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RESUMEN

La presente tesis ofrece un marco tedrico en el que el riesgo precio que enfrentan
los generadores de electricidad en el mercado spot esta cubierto por 3
instrumentos: una opcidn call de compra dada por los beneficios de la unidad o
planta de generacién en el mercado spot; y 2 tipos de contratos forward, uno en
el mercado de clientes libres y otro en el de usuarios regulados. Como resultado
de este modelo, tanto el nivel del precio spot como su volatilidad inciden
positivamente en los beneficios de generadores adversos al riesgo.
Posteriormente se estiman los determinantes del precio spot bajo un modelo
Markov Switching teniendo en cuenta que el nivel y su volatilidad se rigen bajo 3
regimenes distintos como resultado de una politica abrupta de Costos
Marginales |dealizados. El impacto de determinantes tales como el precio del
petréleo, una variable proxy del estiaje, el precio spot con un rezago y la oferta
ajustada de mercado depende de cada régimen. El impacto de determinantes
tales como la oferta ajustada fuera de mercado y la declaracion del precio del
gas natural explican la tendencia decreciente del precio spot. Dado que ya
existen instrumentos de cobertura para los generadores, se recomienda evitar

distorsiones regulatorias que los afecten.

Palabras clave: generacion eléctrica, precio spot, costos marginales, ingresos
garantizados por el Estado, declaracién de precios de gas natural, opcién call de

compra, efecto canibalizacion, cambios de régimen.
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INTRODUCCION

Luego de la liberalizacién del sector eléctrico durante la década de los
afos 90 a través del Decreto Ley N° 25844, Ley de Concesiones Eléctricas (LCE)
de 1992, se separaron las actividades de generacion, transmision y distribucion.
Las dos ultimas quedaron a manos de monopolios privados regulados y

supervisados, mientras que el segmento de generacion se torné competitivo.

En el 2006 se promulgd la Ley N° 28832, Ley para Asegurar el Desarrollo
Eficiente de la Generacion Eléctrica (LDEGE), la cual formaba un mercado de
licitaciones de largo plazo que consistia en un instrumento financiero forward

generado a través de subastas' obligatorias para cubrir a usuarios regulados?.

Tanto la LCE como la LDEGE fomentaron la eficiencia en el sector
eléctrico. No obstante, a lo largo de los afios se han dado regulaciones en el
sector que han generado distorsiones en el mercado mayorista y, en
consecuencia, se ha producido una problematica en el sector eléctrico, explicada

mas adelante.

En el mercado spot, mayorista o de corto plazo se definen el despacho de
las unidades de generacion eléctrica y el precio al que se le reconoce dicho
despacho a cada unidad que sirve la demanda se le denomina precio spot. El
Comité de Operacién Econdmica del Sistema Interconectado Nacional (COES)3
centraliza y determina el despacho de acuerdo a un orden de mérito (“merit

order”) segun los costos marginales de las unidades de generacion.

A diferencia de los mercados mayoristas regionales de Estados Unidos y
de Europa que se caracterizan por tener plataformas electronicas donde se

digitan posturas de cantidades y precios de oferta y de demanda?,

1 Véase Dammert et. al. (2011).

2 Con niveles de consumo menores a 0,2 MW.

3 Es una entidad privada conformada por todos los agentes del Sistema Eléctrico Interconectado Nacional
(SEIN), es decir, por las empresas generadoras, transmisoras, distribuidoras y usuarios libres del sector
eléctrico en el Peru.

4 “Bid-based short-term energy markets” en inglés.



Latinoameérica® se caracteriza por un mercado de corto plazo basado en costos®.
Este es el caso peruano, donde los costos variables son auditados por el COES’

y con esta informacion se establece el precio spot.

