barato y por lo tanto, se convierte en ineficiente la
construccion del tramo (A-B) el mismo que con una demanda de 600 MW resultaba
eficiente en el ejemplo anterior. De este modo, la Figura 12 representa el caso donde
debido a las Leyes de Kirchhoff y al limite de capacidad de transmision del tramo (B-C),
cualquier aumento de la demanda en el nodo “C” tendra que satisfacerse con mas
generacion cara procedente del nodo “A” y menos generacion barata procedente del nodo
“B”, dado que aunque el generador barato conectado al nodo “B” tuviera capacidad para
ello, aumentar su generacion resulta imposible debido a que el tramo (B-C) ya esté en el
limite de su capacidad de transmision, por tanto, la mayor demanda debe satisfacerse con
generacion cara del nodo “A”. De acuerdo a la segunda Ley de Kirchhoff, si el generador
conectado al nodo “A” inyecta 3 MW en la red, 2/3 de esta energia (2 MW) llegarian al
nodo C por el tramo (A-C) y el resto (1 MW) se transmitiria por el tramo (A-B), y

aumentaria también en 1 MW la transmision del tramo (B-C). Dado que la capacidad del
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tramo (B-C) esta en el limite, esto sélo es posible si el generador “B” deja de producir lo
suficiente para dejar espacio a este 1 MW en el tramo (B-C); esto es, tendria que dejar de
producir 3/2 MW. Por tanto, la Unica posibilidad de satisfacer la mayor demanda en el
nodo “C” es aumentar la generacion en el nodo “A” y reducir la generacion en el nodo
“B”, aunque esto, en principio, pueda ser economicamente ineficiente. En el limite, se
llegaria a reducir a 0 MW la generacién barata conectada al nodo “B”, para satisfacer la
demanda de 1200 MW requerida por el nodo “C”, utilizando totalmente energia cara

generada en el nodo “A”, tal y como se muestra en el lado derecho de la Figura 12.

De los ejemplos anteriores, se puede concluir que una restriccién (congestién) en un tramo
de la red afecta a la energia que puede circular por los otros tramos, asi como a los costos
de despachar la generacion para satisfacer el total de la demanda. Pero el efecto mas
relevante para los efectos del presente estudio es que los costos marginales en todos los

nodos de la red varian sustancialmente al producirse una congestion en la red.

4.2.4.3  Efectos Econdmicos de las Congestiones en la Transmision Eléctrica

Las principales consecuencias econdmicas de los casos de congestion que se acaban de

describir en el numeral anterior, son las que se mencionan a continuacion:

= Las restricciones o congestion que afecten un tramo de la red tienen efectos sobre el
conjunto de la red y no sélo sobre los extremos de la linea o tramo afectado por la
congestion. Estos efectos externos hacen que el costo social de la generacion sea
mayor o menor que el valor agregado de los costos individualizados para cada
transaccion. Asi en el ejemplo de la Figura 12, al sustituir la generacion barata del
generador conectado en B por la del generador mas caro conectado en el nodo A, se
produce una pérdida de eficiencia econdmica (precios mas elevados en el nodo C

de la Demanda).

= Las transacciones de energia eléctrica acordadas antes del despacho real tienen un
riesgo en cuanto a su ejecucion, que dependen del funcionamiento de la red, lo cual
eleva los costos de transaccidon. Puesto que los acuerdos entre generadores y
consumidores deben resultar factibles segun las condiciones técnicas de
funcionamiento de la red y, a su vez, estas condiciones dependen de los acuerdos o
decisiones econdémicas que se hayan adoptado, hay una especie de circulo vicioso

de informacion dificil de romper: el despacho real no se puede decidir sin conocer
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las transacciones bilaterales acordadas, pero, a su vez, los acuerdos bilaterales no se
pueden cerrar hasta que no se conozca la influencia del despacho real sobre ellos.
De este modo, si no se conociera por oferentes ni consumidores la existencia de una
restriccion en el tramo (B-C), se podrian firmar acuerdos de imposible
cumplimiento entre ellos (por ejemplo, el caso del generador del nodo B presentado
en el lado derecho de la Figura 12). Por otra parte, la congestion en el tramo (B-C)
puede ser la consecuencia de decisiones de la oferta o de la demanda en otros

puntos de la red.

= La generacion y la transmision son actividades complementarias, pero en el largo
plazo son sustitutivas. Son complementarias porque para poder generar electricidad
hay que estar conectado a la red de transmision, y son sustitutivas porque
ampliaciones en la capacidad de la red pueden disminuir la cantidad de energia

generada para suministrar a una demanda determinada.

4.2.4.4 Implicancias de la Congestion en el Mercado de Contratos

El modelo peruano implementado por la Ley 28832, busca garantizar el suministro
oportuno de la energia eléctrica mediante contratos de largo plazo suscritos entre
generadores eléctricos y distribuidores, en los cuales los generadores se comprometen a
entregar una cantidad de energia al distribuidor y éste a su vez se compromete a pagar al
generador un precio unitario por dicha energia. En condiciones normales de operacion, sin
presencia de congestion, estos precios incluyen el costo de las pérdidas en la transmision,
las cuales se pueden estimar facilmente con modelos de simulacién de la operacion del
sistema e igualmente validadas con las estadisticas de operacion del mismo. En este caso

los ingresos del generador serian:

Ig=CcxPc
Donde:
Ig = Ingresos del generador
Cc =  Cantidad contractual de energia
Pc =  Precio contractual de la energia
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Debido a las diversas condiciones operativas e incluso a contingencias no previstas,
durante el despacho real del mercado, en las transacciones de corto plazo, es posible que se
presenten diferencias entre la energia realmente inyectada por el generador y la prevista en
sus compromisos contractuales. Por la misma razon, los precios de la energia en los nodos
donde el generador inyecta su energia y donde el distribuidor la retira no son iguales. Ante
esta posibilidad, una de las soluciones adoptada es el disefio de mercado conocido como
contratos por diferencias, mediante el cual precisamente se liquidan tales diferencias entre
lo real y lo previsto en el contrato. Este mecanismo es el que se encuentra en el disefio de
mercado peruano establecido con la Ley 28832. En ese orden de ideas, los ingresos del

generador adquieren la siguiente expresion:

Ig = CcxPc+CgxPg-CcxPd
Donde:
Cg =  Cantidad Inyectada por el generador
Pg =  Precio de energia de corto plazo en el nodo donde el generador inyecta.
Pd =  Precio de energia de corto plazo en el nodo donde el generador retira

Es decir, durante la operacién de corto plazo, el generador recibira (0 pagara)
adicionalmente un monto igual a la “diferencia” de la valorizacion de su energia inyectada
al costo marginal de corto plazo en el nodo donde inyecta, menos la valorizacién de la
energia contractual al costo marginal del nodo donde el distribuidor la retira. En otras
palabras, dado que el generador ha generado una cantidad distinta a la pactada en su
contrato, tiene que comprar (o vender) dicho déficit (o excedente) en el mercado spot a fin

de honrar sus compromisos contractuales.

Si reordenamos la expresion anterior, los ingresos del generador obedecerian a la siguiente

funcion:
Ig = CcxPc+Pgx(Cg-Cc)-Ccx (Pd-Pg)

El segundo término de la expresién, adquiere un valor diferente de cero cuando la energia

inyectada es diferente de la energia contractual, y se liquida a precios del mercado de corto
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plazo. Este no es un monto que implique un riesgo relevante dado que reconoce los
mayores 0 menores despachos del generador respecto a su contrato. Asimismo, el precio de
corto plazo con el cual se valorizan estos mayores o menores despachos esta
significativamente relacionado con los costos variables de dicho generador, es decir, es una

variable controlada por el propio generador.

Sin embargo, el tercer término implica un riesgo mayor para el generador cuando se
producen congestiones en la red, dado que la variable Pd no es controlada por el generador.
En efecto, la diferencia de los precios Pd y Pg puede ser mucho mayor a la prevista (por
pérdidas en la transmision), si es que se producen congestiones en la red. Si es que no
existiera ningun mecanismo de administracion de estos riesgos, el generador se encontraria
obligado a estimar (generalmente a sobre estimar) dichos riesgos e internalizarlos en los

precios de sus contratos.

A fin de administrar estos riesgos de manera adecuada y eficiente, los mercados que
operan con el modelo de precios nodales han venido implementando el mecanismo de

derechos de transmision, que se describen en el capitulo siguiente.

4.3 Derechos Financieros de Transmision

Como se ha podido mostrar en el Capitulo anterior y en el numeral anterior los precios
nodales son el mecanismo de precios que mejores resultados ha tenido en los mercados
exitosos. No obstante, existe una problematica relacionada con ellos, que se observaron en
los ejemplos finales de dicho capitulo, y es que los precios nodales pueden variar
notablemente con la ocurrencia de contingencias en la red. En efecto, las contingencias en
la red no son totalmente predecibles ya que se pueden originar en cortocircuitos en algin
punto a lo largo de la red de transmision o la falla de algin elemento de proteccion del
sistema, por lo tanto existe un considerable grado de incertidumbre en los precios nodales.
En este sentido, los derechos financieros de transmisién forman parte del disefio de

mercado, como un mecanismo que ayude a mitigar esta incertidumbre.

4.3.1 ¢Que son los Derechos Financieros de Transmisién?

Es un instrumento financiero que faculta a su titular para recibir (0o pagar) una

compensacion cuando los cargos por la transmision se incrementan debido a la congestion
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de la transmision y a las diferencias en los precios nodales resultantes del redespacho de

generadores mas caros para aliviar dicha congestion.

Asi, en un mercado de corto plazo con precios nodales, cada generador y cada consumidor
recibira y pagard, respectivamente, el precio de la energia que corresponde a su nodo de
conexion a la red eléctrica. Estas transacciones son coordinadas por el operador del
mercado (quien en algunos casos recolectara los pagos de la demanda de los consumidores
y pagara las compras de energia a los generadores de acuerdo con los precios nodales
correspondientes). Sin embargo, al presentarse congestiones en la red de transmision los
precios nodales varian notablemente en el sistema; en estas circunstancias el operador del
mercado recolectard de la demanda un monto mayor que los ingresos necesarios para
cubrir los pagos de los generadores pues la energia tiende a ser mas cara bajo condiciones

de congestion. A esta diferencia se le denomina “renta de congestion”.

Los derechos que los participantes del mercado adquieren para recibir o pagar una parte de
dichas rentas se denominan “Derechos Financieros de Transmision” (DFT). En el
Apeéndice A se muestra un ejemplo simple de la aplicacion de los DFT, que ilustra su

efecto e importancia, que se resumen a continuacion.

Ejemplo de aplicacion de Derechos Financieros de Transmision

A) Dado:

El sistema simplificado mostrado en la Figura 13, donde en la Barra A no se conecta
demanda pero si se conectan varios generadores cuyo costo marginal es de
35 US$/MWh con una capacidad de 500 MW, y en la Barra B se conecta una
demanda de 280 MW y ciertas generadoras con una capacidad menor que la demanda
igual a 200 MW, con un costo marginal de 50 US$/MWh. Ambas barras estan unidas
con una linea de transmision. Del mismo modo, el generador en A (GenA) tiene un
contrato de suministro con un distribuidor en B a un precio de 35 US$/MWh, para
atender usuarios de servicio publico, por lo que, GenA debe pagar los retiros en B

para atender su contrato.
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Figura 13
Sistema Simplificado Para Ejemplo de Aplicacion de DFT

Subsistema en el que
la capacidad
generacion es mucho
menor que la
demanda y el costo
marginal es caro

Subsistema con
varios generadores

sin demanda

Maximo = T? (MW)

Precio en A 35.0 US$/Mwh Suministro B 50.0 US$/MWh
Capacidad: 500 MW Capacidad: 200 MW
Demanda 0.0 mw Demanda 280.0 MW

B) Teniendo en cuenta:
- Dos alternativas de capacidad de la linea: con congestion y sin congestion;
- Dos escenarios de cobertura del generador GenA: Con DFT y sin DFT; y

- Que la demanda en tiempo real es distinta de la prevista en el dia previo. En el
caso sin congestion: 290 y 280 MW, respectivamente; y en el caso con

congestion: 340 y 320 MW, respectivamente.
C) Se obtiene como resultado:

Los saldos totales para el generador GenA durante una hora de despacho, conforme

se muestra a continuacion:

Cuadro 4
Resumen de Ejemplo de Aplicacion de DFT: Pagos a GenA
Sin Congestion US$ Con Congestion US$
Desviacion Desviacion
Dia Previo | entiempo |Saldo Total | Dia Previo | en tiempo | Saldo Total
Real Real
Sin DFT 9800 350 10 150 5700 -300 5400
Con DFT 9800 350 10 150 10 200 -300 9 900

Como se puede observar, en el caso sin congestion no existe diferencia en el saldo
total de GenA para ambos escenarios: Sin DFT y con DFT. Sin embargo, si se
presenta congestion, el saldo total de GenA resulta mucho mayor con DFT que sin

DFT. Por otro lado, la diferencia del saldo total cuando GenA posee DFT, para los
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casos sin congestion (10 500) y con congestion (9 900) se explica por la diferencia de

la demanda prevista en el dia previo respecto a la demanda en tiempo real.

Por las razones expuestas, ilustradas en el ejemplo anterior, el objetivo de los DFT es
proveer un mecanismo de proteccion ante la variacion de los precios debido a las

congestiones en la red.
Por su parte, las caracteristicas de estos DFT son:
= Se usa por los participantes del mercado para cubrirse contra cargos por congestion.

= Se definen en unidades de potencia MW (Si se valorizan horariamente, es
indiferente que se definan en MW o MWh).

= No son necesarios para la programacion del despacho.

= Los titulares cobran (o pagan) sin importar que despachen o no despachen energia.
= No representan un derecho para el despacho fisico.

= Su valor se determina con base a los precios nodales del mercado de dia previo.

= No proveen cobertura contra cargos por pérdidas en la red de transmision.

Cabe sefialar que en este mecanismo de DFT el administrador de este mercado (que en
nuestro caso podria ser el COES), tiene un balance econémico neutro, dado que todo lo
recaudado como renta de congestion se reparte entre los titulares de los DFT, en otros
mercados incluso el dinero no pasa por las cuentas del operador sino a través de
fideicomisos creados para tal fin, en este caso el administrador de mercado Unicamente
calcula las liquidaciones y emite las ordenes para que el fideicomisario efectle los pagos
correspondientes a los titulares de DFT.

4.3.2 Tipo de Derechos Financieros

De acuerdo a las experiencias de los mercados donde se han implementado los derechos
financieros de transmision y a los estudios tedricos de diversos autores se pueden
identificar dos tipos de DFT: DFT Punto a Punto y DFT tipo Flowgate. Asi mismo, cada
uno de estos se pueden dividir en dos tipos: opcién y obligacion, con lo cual resultan

cuatro tipo de derechos financieros:
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Derechos financieros punto a punto — tipo opcion.
= Derechos financieros punto a punto — tipo obligacion.
= Derechos Flowgate — tipo opcion.

= Derechos Flowgate — tipo obligacion.

En el texto de Hogan 2003* se encuentra un resumen de la formulacién para cada uno de

estos tipos, el mismo que se muestra en la figura siguiente:

Figura 14
Tipos de Derechos Financieros de Transmision
Point-to-Point Flowgate
n.S5
PDesnnan‘on - ‘Pj‘wrre ; *
n, = shadow price,
Obligations g 0
fi~ .the flowgate amount.
Demonstrated in PJM, New York <0
Too complicated to use?
Stz
max (o PDesfmahm - 1DSer‘ce ) L
n, = shadow price,
Options fa 20, the flowgate amount.

More complicated to evaluate
simultaneous feasibility.
Too complicated to use?

Fuente: Hogan (2003).
43.2.1 Derechos Punto a Punto

Los Derechos financieros de transmisién punto a punto (“PTP”) se definen desde un nodo

de inyeccion hasta un nodo de retiro, no necesariamente continuos uno de otro.

Sobre este particular, se debe mencionar que las lineas técnicamente son bi-direccionales,
de modo que invertir en una linea potencialmente crea derechos de transmision en ambas
direcciones posibles del flujo. Es a partir de esta realidad que surgen dos alternativas para
la cobertura de los Derechos Financieros de Transmision; éstos pueden corresponder a la
modalidad “obligacion” que proporcionan una renta positiva cuando la diferencia de

precios esta en la direccion del derecho y una renta negativa si la situacion es la opuesta.

% HOGAN William. (2003), Transmission Market Design. Center for Business and Government John F.

Kennedy School of Government. Harvard University
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Este tipo de derecho de transmision implica obligaciones mutuas entre las partes
involucradas. Alternativamente los derechos pueden ser de la modalidad “opcion” que
proporciona una renta a su propietario cuando el resultado es positivo pero no lo obliga a

ningun pago si el resultado es negativo.