En el Peru, si bien los generadores venden y/o compran energia eléctrica
en el mercado mayorista, tienen compromisos contractuales de dos tipos. En
primer lugar, firman contratos forward de largo plazo con las empresas de
distribucion eléctrica para servir a sus usuarios regulados. En segundo lugar,
también firman contratos forward con clientes libres®. Con estos forward, los
generadores se comprometen a vender energia eléctrica a un precio fijo (que se
actualiza con factores tales como el tipo de cambio, indice de precios al por
mayor, etc.) y a un plazo determinado. En el caso de usuarios regulados, los
precios (de licitacion o firmes) y cantidades del contrato se determinan en una
subasta solicitada por las empresas de distribucion y estas venden la energia a
sus usuarios a un precio regulado por el Organismo Supervisor de la Energia y
Mineria (OSINERGMIN). En el caso de clientes libres, se trata de contratos
bilaterales entre cada generador y sus clientes® a precios libres fijos
(actualizados también por factores macroecondémicos). EI OSINERGMIN,
conforme a la LDEGE, prioriza primero que se sirva la demanda de usuarios

regulados para después servir la demanda de usuarios libres.

Estos contratos forward son instrumentos financieros que dan un flujo de
caja predecible al generador y un precio y cantidad estable al comprador. A su
vez, reducen los riesgos del mercado mayorista e incentivan la inversion en
nuevas plantas de generacion, aumentando la confiabilidad del sistema eléctrico.
Tal como lo describe Lima (2014 c), en Latinoamérica, Peru y Chile tienen este

tipo de contratos.

5 Galetovic, A. et. al. (2015) describen de la misma manera al mercado eléctrico chileno.

6 Cost-based short-term energy markets en inglés.

7 Salvo en el caso de las unidades de generacion térmica a gas natural, como se vera mas adelante.

8 Pueden permanecer como usuarios regulados (o cambiarse a ser clientes libres) con un nivel igual o
superior de 0,2 MW hasta un nivel de consumo igual a 2,5 MW. Si superan este nivel, automaticamente se
definen como clientes libres.

9 Las empresas distribuidoras también pueden vender a los clientes libres.



Como el despacho o nivel de produccion de energia de los generadores
depende de sus costos marginales, este no depende de sus obligaciones
forward. Por ello, los generadores son ofertantes netos o demandantes netos en
el mercado mayorista. El precio spot limpia este mercado. A la fecha, sélo las
empresas de generacion participan en el mercado mayorista. Es decir, los
generadores superavitarios (aquellos cuyo nivel de produccidn excede la
demanda en sus contratos forward) le venden energia a los deficitarios (aquellos
cuya demanda en sus contratos forward excede su nivel de produccion) al precio

spot'0.11

La problematica del sector eléctrico parte de una tendencia decreciente
del precio spot, ya que desde enero de 2005 hasta diciembre de 2018 este precio
se redujo en 61,2%. Esta caida fue acompanada con una disminucién de los
picos registrados hasta mediados de 2009, asi como de su volatilidad. Estos
cambios se pueden explicar por un conjunto de regulaciones que generaron
distorsiones en el mercado mayorista tales como el cambio de definicion del
precio spot a través de Costos Marginales Idealizados (CMI), topes maximos y
minimos al precio spot y sobreoferta de generacién, originada por ingresos
garantizados por el Estado a ciertas centrales de generacion, ante una demanda
que crece poco. A estas se afade la declaracion de los costos marginales de

unidades a gas natural al poseer costos cuasifijos.

Los CMI determinan que el precio spot se calcule en base a costos
marginales sin considerar interrupciones del suministro o transporte de gas. Los
generadores que produjeron electricidad con costos marginales mayores a los
CMI recibieron un pago que se efectudé a través de cargar mayores tarifas

eléctricas a los usuarios finales en el componente de transmision. Los

10 |Las empresas de generacion no pueden hacer contratos forward por encima de la potencia de sus
unidades de generacion.

1 Puede ocurrir que, una vez determinados los contratos forward, los distribuidores o clientes libres hayan
subestimado su demanda futura, por lo que la diferencia entre la demanda realizada y la demanda
planificada la compran a los generadores a un precio denominado tarifa en barra, determinada por el
OSINERGMIN. No se considera este aspecto en adelante.



generadores con costos marginales menores a los CMI no recibieron

compensacion.

El esquema de CMI fue creado porque en el aio 2008 la produccion de
energia eléctrica dependia en mas de la mitad de hidroeléctricas sujetas a
estiaje. El estiaje eleva el precio spot sustancialmente, dado que restringe la
oferta de las hidroeléctricas, para ser servidas por unidades de generacion
térmicas e incluso a diésel si el margen de reserva es reducido, por lo que se
torna mas rentable producir en el mercado spot.'? La LDEGE aun no se
implementaba. Se temia que los usuarios finales (libres y regulados) no pudieran
ser atendidos y por ello el esquema de CMI se vio como un paliativo para aliviar
la crisis por medio de reducir el precio spot para que deje de ser rentable producir

so6lo para el mercado mayorista.

No obstante, la creacién de CMI fue un cambio de politica abrupta que
puede incluirse en un modelo de cambios de régimen del precio spot, no solo en
su nivel sino también en su volatilidad. Por ello, la estimacion econométrica que
se realizara en este estudio internalizara este aspecto a través de un modelo de
Markov Switching Dynamic Regression Model (MS-DR). Con este modelo se
encuentran 3 regimenes bien definidos para el precio spot: uno de picos muy
altos y alta volatilidad, uno de picos moderados y volatilidad media y uno con

baja volatilidad y ausencia de picos (régimen estable).

La tendencia decreciente del precio spot beneficia a los generadores con
menor capacidad o potencia mientras que perjudica a los de mayor potencia,
dado que los primeros son mas probables de ser compradores en el mercado
mayorista. Los ingresos de los generadores de menores costos marginales se
reducen en el mercado mayorista si es que el precio spot tiene una tendencia
bajista debido a la inelasticidad de la demanda. Los usuarios regulados no

necesariamente se benefician dado que, por regulacion, el plazo por el que se

12 | os distribuidores contrataban con los generadores via contratos valuados a la tarifa en barra. Como el
precio spot superaba con creces a la tarifa en barra, no era rentable realizar estos contratos. Asi, los
distribuidores se quedaban sin energia eléctrica para cubrir a sus usuarios finales.



firman los contratos con las distribuidoras es largo (de 5 afios a mas),
manteniendo fijos los precios firmes durante ese plazo, con lo cual la expectativa
del precio spot puede cambiar al alza al terminar el plazo, aumentando los

precios firmes que se licitarian en el futuro.

Por su parte, los clientes libres se benefician, dado que pueden firmar
contratos de menores plazos que los correspondientes a los precios firmes, a
costa de inversiones futuras en capacidad de generacion. No obstante, estos
beneficios a clientes libres no equivale a un incremento en el bienestar total, tal
como lo sostienen Pham y Lemoine (2015) dado que la ganancia para estos
clientes proviene en parte de los beneficios de los generadores incumbentes y

potenciales entrantes.

El precio spot determina, entre otros aspectos'?, la inversion en capacidad
de generacion eléctrica. Segun Ruff (2018), el precio spot es el precio de
equilibrio en el mercado mayorista y a su vez el costo marginal de corto plazo,
que provee de informacion e incentivos necesarios para fomentar buenas (y
evitar malas) inversiones. Siguiendo esta linea, Blasquez et. al. (2018) sefialan
que las unidades de generacion con costos marginales menores al precio spot
ganan ingresos incrementales que les permiten cubrir sus costos fijos’. Como
se desprendera del modelo tedrico, un precio spot decreciente (tal como ocurre
en la actualidad) desincentiva la inversién privada en cualquier tipo de unidad de
generacion eléctrica, por lo que un incremento inesperado y sostenido de la
demanda podria ocasionar riesgos de racionamiento eléctrico en el futuro. Por

ello, es importante evaluar los determinantes del precio spot.

13 Existe un pago por potencia establecido por MW a los generadores, adicional a los ingresos del mercado
spot y los mercados forward. El argumento de emplear estos pagos administrativos es que se espera
compensar las inversiones en capacidad, dado que el mercado spot es mas volatil y riesgoso para que
compense por si solo dichas inversiones. Sin embargo, en la literatura se encuentra que estos pagos
administrativos son insuficientes para promover inversiones. No se toman en cuenta en el analisis. Para
una mayor discusion entre pagos por potencia v.s. mercados sélo de energia, véase Galetovic, A. et. al.
(2015).