La definicion de Punto a Punto obligacion puede ilustrarse mejor con el siguiente ejemplo:
Supdngase un sistema con dos nodos, nodo A donde se inyecta energia al sistema de
transmision, y el nodo B donde se retira energia de la red de transmision. Si se asume que
no existen pérdidas de transmision, el DFT punto a punto obligacion intitula a su
propietario por la diferencia de precios en el mercado de dia previo entre los nodos A y B.
Por su naturaleza de obligacion, el titular de este DFT recibe un pago positivo (Precio B -
Precio A) si el Precio B es mayor que el Precio A. Por otro lado, el propietario del DFT

paga (Precio A — Precio B) si el Precio A es mayor que el Precio B.

4.3.2.2 Derechos Flowgate

En esta alternativa los pagos se calculan con base a los precios sombra de una instalacion
previamente definida y monitoreada en la direccidn especifica de una hora determinada. El

precio sombra es diferente de cero solo cuando sucede la congestion y nunca es negativo.

Esta configuracion de derechos de transmision es una alternativa al sistema de PTP, y su
aplicacion estd mas relacionada con disefios de mercado con precios zonales y

descentralizados.

Los flowgates (cuellos de botella) son interfaces de transmisién en donde se sabe que hay
problemas de congestion de importancia comercial para la operacion del sistema. En
general, se podrian identificar unos pocos de estos flowgates o “cuello de botella” en un
sistema. A los agentes del mercado se les debe exigir que haya capacidad de transferencia
de potencia por estos “flowgates” por los cuales circula la energia que ellos utilizan. De
esta manera, para poder administrar la red de transmision acorde a las capacidades de ésta,
es que la capacidad de cada flowgate debe corresponder a la capacidad de la red en el lugar
que define el flowgate en cuestion. Por lo tanto, para poder definir y coordinar las
cantidades de flujo de potencia que cada agente pueda adquirir por los “flowgates”, es que
se implementan los derechos flowgate (“FGR”).
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4.3.3 Estudios Tedricos sobre los DFT y poder de Mercado

Joskow (2001)** presenta un modelo de dos barras (generadores baratos en el Norte y caros
en el Sur) y luego lo extiende a un analisis con tres barras. Concluye que la adquisicion de
DFT puede incrementar el poder de mercado de los generadores en el Sur, si es que los
generadores son de una empresa monopolica. Asi mismo, sefiala que sin DFT el bienestar

es como minimo igual al bienestar con DFT.

Junji Sun (2005)* expone un modelo para estudiar el comportamiento de los generadores y
la demanda y los efectos de los DFT en el marco regulatorio de Estados Unidos de
Norteamérica. EIl modelo consta de dos nodos y dos etapas (sin DFT y con DFT). Los
resultados presentan un ejemplo contrario a los puntos de vistas negativos acerca de los
DFT. Del mismo modo explica por qué se han adoptado ampliamente los DFT, como
mecanismo de cobertura contra los riesgos, en la mayoria de los mercados mayoristas de

Estados Unidos de Norteamérica.

Oren (1997)% desarrolla un modelo basado en Cournot acerca de competencia sobre una
red de transmision congestionada. Mediante este modelo trata de explicar que adn en
ausencia de concentracion de mercado, las expectativas de congestion y DFT, pueden
ocasionar colusiones entre generadores. Los agentes ajustaran sus precios para capturar las
rentas de congestion. Concluye que estas distorsiones pueden resultar en ineficiencias tanto

en el corto como en el largo plazo.

Stoft (1999)% reinvestiga el modelo presentado por Oren (1997), mediante el cual
demuestra que los DFT permiten a sus propietarios capturar al menos una parte y, algunas
veces, el total de las rentas de congestion, con lo que muestra que reduce el poder de
mercado. Stoft Concluye que la medida en que los DFT pueden reducir el poder de
mercado depende de la medida en que la capacidad total de generacion excede la capacidad

del generador mas grande.

¥ JOSKOW P.y TIROLE J. (2001) “Transmission Rights and Market Power on Electric Power Networks”

¥ JUNJIE SUN. (2005).”U.S. Financial Transmission Rights: Theory and Practice”. Departament of

Economics lowa State University.

OREN, S., (1997). "Economic Inefficiency of Passive Transmission Rights in Congested Electricity

Systems with Competitive Generation,” The Energy Journal, 18(1): 63-83.

% STOFT, S. (1999). "Financial Transmission Rights Meet Cournot: How TCCs Curb Market Power”, The
Energy Journal, 20(1): 1-4.
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De la revision anterior, se puede decir que existen dos corrientes académicas a favor y en
contra de la aplicacién de los DFT, que estdn acompafiadas con sustentos tedricos bastante
elaborados. No obstante, lo cierto es que los DFT se han venido implementando en
diversos mercados, y no se han presentado casos concretos que permitan demostrar que su
aplicacion resulta ineficiente. En ese sentido, si los beneficios de implementar DFT
resultan mayores que los costos, no se encuentra razén contundente para no aplicar dicho
mecanismo Unicamente por el riesgo de un probable comportamiento de abuso de poder de
mercado de los agentes; en todo caso, siempre es factible implementar los mecanismos que

desincentiven dicho probable comportamiento.

4.3.4 Experiencias en la aplicacion de los Derechos Financieros de
Transmision

En el cuadro siguiente se resumen las caracteristicas principales de los sistemas de DFT

gue se han implementado en diversos mercados de Estados Unidos de Norteamérica: PJM,

New York, New England, California, Texas y Midwest.

Cuadro 5
Resumen de los Sistemas de DFT de Diversos Mercados - A
Caracteristica PJM New York New England
Contrato Obligaciones y opciones, Obligaciones, sin cobertura de | Obligaciones, sin cobertura
sin cobertura de pérdidas pérdidas de pérdidas
Duracién Subasta mensual, servicio | Subastas cada 6 mesesy 1, 2y | Subasta mensual
anual de integracion de 5 afios, reconfiguraciones
DFT mensuales
Adquisicion Servicio de integracion de | Subasta centralizada y Subasta, mercado
red., servicio punto-a- mercado secundario secundario, actualizacion
punto, subasta, mercado de transmision entidades
secundario pagan cargos de congestion
Disefio de Subasta Mensual, ronda simple, Estacional (multironda), Mensual, ronda simple,
subasta de precio uniforme | subasta de precio uniforme subasta de precio uniforme

para reconfiguracion mensual
Rentas de Congestion | El excedente de las rentas | El excedente cubre el costo de | El excedente de rentas se

se distribuye hacia la transmision. El déficit de distribuye entre los

ineficiencias en otros rentas lo cubre el propietario | titulares de DFTs. En caso

periodos. En caso de déficit | de la transmision de déficit de rentas se

de rentas se reducen los reducen los pagos

pagos proporcionalmente proporcionalmente
Distribucién de réditos | Los ingresos de las subastas | Todos los ingresos de las Los ingresos de las

de los DFT se distribuyen | subastas, sirven para cubrir los | subastas se reparten entre

entre los propietarios de costos de la transmision los vendedores de DFTs

transmisién en proporcién a
sus requerimiento de
ingresos

Fuente: Junjie Sun (2005), Kristiansen (2003).
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Caracteristica

California

Texas

Midwest

secundario, mercado de
hora previa

secundario.

Contrato Similar a opciones, sin Opciones inter zonales Obligacion, sin cobertura
cobertura de pérdidas de pérdidas.
Duracion Subasta anual Subastas anuales y Subastas cada tres meses y
mensuales cada afio
Adquisicion Subasta, mercado Subasta, mercado Subasta, mercado

secundario, asignada con
base a derechos existentes.

Disefio de Subasta

Anual, multironda,
subasta de precio
uniforme

Anual, mensual, simple
ronda, y 24 subastas
combinatorias simultaneas

Subasta anual, estacional y
mensual

Rentas de Congestion

El excedente cubre una
parte de los costos fijos
de la res. En caso de

El déficit de rentas,
incrementa el pago de la
demanda y cualquier

El excedente de rentas se
distribuye entre los titulares
de DFTs.

exceso es crédito contra
dichos incrementos

déficit de rentas se
reducen los pagos
proporcionalmente

Los ingresos de las
subastas se distribuyen
entre los propietarios de
transmision

Distribucion de réditos Se asigna a la demanda en | A ser determinado
proporcion a su

participacion en el total

Fuente: Junjie Sun (2005), Kristiansen (2003).
4.3.5 Sistemas de Derechos Financieros Considerados

En el anélisis que realiza Hogan (2003)* se sefiala que a pesar de las diversas posiciones
sobre los tipos de derechos financieros de transmision, es posible desarrollar un marco
comun que sea bastante general en el que se incorpore todas las definiciones de las
formulaciones de derechos de transmision. Esto sugiere el uso de los cuatro tipos de DFT
al mismo tiempo. Dicho autor sefiala que una ventaja de este modelo es que sea el
mercado, y no los disefiadores del mercado, el que elija la combinacion que proporcione el
mejor paquete de tipos de derechos para sus propias transacciones. Sin embargo, sefiala
que los reguladores deben ser cautelosos de crear expectativas ilimitadas, es decir,

cualquier tipo de derechos financieros de transmision.