4 La unidad que margina, es decir, la ultima que produce con costo marginal equivalente al precio spot,
sé6lo recupera sus costos variables de operacién y mantenimiento.



Vi

Es relevante poder estimar el precio spot dado que resulta ser una sefal
de precios para los precios firmes y libres, como se demostrara en el modelo del

marco teorico.

En el modelo que se desarrolla en adelante se tiene que el nivel de
produccion de los generadores es exdgeno, congruente con que el COES es
quien decide los niveles respectivos. Lo que si deciden estas empresas es el
nivel de contratacion con clientes libres y las ventas para las licitaciones de largo

plazo.

Por otro lado, mientras que los datos del precio spot configuran una serie
de tiempo, los precios firmes y los libres se negocian en un momento del tiempo,
actualizados con variables macroeconémicas una vez que entran en vigencia los
contratos forward. Realizar una estimacion conjunta seria verificar el impacto de
dichas variables en los tres precios. En cambio, con el modelo tedrico
desarrollado en esta tesis se obtiene que el valor esperado del precio spot viene
a ser el umbral minimo de los precios firme y libre neutrales al riesgo, conectando
el mercado spot, el de clientes libres y el de usuarios regulados. Luego, en el
modelo se introducen las distorsiones anteriormente descritas, asi como la
declaracion del precio del gas natural, para cuantificar el impacto de estas en el

precio spot.

Después de entender la importancia del precio spot como sefal de precios
para los precios libre y firme en el marco tedrico, la metodologia a aplicar muestra
que existe no linealidad en una serie de tiempo larga del precio spot con
frecuencia mensual de enero de 2005 a diciembre de 2018. Los regimenes
siguen una cadena de Markov, es decir, que la probabilidad de estar en tal
régimen solo depende del valor mas reciente. Esta propiedad de Markov captura
cambios de régimen recurrentes tales como crisis financieras o cambios
abruptos de politica econdémica, tal como lo sefiala Hamilton (2005). La
implementacion de los CMI como politica abrupta es capturada con este modelo

empirico.



Vi

En el marco tedrico de la presente tesis se muestra como el precio spot
es un umbral minimo para el precio libre y para el precio firme. En la metodologia
se muestra que la no linealidad del precio spot significa que el impacto de sus
determinantes va a cambiar segun el régimen que se esté analizando.
Igualmente, no solo el nivel del precio spot presenta 3 regimenes sino también
su volatilidad. Esta es crucial para entender por qué la inversién privada en
unidades de generacion de bajos costos marginales ha caido como porcentaje

de la maxima demanda en el periodo de analisis.

En la siguiente seccion se realiza una revision de la literatura relacionada,
divididas en 2 bloques: la relacion entre el precio spot y los forward por un lado
y sus determinantes por el otro. Ambos bloques son complementados por la
literatura que trata a los beneficios de una unidad o planta de generacion como
una opcidén call de compra a través de la aplicacion del modelo de Margrabe
(1978). Le sigue la descripcion de los hechos estilizados del mercado eléctrico
peruano. Luego se procede a desarrollar el marco tedrico. EI modelo se
desarrolla primero sin considerar la sobreoferta de generacion y la declaracion
de precios del gas natural para luego incorporarlas. Después se enumeran las
hipdtesis a contrastar. Posteriormente se analizan los datos y de ahi se explica
la metodologia para el contraste de las hipotesis. Entonces, se muestran los
resultados de la estimacion econométrica. Se procede a comentar las
limitaciones de la tesis. Finalmente se culmina con las conclusiones y

recomendaciones de politica.



REVISION DE LA LITERATURA

Un primer bloque de literatura tanto te6rica como empirica de mercados
eléctricos estudia la relacion que tienen los contratos forward'® con el precio spot
del mercado mayorista. Estos contratos sirven para cubrir el riesgo precio de
dicho mercado. Sin embargo, los forward se realizan entre los agentes
participantes del mercado mayorista, no como en el Peru, en donde los forward
se negocian entre generadores y agentes que no participan a la fecha en el
mercado mayorista, los distribuidores y los clientes libres. En el Perd son
obligatorios para cubrir la demanda. Ademas, un precio forward captura las
expectativas sobre el precio spot en todo momento de vigencia del contrato
forward, mientras que para el disefio institucional peruano, el precio de los
forward unicamente lo hace al momento de su negociacion, para después ser

actualizado con variables macroecondémicas.

El primer modelo tedrico que deriva una ecuacion empirica para estimar
la relacion entre el precio spot y el precio forward es el de Bessembinder y
Lemmon (2002). Los autores desarrollan un modelo ted6rico del mercado
mayorista en el que se transa energia con forwards a un plazo futuro o de
inmediato al precio spot. En el mercado mayorista hay dos tipos de agentes: los
productores de energia eléctrica y los minoristas que les compran para
vendérselas a distribuidores o grandes clientes. Los productores poseen costos
crecientes en el nivel de produccion, caracteristica que permite capturar los
saltos en el precio spot ante aumentos en la demanda eléctrica. Empleando una
funcidn de utilidad objetivo de media-varianza (agentes adversos al riesgo), se
tiene que la posicion forward éptima depende de un componente especulativo
capturado por la diferencia entre el precio forward y el precio spot, y un
componente de cobertura capturado por la covarianza del precio spot y los
beneficios de los productores o de los minoristas, segun sea el caso.

5 Aparte del mercado eléctrico, existen numerosos documentos de trabajo sobre forwards, tales como el
de Fama (1984) y otros.



Willems y Morbee (2008) extienden el modelo de Bessembinder y
Lemmon (2002) para admitir no sélo derivados forward sino mas productos
financieros en un modelo con mercados incompletos. Obtienen una posicién de
opciones europeas oOptima que depende de un componente especulativo
capturado por la diferencia entre los pagos del derivado y el precio del derivado,
asi como un componente de cobertura recogida en la covarianza de los

beneficios de los productores o retailers y los pagos del derivado.

Redl, et. al. (2009) estiman y confirman el modelo de Bessembinder y
Lemmon (2002) para el mercado de energia europeo (“European Energy
Exchange™EEX) y para el Pool Noérdico (Nord Pool). Lo corrigen agregando
factores de oferta y demanda en la ecuacion a estimar. Sin embargo, advierten

también que el precio forward depende de valores pasados del precio spot.

Aid et. al. (2011) desarrollan un modelo tedrico similar al de Bessembinder
y Lemmon (2002) con la diferencia que permiten que los productores y minoristas
puedan estar integrados verticalmente en el mercado mayorista. Esta
caracteristica es innata al disefio del segmento de generacion peruano, ya que
son los generadores tanto compradores como vendedores en este mercado. No
obstante, los autores elaboran un modelo en el que incorporan traders e
instrumentos forward transados entre todos los agentes mencionados.
Encuentran que la integracion vertical es un sustituto superior al uso de forwards

como mecanismo de cobertura, con datos del mercado eléctrico francés.

Aid et. al. (2013) elaboran un modelo de riesgo neutral estructural en un
contexto de mercados incompletos y contratos forward del mercado spot y de los
insumos combustibles para la generacion eléctrica. Emplean datos del mercado
mayorista francés para contrastar su modelo. En esta linea, existe literatura que
emplea procesos estocasticos para modelar la interrelacién entre el precio spot

y otros instrumentos derivados que aun no se han implementado en el Peru.

Para el sector eléctrico chileno, similar al peruano, Lima (2014 a) modela

las licitaciones de largo plazo para los usuarios regulados, de modo que tanto el



numero de potenciales entrantes como la oferta de capacidad por parte de
competidores existentes reducen los precios firmes en las subastas. En estas, el

precio minimo a subastar equivale al valor esperado del precio spot.

Lima (2014 b) desarrolla un modelo en el que la oferta de contratacion
oOptima para las licitaciones de largo plazo depende de un componente
especulativo que es la diferencia entre el precio firme y el precio spot y un
componente de cobertura capturado por la covarianza entre los beneficios en el
mercado spot y en el mercado de usuarios regulados, multiplicado por la

capacidad de generacion eléctrica.