En ese sentido lo que propone este autor es que en el disefio del mercado, se comience con
el sistema mas conocido y que ha tenido mayores resultados, es decir el sistema punto a
punto (PTP) obligacidn, con la meta de largo plazo de llegar a un sistema en el que existan
todos los tipos de DFT.

% HOGAN William. (2003), Transmission Market Design. Center for Business and Government John F.

Kennedy School of Government. Harvard University
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Esta propuesta es congruente con la politica de la FERC en el disefio de mercado estandar

gue resume en:

“We propose that Congestion Revenue Rights be made available first in the form of receipt

point-to-delivery point obligation rights, which we propose to mandate now, and later in
3339

the form of receipt point-to-delivery point option rights and flowgate rights.

De igual forma en el “Estudio del Marco Regulatorio de la Transmisién”,*® los derechos de
transmision que se recomiendan son los del tipo punto a punto (PTP) en las formas de
obligaciones y opciones. Por lo que, para efectos de la metodologia a desarrollar en el
presente estudio se analizara la aplicabilidad de los derechos financieros de transmision del
tipo punto a punto obligacion, en el entendido que su implementacion seria mas rapida,

menos costosa y de mayor comprensidn para los agentes del mercado.

% FERC SMD NOPR, July 31, 2002, p. 134 (subrayados en original).
%0 “Revisién del Marco Regulatorio de la Transmisién”, Informe Final consultora Proyectos Especiales
Pacifico S.A. Per(. para OSINERGMIN.
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Capitulo 5 Aplicacion al Caso Peruano

En el presente capitulo se presenta la metodologia y los resultados para determinar los
beneficios que resultaria de la aplicacion de un sistema de DFT en el sistema peruano. Con
base al marco conceptual descrito en el Capitulo 4 anterior y a las recomendaciones
encontradas en la bibliografia revisada, especificamente se efectuaran las simulaciones con

base al tipo de DFT punto a punto obligacion.

Figura 15
Metodologia para la Evaluacion de la Hipdtesis

1. Seleccion del Modelo 2. ldentificacion de

de simulacién del eventos mas relevantes

sistema Peruano para la congestion

|

4. Adecuacioén del 3. Andlisis de riesgos

modelo seleccionado y |« debido a poder de
corridas mercado

A 4

5. Valorizacion de las
rentas de congestion y
DFTs

) 6. Evaluacion del
"| Beneficio de los Agentes

|

7. Implementacion de
sistema de DFT

En el diagrama de bloques de la Figura 15 se muestra la metodologia aplicada. En los
numerales que se desarrollan a continuacion se describen las caracteristicas del sistema

peruano; asi como, cada uno de los blogues de la metodologia y los resultados obtenidos.

5.1 Sistema Eléctrico Considerado

Se han tomado en cuenta los datos del sistema eléctrico peruano correspondientes al afio
2006, ya que a la fecha de elaboracion del presente trabajo es el periodo anual mas reciente

para el cual se cuenta con la mayor y mas confiable informacién historica de demanda.
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En general, la totalidad el sistema interconectado nacional esta conformado por una red de
lineas desde 33 kV hasta 220 kV con una longitud aproximada de 15000 km, y un
aproximado de 1000 nodos, el cual incluye las instalaciones de transmision de las
empresas exclusivamente transmisoras, asi como, las instalaciones de transmision de las

empresas distribuidoras y generadoras.

Asimismo, se debe sefialar que de acuerdo al marco regulatorio peruano, en la formacion
de precios en los nodos de las redes de transmision de las empresas distribuidoras, no se
tiene en cuenta el efecto de las pérdidas marginales de transmision de estas redes, es decir,
estos precios no reflejan la congestioén razén por la cual no se tomaron en cuenta estas

instalaciones para el analisis del presente trabajo.

En ese sentido, el sistema de transmision que se ha considerado es el sistema simplificado
que se emplea para efectos de la fijacion de los Precios en Barra por el OSINERGMIN,
sistema cuyo limite llega hasta donde comienzan las redes de transmision propias de las
empresas distribuidoras y generadoras. En la figura siguiente se presenta el diagrama

unifilar de este sistema el cual se describe a continuacion:

Est& conformado por 106 nodos en su mayoria en 220 kV y 138 kV
= Incluye 168 lineas con un total de 10 993 km

= Representa una oferta total de 4 843 MW de potencia firme, distribuida en 68

centrales generadoras pertenecientes a 20 empresas.

= Refleja un demanda maxima de 3 610 MW y un consumo de 24 889 GWh al afio,
repartidos entre 17 empresas distribuidoras y 67 clientes libres. Se debe indicar que
en el afio 2006 se registraron 265 clientes libres en total. No obstante no todos los
clientes libres contratan directamente con las empresas generadoras, sino que lo
hacen con las empresas distribuidoras. Es por ello que como demanda individual se
observan Unicamente 67 clientes libres, en tanto que, la demanda de los demas
clientes libres estan incluidos como parte de la demanda de las empresas

distribuidoras.
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Figura 16
Sistema Eléctrico Considerado en el Analisis
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5.2 Modelo para Simulacion del Sistema

Para efectos de la simulacion de la operacion Optima del sistema peruano se ha
seleccionado el modelo PERSEO, desarrollado en la Comision de Tarifas de Energia, hoy
OSINERGMIN. Este modelo es el que se emplea para la fijacion de Tarifas en Barra del

sistema de transmision mostrado en la figura anterior. Ello tiene dos ventajas:

- Es un modelo desarrollado especificamente para las caracteristicas hidrotérmicas

del sistema peruano.

- Se tiene garantia de la consistencia de la base de datos (parametros de transmision,
hidrologia, red hidroldgica, centrales, restricciones de riego, entre otros), debido a
que en los procesos de fijacion de Precios en Barra, tanto los agentes, los
interesados y el propio regulador efecttan una revision de dicho modelo.

Las caracteristicas técnicas del modelo PERSEO son las siguientes:

- La funcion objetivo es minimizar el costo de operacién dadas las restricciones
fisico energéticas (caudales, embalses, reservorios, canales, etc.) y restricciones de
la red eléctrica (lineas, centrales, etc.). En este modelo, es factible simular
contingencias y se pueden ingresar como dato los limites de capacidad de cada
linea tanto en operacién normal como en emergencia. Como resultado, se obtienen
los costos marginales (precios nodales), flujos en lineas, despachos de las centrales,

lineas congestionadas, entre otros.

- Es un modelo multi-embalse (puede representar varios embalses de agua), multi-
nodo (puede optimizar el sistema de transmisidn) y multi-escenario (puede evaluar

maultiples escenarios hidroldgicos).
- El método de optimizacion que emplea es Dindmico Estocéstico Lineal.
En el Apéndice B se muestra la formulacién matematica del modelo PERSEO.
Los limites de las variables que administra son:

- Maéximo 24 bloques horarios, 150 barras, 200 lineas, 20 cuencas hidrogréaficas, 50

afios de hidrologia y 50 centrales hidraulicas.
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Las plataformas sobre las cuales se trabaja son las siguientes:

Figura 17
Plataformas de Trabajo con el Modelo PERSEO

Herramienta
Datos del Sistema Modelamiento de e
Hidrotérmico Matemadtico Optimizacién | Reportes y Graficos |

Archivos
Planos

CPLEX 1

=

> EXCEL

Fuente: CAMAC D. y URIBE M. (2000) “Modelo para la Determinacion de Costos Marginales en el
Sistema Eléctrico Interconectado Nacional”. ex-Comision de Tarifas de Energia.

En la figura anterior, los archivos planos contienen todos los datos de entrada al modelo y
se editan en cualquier software capaz de grabar en formato *.txt. Las rutinas que efectdan
el modelamiento matematico estan desarrolladas tanto en Fortran, como en C++. Este
modelamiento matemético se traslada al software comercial de optimizacién CPLEX*,
finalmente los resultados que arroja este software se almacenan en archivos tipo
“separados por coma” (*.csv) que pueden leerse desde una hoja de datos como el MS

Excel.

Cabe sefialar, que este modelo emplea una red eléctrica simplificada en corriente continua
(DC). Por tal motivo, los resultados que se obtengan no contienen los detalles que se
podrian obtener mediante un modelo tipo AC, no obstante no es el objetivo del presente
trabajo la simulacién detallada que si es necesaria para las subastas o para el despacho
diario. Por el contrario, dado que el objetivo es obtener resultados globales que permitan
determinar si la aplicacion de los DFT proporciona beneficios positivos para el sistema, la
representacion del modelo PERSEO es suficiente, ademas de las dos ventajas mencionadas

en los parrafos precedentes.