Para el caso peruano, Garcia et.al. (2010) desarrollan un modelo que
relaciona el mercado spot y el mercado de futuros. En este modelo, las empresas
de generacion eléctrica deciden cuanto producen para el mercado spot y cuanto
para el mercado de futuros. Segun el modelo, si los generadores comercializan
toda su produccién mediante futuros, éstas no tendran incentivos para ejercer
poder de mercado en el precio spot ya que sus beneficios se determinaran por
el precio del futuro. Para este resultado, es necesaria la desvinculaciéon entre el
mercado spot y el mercado de futuros. El nivel de contratacién de futuros éptimo
depende del nivel de incertidumbre del precio spot, de la aversién al riesgo de
las empresas, de shocks de disponibilidades de recursos, etc. Sin embargo, no

se modelan estos componentes.

Garcia et.al. (2010) asumen para su modelo que la cantidad y el precio
del contrato futuro son independientes de precio spot y que la firma puede
aumentar en el precio spot a través de una menor cantidad vendida. Este tipo de
modelos va mas acorde en estructuras de mercado donde los generadores
digitan posturas de cantidades y precios de oferta y de demanda, puesto que de
esta manera la cantidad es una variable de eleccion de los generadores y no
necesariamente ofertan al costo marginal. En el caso peruano, las firmas no

deciden su nivel de produccion, sino el COES.



Ademas, en el modelo de dichos autores el precio en el mercado de
futuros equivale al precio spot si la cantidad en el contrato futuro equivale a la
produccion de la firma; y si la produccion es mayor (menor) que dicha cantidad
o el generador es superavitario (deficitario), el precio seria mayor (menor) que el
costo marginal. En contraste, el modelo desarrollado en esta tesis asume
competencia perfecta en el mercado spot y relaciona la cantidad contratada con
el precio spot, resultando el valor esperado del precio spot menor o igual al precio
de los contratos (en ningun caso mayor). Por ello, el hecho de que los
generadores sean superavitarios o deficitarios no influye en el mercado spot, tal
como ocurre en el modelo de los autores, ya que es el resultado del
ordenamiento por mérito en el despacho que haga el COES, segun los costos

marginales de cada uno de ellos.

Rivasplata (2017) emplea un modelo de oligopolio con franja competitiva
(conjunto de empresas que tienen comportamiento competitivo) dinamico
deterministico para caracterizar al sector eléctrico en empresas hidraulicas y
térmicas con datos del afio 2011 y con un horizonte de 10 afios. En este trabajo
se mide el efecto de los contratos de largo plazo sobre la inversién de capacidad,
la produccion por tecnologia y los precios spot por bloque horario. El autor
confirma que los contratos a largo plazo y la presencia de una franja competitiva
reducen el poder de mercado generado sobre la inversion de capacidad, nivel de
produccion por tecnologia y precio spot por bloque horario, sin distorsionar el
parque generador. Sin embargo, el modelo no contempla una sobreoferta
generada por ingresos garantizados por el Estado, junto con otras distorsiones
en el mercado spot. El problema del poder de mercado no resulta tan relevante
en este contexto, mas si corregir dichas distorsiones. Asimismo, el modelo no
contempla, a diferencia de esta tesis, que el precio spot (o su valor esperado) es

una sefal para los precios de los contratos.

Otro bloque de documentos de trabajo estudia los determinantes del
precio spot. Blasquez et. al. (2018) afirman que la participacion de centrales de
generacion en base a recursos energéticos renovables (RER), subsidiadas para



sustituir a centrales que emplean combustibles fosiles, tiene limites. Los autores
sostienen que existe una paradoja con la entrada de estas centrales en un
mercado liberalizado: La entrada subsidiada de éstas presiona a la baja al precio
spot (porque tienen costos marginales bajos) reduciendo los ingresos
incrementales tanto para generadores incumbentes como potenciales entrantes,
haciendo menos atractiva la entrada de nueva generacién sin subsidios, incluida
la renovable. Esto requeriria en el futuro mas subsidios para cubrir la demanda
con centrales RER, lo cual contradice el objetivo de liberalizacion del segmento

de generacion eléctrica.