* " Desarrollado por la empresa ILOG
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5.3 ldentificacion de Eventos Relevantes para la Congestion

En la operacion de los sistemas eléctricos de transmision para el horizonte de corto plazo,
es decir, durante la operacién diaria, siempre existe una variacién entre el despacho
programado y el despacho realmente ejecutado. No obstante, esta variacion no es
significativa durante una operacion “normal”, es decir sin contingencias. Por el contrario,
la ocurrencia de contingencias en el sistema, tales como fallas (cortocircuitos) en las lineas
de transmision (estas son las més frecuentes por ser los elementos mas expuestos a agentes
ajenos al sistema), fallas en los transformadores, fallas en los grupos de las centrales
eléctricas, ocurrencia de fendmenos naturales, entre otros, originan variaciones
considerables entre lo programado y lo realmente ejecutado. En ese sentido, estas
contingencias son precisamente el origen de la volatilidad de precios nodales que a su vez

introduce riesgos para las transacciones entre agentes.

Para efectos de una evaluacion representativa, se consideraron en las simulaciones
realizadas las contingencias reales ocurridas en el sistema de transmision el afio 2006 para
lo cual se trabajé con 4 meses representativos: meses de Enero, Abril, Julio y Octubre. Es
decir, se ha tomado una muestra mensual para cada trimestre con el fin de tener en cuenta
las caracteristicas estacionales de la oferta hidraulica y de la demanda del SEIN. Para tal
fin, en este paso de la metodologia se revisaron las estadisticas de fallas registradas en el
SEIN, para lo cual se consultaron los informes semanales publicados en la pagina Web del
operador del sistema, Comité de Operacion Econdmica del Sistema — SINAC (COES-
SINAC)*,

Se han considerado las contingencias ocurridas en el sistema eléctrico simplificado
mostrado en el numeral 5.1 anterior y que tuvieron una duracién mayor a quince minutos
debido a que los costos marginales en el sistema de corto plazo se registran cada 15
minutos. Con la aplicacion de estos criterios se han considerado un total de 21 eventos que

se resumen en el siguiente cuadro y que se detallan en el Apéndice C:

Cuadro 7
Eventos Considerados en el Analisis
Mes Nro. EQUIPO DIA
Enero 1 | L-2238 Piura Oeste - Chiclayo 220 kV 04-Ene
Enero 2 | L-2053 Cotaruse - Socabaya 220 kV 06-Ene
Enero 3 | L-1706 Caripa -Condorcocha 220 kV 08-Ene
Enero 4 | L-2256 Yanango - Pachachaca 220 kV 09-Ene

2 COES - SINAC — www.coes.org.pe
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Mes Nro. EQUIPO DIA
Enero 4 | L-2224 Pachachaca - Oroya Nueva 220 kV 09-Ene
Enero 5 [ L-1125 Aguaytia - Pucallpa 1380 kV 21-Ene
Enero 6 | Transformador de 220/12.5/12.5 kV de la S.E. Matucana | 26-Ene
Enero 7 | C.H. Yuncan 28-Ene
Enero 8 | L-1103/04 Chimbote 1 - Huallanca 30-Ene
Enero 8 | L-1105 (Chimbote 1 - Huallanca) 30-Ene
Enero 8 | L-2249 Talara - Zorritos 30-Ene
Abril 1 | LINEA L-1009 (AZANGARO - SAN RAFAEL) 05-abr
Abril 2 | L. AGUAYTIA - TINGO MARIA - LINEA L-2251 14-abr
Abril LINEA L-2223 (PACHACHACA - CALLAHUANCA

3 (REP) 18-abr
Abril 4 | LINEA L-1007 (CACHIMAYO - ABANCAY) 27-abr
Julio 1 S.E. PLANTA ZINC 06-jul

TRAFO TR-2

Julio 2 | LINEA L-2215 (PARAMONGA - CHIMBOTE) 14-ul
Julio 3 [ LINEA L-2251 (AGUAYTIA - TINGOMARIA) 15-ul
Julio 4 |C.T. VENTANILLA - TG3 - CCOMB 31-jul
Octubre 1 | C.T.VENTANILLA 19-oct
Octubre 2 | LINEA L-1703 (CARHUAMAYO - PARAGSHA II) 20-oct
Octubre 3 | LINEA L-2252 (TINGO MARIA - VIZCARRA) 23-oct
Octubre 4 | COES (TODOS) 27-oct
Octubre 5 |[C.T. VENTANILLA 19-oct

Fuente: pagina Web de COES — SINAC. Elaboracion propia.
5.4 Analisis de Incertidumbre debido a Poder de Mercado

5.4.1 Participacion de las empresas generadoras en el mercado

Una de las variables que determina el valor de las rentas de congestion que se producen en
las instalaciones de transmision son los precios marginales de las centrales, en especial el

de las centrales térmicas que son las que marginan en el sistema hidrotérmico peruano.

En ese sentido, en un escenario en el que algin generador tuviera el suficiente poder de
mercado como para influir en los precios, éste podria adoptar comportamientos
estratégicos de manera que los precios marginales variasen con respecto a los que serian
los precios que llevaran a equilibrar el mercado. Estas variaciones constituyen una fuerte

incertidumbre para los agentes que tranzan en el mercado propuesto de DFT.

Por lo anterior, se ha procedido a identificar las centrales que tienen la mayor participacion
en el mercado peruano. Para evaluar el riesgo de un probable comportamiento estratégico
de las empresas titulares de estas centrales, se han considerando en las simulaciones del
modelo PERSEO, tres escenarios: 1) el primero, en el que los precios de estas centrales son
las que corresponden a la fijacion de tarifas, considerandose que estos corresponden a
costos representativos del mercado, 2) el segundo, en el que los precios son 10% superiores
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al precio de mercado y 3) el tercero, en el que los precios son 10% inferiores a los precios

de mercado.

La variable que se ha tomado en cuenta para determinar la participacién en el mercado es
la cantidad de energia que generaria cada central durante un afio con base a un despacho
optimo. Para ello se han empleado los resultados de los despachos correspondientes al afio
2006 obtenidos con el modelo PERSEO para la fijacion de Precios en Barra del afio 2007

cuyos resultados totales se muestran en el Apéndice E.

54.1.1 Mercado Nacional

A continuacion se muestran los resultados del anélisis de la participacion de las centrales
en el mercado eléctrico del SEIN. En la Figura 18 se puede ver la concentracion por zonas
a nivel nacional, siendo lo més resaltante la elevada concentracion de la generacién (73%)
en el Zona Central del SEIN. Ello obedece a que en esta zona del pais también se encuentra
la mayor demanda, principalmente en la ciudad de Lima y en las minas ubicadas en la
sierra central. En segundo lugar, se encuentra la Zona del Norte medio en el que se
concentra el 10% de la generacion nacional, luego la zona Sur Oeste y Sureste con el 7% y
6% de participacion, respectivamente, y finalmente la zona norte con apenas 3% de

participacion a nivel nacional.

Esta composicion del parque de generacion es relevante ya que influye en la determinacion
de las rentas de congestion. Puede notarse, como se vera en los resultados de las
simulaciones, que el sentido de las congestiones se produce desde el centro hacia los
limites Norte y Sur del SEIN.
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Figura 18
Participacion en el Mercado Nacional de Energia (GWh)
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Fuente: Mapa: COES_SINAC. Datos: OSINERGMIN Fijacién Tarifaria Mayo 2007. Elaboracién propia.
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54.1.2 Mercados Zonales

Del mismo modo que en la seccion anterior, se analizd la concentracién del parque

generador al interior de cada zona.

En primer lugar, los resultados para la zona norte indican que el mercado se encuentra
bastante concentrado, en el que la central térmica Talara posee un 78% de participacion,

como se muestra en la Figura 19 que sigue:

Figura 19
Participacion en el Mercado Norte de Energia
Poechos | Curumuy
10.3% 8.0%
ELP -
Tumbes
1.9%
EGENOR -
EEPSA - Piura 1.3%
Talara Tumbes
78.5% 0.0%

En el caso de la zona Norte medio, también se encuentra un alto grado de concentracion,
ya que la central Cafidn del Pato tiene una participacion de 68% del mercado. Sin embargo,
a diferencia de la zona Norte no se encuentra participacion relevante de alguna central

térmica que pueda influir en los precios marginales.

Figura 20
Participacion en el Mercado Norte — Medio de Energia
Carhuaquer Gallito
0 25.0% Ciego 5.1%
Otros 0.3%
Carion del 0.2%
Pato 2
26.4% 0.1%
0B
0.0%
/ 0.0%
Carion del 7D
Pato 1 Pariac 1.4%
41.8%
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En la zona Centro se encuentra un menor grado de concentracion por centrales
generadoras, asi mismo, las dos centrales térmicas con mayor participacion son la de
Ventanilla con 11% y la de Aguaytia con 7,2% de participacion. No obstante, se debe
mencionar que las centrales Ventanilla, Huinco, Chimay, Matucana, Moyopampa, Santa
Rosa y Callahuanca pertenecen a EDEGEL (que suman 34,5%), y las centrales Mantaro y
Restitucion pertenecen a ELECTROPERU (que suman 38,9%), lo que desde el punto de
vista de concentracion por grupos economicos también refleja un alto grado de

concentracioén.

Figura 21
Participacion en el Centro de Energia
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o Snta Rosa UTI-
Yuncan 5.1% WES 2.4%
Chimay 5.5%
- - Callahuanca G 123

Huinco 5.5% 2.3%
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Restitucion 9.1% Otros 7.7%
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0.9%

bin
Eevensa - ~ Y%

Ventanilla 11.0%

Mantaro 29.8%

En el caso de la zona Sureste tampoco se encuentra ningun generador térmico relevante,
observandose una participacion del 100% del Estado, por medio de sus empresas San
Gaban (Central San Gaban) y EGEMSA (Central Machu Picchu).
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Figura 22
Participacion en el Sur - Este de Energia
MachuP 1
49.1%
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La zona Suroeste también se encuentra bastante concentrada en dos grupos, ENERSUR
con 45% de participacion (titular de las centrales Ilo Il e 1lo 1), y el Estado con las centrales

Charcani y Aricota con un total de 48% de participacion.

Figura 23
Participacion en el Sur - Oeste de Energia
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5.4.2 Centrales en las que se Simula Variacion de Precios de
Combustibles

En vista que, con la ocurrencia de contingencias, los precios marginales de las zonas antes

descritas tienden a separarse, para las simulaciones con el modelo PERSEO se han
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considerado las variaciones de los precios (entre +10% y -10%). Estos porcentajes de
variacion se han determinado con base en el porcentaje que representa la variacion
estandar de los precios de referencia de combustibles respecto de su valor promedio para

los afios 2005 y 2006, conforme se detalla en el Apéndice F

Estas variaciones se han considerado para aquellas centrales térmicas con mayor
participacion en las zonas donde ocurren las contingencias, tal como se muestra en el

cuadro siguiente:

Cuadro 8
Centrales térmicas que tienen mayor participacion en el mercado
NOMBRE EMPRESA BARRAS GWH Zona | % Zonal | % Nacional
ETEVENSA - VENTANILLA | EDEGEL Ventanilla 220kV 201218 |C 11.0% 8.1%
AGUAYTIA AGUAYT Aguaytia 220kV 131871 |C 7.2% 5.3%
SANTA ROSA UTI-WES EDEGEL Santa Rosa 220kV 436.26 | C 2.4% 1.8%
EEPSA - TALARA EEPSA Talara 220kV 633.48 | N 78.5% 2.5%
ENERSUR- ILO I ENERSUR Moguegua 220kV 571.99 | SO 33.1% 2.3%

Es decir, cuando la contingencia sucede en la zona centro, se ha considerado la variacion
de los precios de las centrales Ventanilla, Aguaytia o Santa Rosa, dependiendo de la
ubicacion de la falla; cuando ocurren fallas en la linea Aguaytia — Pucallpa, también se han
considerado variaciones en el precio de la central Pucallpa. Por su parte, cuando la
contingencia sucede en la zona Norte se ha considerado la variacion de los precios de la
central Talara y, finalmente, si la contingencia sucede en la zona Suroeste se ha
considerado la variacion de los precios de la central llo I1. Para el resto de zonas no se han
considerado variaciones en los precios dado que no existen centrales térmicas que tengan

participacion relevante.

5.5 Adecuacion del Modelo y Corridas
5.5.1 Adecuacion del Modelo

Se debe recordar que el modelo PERSEO esta orientado a operacion en el largo plazo
(meses). En vista de ello, para las simulaciones de corto plazo (horas) se han efectuado las

siguientes adaptaciones en el modelo PERSEO:

- Se utilizaron 24 bloques, en que cada bloque representa una hora en lugar de varias

horas.
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Se empled una sola etapa, correspondiente al mes al que corresponde el dia. Se
debe recordar que el modelo PERSEO puede emplear hasta 12 etapas, una para

cada mes del afio.

- Se inhibi6 la regulacién de los embalses, dado que en el corto plazo el caudal es

conocido y no esta sujeto a variaciones estocasticas.
- Serealizo la corrida para una sola hidrologia a la vez, himeda, seca o promedio.

- No se consideraron opciones de optimizacién de despacho anual.

5.5.2 Escenarios Considerados

Para completar la gama de escenarios que abarque las incertidumbres a que se somete la
operacion diaria de los sistemas, se ha tomado en cuenta, adicionalmente a las variaciones
de precios de combustibles y de contingencias ocurridas, la incertidumbre en la hidrologia,
teniendo en cuenta que la composicién del parque generador peruano es principalmente

hidraulica®.

Para tal fin, se analiz6 la probabilidad de excedencia de cada uno de los afios hidrolégicos
que se tienen registrados desde el afio 1965 hasta el afio 2005, en total 41 afios. Con ayuda
del modelo PERSEO, se han efectuado simulaciones de la operacion del SEIN con la
demanda del afio 2006 para cada una de las hidrologias mencionadas. Con base a los
resultados de cada una de estas simulaciones se totalizd la energia generada por las
centrales hidraulicas y los resultados se ordenaron de forma descendente. Finalmente, se

determind la probabilidad de excedencia de cada central como se muestra en el cuadro

siguiente:
Cuadro 9

Probabilidad de Excedencia Hidrologica de Cada Afio
Energial Probabilidad Energial Probabilidad

Afio de Afio de
(Gwh) Excedencia (Gwh) Excedencia
1973 21511 2.40% 1987 19 767 53.70%
1984 21 068 4.90% 1988 19 735 56.10%
1986 20 824 7.30% 2 003 19 561 58.50%
1972 20 762 9.80% 1978 19 425 61.00%
2 001 20 633 12.20% 1998 19 247 63.40%
1975 20 595 14.60% 1968 19 182 65.90%

* Conforme a los resultados del Apéndice E, el porcentaje de participacion de las centrales hidraulicas
asciende al 78,5%.
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5 Energial Probabilidad y Energial Probabilidad

Afo (GWh) de _ Afo (GWh) de _
Excedencia Excedencia

2 000 20590 17.10% 2 004 19 136 68.30%
1970 20535 19.50% 1979 19 035 70.70%
2002 20 502 22.00% 1 966 18 972 73.20%
1999 20 493 24.40% 1969 18 825 75.60%
1974 20473 26.80% 1991 18 810 78.00%
1981 20471 29.30% 1990 18 674 80.50%
1985 20 420 31.70% 1965 18 655 82.90%
1993 20 352 34.10% 2 005 18 413 85.40%
1994 20 333 36.60% 1996 18 374 87.80%
1989 20 293 39.00% 1980 18 359 90.20%
1982 20 231 41.50% 1983 18 202 92.70%
1967 20170 43.90% 1997 18 200 95.10%
1977 20 024 46.30% 1995 17 767 97.60%
1971 19 929 48.80% 1992 14 627 100.00%
1976 19 826 51.20%

! Energia producida por las centrales hidroeléctricas para cada hidrologia, obtenida con base al
modelo PERSEO, con datos del afio 2006

Con base a estos resultados, se determind que los afios “mas hiumedo”, “intermedio” y
“mas seco” son; 1973, 1976 y 1992 respectivamente. En consecuencia, los escenarios de
hidrologias empleados para las simulaciones con el modelo PERSEO son 3 los cuales se

muestran en el cuadro siguiente:

Cuadro 10
Escenarios de Hidrologias Empleados

Humeda (1973) HU
Media (1976) ME
Seca (1992) SE

Por su parte, con respecto a la variable precios, tal como se mencion6 en el numeral 5.4.2
anterior, se han considerado tres niveles de precios de las centrales térmicas con mayor
participacion en el mercado en la zona relacionada con la contingencia evaluada. Dado que
se registraron “n” eventos de contingencias por mes y se tienen 3 niveles de precios,
resultan “nx3” escenarios por cada mes debido a contingencias y variaciones de precios,

que se resumen en el cuadro a continuacién y se detallan en el Apéndice D.