Peor aun, si predomina la entrada subsidiada para centrales edlicas o
solares, al ser intermitentes’®, presionan a las centrales térmicas a que ajusten
su produccion, aumentando la volatilidad de la curva de oferta, y por tanto, del
precio spot."” Los autores concluyen que para incentivar la entrada de centrales
RER sin subsidios, paraddjicamente, debe permitirse la entrada de centrales
térmicas que usan combustibles fosiles con costos marginales mas altos que
provean la sefial de precios necesaria. Es decir, las RER vy las centrales con
insumos fosiles deben coexistir, son complementarias, no sustitutas. Este
resultado es contrario a la politica energética a nivel global, que pretende no

complementar sino sustituir las fuentes fésiles por RER.

Pham y Lemoine (2015) cuantifican el impacto de las RER solares y
ellicas subsidiadas en el precio spot del mercado mayorista aleman y en su
volatilidad durante el periodo de octubre 2009 a diciembre 6 de 2012, empleando
un modelo GARCH con datos de panel. Utilizan precios spot de cada una de las
24 horas del dia como datos de corte transversal. La hipétesis contrastada por
los autores es que la entrada subsidiada de tales centrales RER genera un efecto
de orden de mérito’®, es decir, un efecto depresivo en el precio spot. Otra

hipbtesis contrastada consiste en que, dada la intermitencia de las centrales

16 Es decir, producen electricidad sélo si hay viento o sol, respectivamente.

17 Otro resultado es que entre 2008 y 2014, en paises como Alemania, Italia y Esparia, mientras el precio
spot se reducia, las tarifas a los usuarios finales aumentaron, tal como ocurre en el caso peruano, como se
vera mas adelante.

18 “Merit orden effect” en inglés.



ellicas y solares, su generacion eléctrica impacta positivamente en la volatilidad
del precio spot, al incrementar la variabilidad de la curva de oferta. Los autores
confirman sus hipoétesis. Refuerzan la conclusién de Blasquez et. al. (2018) de
que la politica de subsidios a las RER se va a tornar permanente, creando un
‘efecto de canibalizacion” contra las unidades de generacion no RER

incumbentes y potenciales.

Wobben y Janssen (2008) resaltan que el precio spot posee volatilidad
variable, reversion a la media y saltos o picos abruptos. Esta caracteristica es
acentuada debido a los altos costos de almacenamiento de la energia y por el
hecho de que existen interrupciones aleatorias de las unidades de generacion o
congestidn en la transmision eléctrica. Para los autores, el precio spot tiene como
determinantes los precios de los insumos de energia tales como el gas natural,
carbon y petrdleo, la estacionalidad, la temperatura del ambiente, interrupciones
no planeadas de unidades de generacién, sequias, inundaciones, y la

intermitencia de unidades edlicas y/o solares.

Hirth (2016) explica cuales fueron los factores que ocasionaron la caida
del precio spot en casi dos tercios desde 2008 hasta el 2015 en Alemania y
Suiza. Mientras que el precio de los combustibles y de las emisiones de carbono
determinaron el precio spot en Alemania, fue la demanda el principal
determinante del precio spot en Suiza. Sin embargo, para ambos paises, un
determinante crucial fue la expansion de la oferta RER. El autor desarrollé un
modelo de descomposiciéon de factores replicando el precio spot en funcién de
sus determinantes. Se cambia un determinante, manteniendo el resto constante,
y la variacion del precio spot se entiende como el efecto en dicho determinante.
El autor concluye que las variables de costos tienen efectos de largo plazo

mientras que las variables de cantidad, sélo de corto plazo.

Para el caso chileno, Sikora et. al. (2017) (51) estiman un modelo
estructural de vectores autorregresivos (SVAR) con datos semanales entre 2011
y 2016 para explicar la tendencia decreciente del precio spot (mas de 60% entre

el 2013 y el 2016). Clasifican al Sistema Interconcectado Central en 6 barras: 3



del Centro-Norte y 3 del Centro-Sur. Utilizan como variables dependientes los
costos marginales de los precios spot en diferencias, relativos a estas barras, y
considerando 3 periodos de rezago (3 semanas). Por la frecuencia semanal de
los datos, como variables proxy de los precios de los insumos, se emplean los
aportes (proporcion del total de la generacién eléctrica) de la generacién en base
a gas, carbon, agua, petroleo y ERNC (energia renovable no convencional). Los
autores encuentran que el aporte de la generacion en base a agua (aporte hidro)
explicd la varianza de los precios spot en un promedio de 50 por ciento
aproximadamente. Ademas, resaltan que el aumento del aporte del gas y del
aporte ERNC, y la disminucion del aporte del petréleo explican la caida de los

precios spot.