Cuadro 11
Numero de Escenarios por Contingencias y Variacion de Precios
Variacion Total
Mes Eventos o1 .
Precios Escenarios
Enero 8 3 24
Abril 4 3 12
Julio 4 3 12

n autorizacién del autor
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Variacion Total
Mes Eventos o1 .
Precios Escenarios
Octubre 5 3 15

! Se consideran tres estados: escenario base correspondiente a precios de mercado, precios altos
igual a 10% sobre el precio marginal de escenario base, y precios bajos igual a 10% debajo del

precio marginal del escenario base.

La conformacidn total de escenarios para cada mes resulta de multiplicar la cantidad de
condiciones hidrologicas (humeda, media y seca), numero de contingencias y niveles de
precio de combustible (+10%, +0%, -10% sobre el precio de mercado). Por ejemplo para el
mes de Enero se tienen un total de 72 escenarios (3 hidrologias x 8 eventos x 3 niveles de

precio) conforme se ilustra en la figura siguiente:

Figura 24
Ejemplo de Conformacion de Escenarios (Enero)
Precios
(Poder de
Hidrologia Falla Mercado)
3 8 3

° °
. .
° °
. °
. .
° °

En consecuencia el nUmero total de escenarios considerados son:

Cuadro 12
Numero de Escenarios por Contingencias y Variacion de Precios
Mes Hidrologias Eventos Variacion Total .
Precios Escenarios
Enero 3 8 3 72
Abril 3 4 3 36
Julio 3 4 3 36
Octubre 3 5 3 45
Total 189
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5.5.3 Simulaciones

Dado que se requiere determinar las rentas de congestion incrementales ocasionadas por la
aplicacion de un sistema de DFT, se han efectuado en total 378 corridas con el modelo
PERSEO, 189 correspondientes a los escenarios en condicion sin contingencia y 189

corridas correspondientes a los escenarios en condicién de operacion bajo contingencia.

5.6 Valorizacion de las Rentas de Congestion

A partir de los resultados de las corridas a que se refiere el numeral anterior, se

determinaron las rentas de congestion incrementales como:

RCinc = RCcont - RCaase (1)
RCinc Rentas de Congestion Incrementales
RCcont Rentas de Congestion en condiciones con contingencia
RCcgase Rentas de Congestion en condiciones sin contingencia

Asi mismo, de manera general las rentas de congestion se definen como:

RC = Pretiro-Eretiro 3 Pinyecta-Einyecta

Donde:
Pretiro, Pinyecta Precio en los nodos donde se retira e inyecta energia respectivamente.
Eretiro, Einyecta Energia inyectada y retirada respectivamente.

No obstante se debe tener en cuenta que cada retiro, en el SEIN, estd asociado a un
contrato suscrito entre un cliente (distribuidor o cliente libre) y una empresa generadora,
pero no esta asociado a una central especifica de la empresa generadora. En ese sentido, los
retiros de una determinada demanda corresponden a las inyecciones que realiza la empresa
generadora en los distintos nudos del sistema. El ejemplo siguiente ilustra el criterio
mencionado: En la figura se tiene un retiro de energia R1 en el nodo 1 suministrada por la

empresa E1, la misma que en total realiza inyecciones al SEIN en los nodos 1 a 4.

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




L PONTIFICIA
TESIS PUCP gg%\éeagmm

+ DEL BERY)

Figura 25
Representacion de Retiros e Inyecciones de Energia
E1G2
2 E1G3
E1G1 3
1 l E1G4
4
5
R1 R2 Rn

Se toman en cuenta los siguientes criterios especificos para efectuar el calculo de las rentas

de congestion para los casos mencionados:
Dado:
- R1,R2...Rn :retiros en el nodo 5
- Lademanda total en el nodo 5 es igual a la suma de R1+R2+...+Rn

- E1G1, E1G2, E1G3y E1G4: inyecciones de energia de la empresa E1 en los nodos

1 a 4 respectivamente.

- El Retiro R1 corresponde al compromiso de la empresa E1 con un cliente en el

nodo 1
Entonces:

- Para satisfacer a R1 se consideran 4 inyecciones en los nodos 1 a 4 proporcionales
a laenergia E1G1, E1G2, E1G2 y E1G4 respectivamente.

- El retiro R1 se fracciona en 4: R11 a R14 en la misma proporcion que se efectud el

reparto de inyecciones de E1.

- Se determinan las rentas de congestion entre el nodo 5y los nodos 1 a 4 con base a
los precios en tales nodos y los retiros calculados R11, R12, R13 y R14

respectivamente.
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- La renta de congestion total viene a ser la sumatoria de las rentas de congestion

correspondientes a los retiros R11, R12, R13 y R14.

Por su parte, de acuerdo a la informacion estadistica del COES-SINAC se tiene un total de
732 retiros a repartidos a nivel nacional, los cuales agrupandolos por barras y relacion
demanda-distribuidor, resultan en 54 retiros. Por lo tanto, para cada mes se obtiene un total
de posibles rentas de congestion, de una hora de duracion, conforme se muestra en el

siguiente cuadro:

Cuadro 13
Numero de Posibles Rentas de Congestion de Una hora de Duracion
Mes Nro: de Hidrologia | Eventos Niveles_ de Horas Nr_o. Total de
Retiros Precio Posibles Rentas
Enero 54 3 8 3 24 93312
Abril 3 3 4 3 24 46 656
Julio 3 3 4 3 24 46 656
Octubre 3 3 5 3 24 58 320

Los valores de las posibles rentas de congestion, para el tipo de retiro Distribuidor —
Generador, obtenidos con la expresion (1) arrojan resultados tanto positivos como
negativos. Al respecto, la distribucion de frecuencias de estos valores se muestra en las
figuras 26, 27, 28 y 29 siguientes. Tal como se observa en las mencionadas figuras existe
una gran cantidad de valores de rentas de congestion iguales a cero (44%); sin embargo, se

puede observar un segundo grupo de valores positivos, conforme el cuadro siguiente:

Cuadro 14
Numero de Posibles Rentas de Congestidn Positivas
Mes Nro. Total de Rentas Rentas Cero Rentas
Posibles Rentas Positivas Negativas

Cant. % Cant. % Cant. %
Enero 93 312 38164 41 48346 52 6802 7
Abril 46 656 22774 | 49 | 20198 | 43 3684 8
Julio 46 656 24869 | 53 | 17093 | 37 4694 10
Octubre 58 320 30811 53 22006 38 5503 9
Total Ponderado 244 944 116618 | 48 | 107643 | 44 | 20683 8

En otras palabras, en el caso que se aplicase el sistema de DFT tipo obligacidn, existe una
probabilidad promedio de 48% que los valores de rentas de congestion sean positivos. Los
valores negativos significan que en el caso de aplicarse el tipo de sistema de DFT punto a
punto obligacién, los agentes que adquirieron los DFT tendrian que pagar en lugar de

cobrar cuando se produzcan dichas rentas de congestion.
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En todo caso se debe recordar que en un sistema DFT estas rentas de congestion se
trasladarian a los agentes titulares de DFT, por lo que estos vendrian a ser los beneficios

que aportaria este sistema a los agentes.

Figura 26
Distribucion de Frecuencias de Rentas de Congestion - Enero
Distribucion de Frecuencias de Rentas de
Congestiéon - Enero
60000
50000 -
s 40000
©
&
$ 30000 -
O
o
L 20000 -
10000
0 ettt e e e e
[cNoloNoloNoloNolololololololololololoNoloNo Nl
BEBRNEBIYBLIAVYELBIBEREIES
FI| g T 1 T I i v 1 1 — -
Valor de Renta de Congestién US$

Figura 27
Distribucion de Frecuencias de Rentas de Congestién - Abril
Distribucion de Frecuencias de Rentas de
Congestioén - Abril
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Figura 28
Distribucion de Frecuencias de Rentas de Congestion - Julio
Distribucion de Frecuencias de Rentas de
Congestién - Julio
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Figura 29
Distribucion de Frecuencias de Rentas de Congestion - Octubre
Distribucion de Frecuencias de Rentas de
Congestién - Octubre
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Con base a los resultados mostrados se puede concluir que existen evidencias que el 48%
de las posibles rentas de congestion que se presenten tendrian un impacto negativo en los
agentes y que tal riesgo se reduciria mediante la implementacion de un sistema de DFT. Si
se aplicara un sistema de DFT tipo obligacién implicaria que en un 8% de las posibles
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rentas de congestion los agentes tendrian que pagar en lugar de cobrar por los DFT que

poseen lo cual agregaria un riesgo adicional.

A continuacidn se evaltan los beneficios y el impacto que tienen la variacion de precios y

de la hidrologia.

5.7 Evaluacién del Beneficio de los Agentes

5.7.1 Riesgos Mensuales debido a Rentas de Congestion
5.7.1.1 Rentas de Congestidn ocasionadas por las Contingencias

Si se realiza la sumatoria de las rentas de congestion (tanto positivas como negativas)
correspondientes a todos los retiros, para la hidrologia media, en las condiciones de precio
de combustible de mercado, se obtiene la curva de las posibles rentas de congestion para
cada mes. Estas curvas también ilustran las probabilidades y montos de los riesgos

asociados a las rentas de congestion en la red de transmision.

Las curvas de las rentas de congestion horarias totales para los meses de enero, abril, julio
y octubre para las condiciones de hidrologia promedio y combustible promedio son las que
se muestran en las figuras 30 a 33 siguientes. En ellas, el eje de las abscisas pertenece a las
horas del dia correspondientes a la curva de duracion de demanda y el eje de las ordenadas

pertenece a la sumatoria de las rentas de congestion:
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menores riesgos es de US$ 3 734. Existe un 33% de probabilidades que las rentas de
congestion superen el 50% del mayor valor, es decir US$ 23 139. Estos resultados y los de

los otros tres meses se resumen en el cuadro siguiente:
Cuadro 15

Resumen de Rentas de Congestion Totales (Hidrologia Promedio y
Precios Combustible Promedio)

Mes Enero Abril Julio Octubre
Suma de rentas mayores
con 4,2% de probabilidad 46 277 518 079 194 226 311 948
(US$)
Valor de rentas que se
superan con 50% de 15 000 300 000 40 000 280 000
probabilidad (US$)
Suma de menores rentas 3734 7 636 5 059 133 149
(US$)
Probabilidad de que las
rentas superen el 50% del 33% 50% 8,3% 79%
mayor valor
50% de mayor valor 23 139 259 040 97 113 155 974
29% de 100% de
probabilidad probabilidad
Otros datos relevantes gue las rentas gue las rentas
sean menores sean mayores
al 2% del al 33% del
mayor valor mayor valor

5.7.1.2 Variacion de

hidrologicos

las Rentas de Congestibn con los escenarios

Se analizé la sensibilidad de los montos de las rentas de congestion debido a la variacion
de los escenarios hidroldgicos (humeda y seca). Los resultados obtenidos son los que se
muestran en las figuras 34 a 37 que siguen, en los que se muestran tres curvas, una para el
escenario de hidrologia promedio (ME-2) y las otras dos corresponden a los escenarios de
hidrologia humeda (HU-2) y seca (SE-2); en ellas el eje de las abscisas corresponde a las
horas del dia correspondientes a la curva de duracion de demanda y el eje de las ordenadas

contiene la sumatoria de las rentas de congestion:

Tesis publicada con autorizacién del autor

No olvide citar esta tesis




(=]
g
O«g
nu
L =
oE 25
me 8. NN N e
ZZ AR v
"4 ) w w W
foud TS on u_” ﬂ Aﬂ
2 L1 =
2 S vZsav op ewns
c YZsay ap ewng o) |
E £2sqy ap ewng A I €¢sqy ap eung
1
1 L
S ap ewn
v} 2zsqy ep ewins o | cesav op euns
S | S S ap ewn
w T2ZSqV 9p ewns wu i TZsav 9p S
B | = S ap ewn
o m 0Zsqy ap ewns [@) = | 0Zsqv ep S
5 2 | = a S P 'wn
© < 6TSAV 9P BUINS T =2 | 6Tsav op euns
' — Ll L — <
S ap ewn
I ' 81sav @p ewns T 3 | gusav ap euns
s F
— ] Sqy ap ewn
=2 LTSqQV 9p ewns S w© | £Tsav op euns
o w F o s Sqy 9p ewn:
o _m 9TSqY 8p BWINS - _m | oTsav op ewns
S i y Sqv op Bwn
‘O _ STSqV 8p ewing O ¥ SISOV 9p ewns
<t - % & o k=1 @ L e @
So B 7 R ﬁ visay opeuns S ™ e g | vrsav opeuns 2
= S o) S SqQv ep ewns ©
m D 5 ersay speuns T m nnv m | ersavepeuns T
c T L °
S O c zTsav epewns  § > O - I ersav apeuns @
.mu C 2 | SqQy ap ewn: rO: .md C ,.m TISqQV op ewns unm
LL @ 5 TTSQV ep ewns L o = |
| ) S ap ewn
© nquv 0TSqV 8p ewns o o)) | 0Tsqv ap S
@ S | @ 5 6SqV 9p ewng
© o) 650V ap BWNS © Q |
L (@] L i) O
n 8sqy ap ewns n (] 8sqyv ap ewns
S [¢B)
L o | ° L
R 2] /SQV 9p ewns R % | /SQV 9p ewns
n I I v £ 9sqy ap ewns
Cc 5 9sqv 8p ewng EE 5 I
(b) o AA §sqy ap ewns m ad I GsSqy ap ewns
Im ¥sSqv ap ewns n | SQV ap ewng
he) £sav ap BWNS N £sav op BWNg
— | S I
m 4 2sav ap eung @ | zsav op euns
m TSqv 9p ewns m , , , , TSqQV 9p ewns
> S 2 2 8 8 8 8 8 2 8 © > g8 8 8 8 8§ 8 -
o o o o o o o o o o o o o o o o
S 8§ 8 & § & & & & ©§ = = S S S S
o [Is} o n o [Te} o n o wn o o o o o o
n < < (3] o™ N N — — © mn < o N —
$sSn $sn

| 58
o
-
s |
[y}
K]
=
=t
0
(9]
[yl
il
]
S &
S o
ﬁut
=
S 9
ar
RS
SC
5o
Sz
a >
@ o
@ o
(]

-Z

o
O
=
o
2
n
11




TESIS PUCP ' ?ﬁﬁ'?&'ﬁsm\o

CATOLICA

+ DEL BERY)

Figura 36
Variacion de las Rentas de Congestion por Hidrologia - Julio

Rentas de Congestidn Horarias - Totales - Julio
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Figura 37
Variacion de las Rentas de Congestion por Hidrologia - Octubre
Rentas de Congestidn Horarias - Totales - Octubre
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Como se puede observar, en general, los valores de las rentas de congestion no varian

notablemente con la variacion del escenario hidroldgico, Unicamente para el mes de
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octubre se observa una diferencia notable entre las posibles rentas de generacion asociadas
a las diversas condiciones hidrologicas. Aunque en un escenario de corto plazo esto no
influiria sobre la volatilidad del riesgo, si influiria en la determinacion del volumen de

rentas de congestion y por ende del volumen del mercado de DFTSs.

Se observa también que a mayor disponibilidad del recurso hidrico, en las horas de mayor
demanda, las rentas de congestion son mayores; al contrario, a mayor disponibilidad de
recurso hidrico, en las horas de menor demanda, las rentas de congestion son menores.
Esto significa también que en escenarios secos la volatilidad de las rentas de congestion es

menor.

5.7.1.3 Variacion de las Rentas de Congestion con los Precios de
Combustibles de Centrales Térmicas
De manera similar que para el caso de los escenarios hidrologicos, se han realizado
sensibilidades de la valorizacion de las rentas de congestién debido a la variacion de los
precios de combustible. Los resultados obtenidos son los que se muestran en las figuras 38
a 41 que siguen, en los que se muestran tres curvas, una para el escenario de precios de
mercado (curvas ME-2) y las otras dos corresponden a los escenarios de precios 10%
mayor y 10% menor al precios de mercado (curvas ME-1 y ME 3 respectivamente); en
ellas el eje de las abscisas corresponde a las horas del dia correspondientes a la curva de
duracion de demanda y el eje de las ordenadas contiene la sumatoria de las rentas de

congestion:
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Figura 40
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Se puede observar en las figuras anteriores que las rentas de congestion no son sensibles a
las variaciones de los precios de las centrales térmicas en una banda de +10% y -10%
respecto del precio de mercado. Este hecho se evidencia més en las horas de menor
demanda en las cuales son despreciables las diferencias en rentas de congestion para los

diferentes escenarios de niveles de precios de combustible.

5.7.1.4  Zonas con mayor valor de Rentas de Congestion

Otro aspecto importante, es la identificacion de los nichos de mercado de DFT, para lo cual
se han agrupado las valorizaciones de las rentas de congestion pertenecientes a una misma
empresa distribuidora. Ello se debe a que la ubicacion de estas empresas es concordante

con las zonas del SEIN mencionadas en el parrafo 5.4.1.1 anterior.

Las figuras 42 a 45 siguientes muestran 