Sin embargo, y al igual que los modelos anteriores del segundo bloque, la
relacion entre las variables a lo largo del periodo es lineal. Al observar la serie
de los 6 precios spot, se observa que podria existir no linealidad dado que hay
periodos menos y mas volatiles. Por ello, es necesario analizar la no linealidad,

tal como se realizara mas adelante en este documento.

Para el caso peruano, Anaya (2008) utiliza un modelo de correccién de
errores para analizar los determinantes del precio spot de generacion eléctrica
con datos mensuales de 1993 a 2007. Estos determinantes son el volumen de
agua, el precio internacional del petréleo y el tipo de cambio real. El primero
presenta una relacion negativa con el precio spot y los otros dos determinantes,
una relacioén positiva. No obstante, el grafico del precio spot que muestra el autor,
en el horizonte de tiempo de analisis, presenta claramente reversion a la media
con clusteres de volatilidad (periodos mas o menos volatiles dentro de la
muestra). Por tanto, no pareciera que fuera una serie no estacionaria o con raiz
unitaria. Asimismo, el modelo que presenta es lineal para todo el periodo de
analisis. Es decir, el impacto de los determinantes es constante, sin clusteres de
volatilidad y que obvia la existencia de cambios de régimen, fenbmenos que si

se consideran en la presente tesis.



Cannock (2018) de APOYO CONSULTORIA estima un modelo de
cointegracion en donde encuentra que una relacién de equilibrio entre el precio
spot (variable dependiente) y el PBI del sector minero, el margen de reserva, la
concentracion en la industria de generacién medida por el indice de Herfindhal-
Hirschmann (IHH), el precio del petroleo (WTI) y otros factores para el periodo
de julio de 2006 a agosto de 2017. No se encuentra impacto de la declaracion
del precio del gas natural en el precio spot. Empero, como se vera mas adelante,
el precio spot es una serie estacionaria (de enero de 2005 a diciembre de 2018),
por lo que el modelo de cointegracién utilizado no es el adecuado. Asimismo, en
un contexto de sobreoferta generada por oferta subsidiada, no es razonable

emplear el IHH como variable explicativa.

Por una parte, el modelo teérico presentado contribuye al primer bloque
de literatura, es decir, aquél que relaciona al precio spot con los contratos
forward. Por otra parte, la metodologia empirica utiliza un modelo econométrico
que captura cambios de régimen en el precio spot a través de un modelo Markov
Switching Dynamic Regression Model (MS-DR), contribuyendo al segundo

bloque de literatura descrita.

Lo anterior es complementado con la nocion de que los beneficios de una
unidad o planta de generacién tienen la forma de una opcion call de compra para
la empresa cuyo valor depende positivamente tanto del nivel del precio spot
como de su volatilidad. Asi, un generador tiene 3 tipos de coberturas contra el
riesgo precio: en el mercado spot con una opcién call de compra por los
beneficios de una unidad de generacién; y en el mercado de clientes libres y en

el de usuarios regulados con contratos forward.

Margrabe (1978) acentua que hay arreglos financieros equivalentes a una
opcidén que intercambia un activo riesgoso por otro. En el caso de la generacién
eléctrica, estos dos activos riesgosos serian la energia eléctrica vendida en el
mercado spot y el insumo utilizado para producirla (agua, gas natural o petréleo).
Este modelo difiere al de Black-Scholes-Merton ya que este ultimo toma en

cuenta un activo riesgoso y un activo libre de riesgo, ademas de un precio strike



constante mientras que Margrabe utiliza dos activos riesgosos. Sin embargo, si
el precio del segundo activo riesgoso (para un generador, seria el precio del
insumo valorizado en unidades del precio spot) se considera como un numerario
y si se sustituye con el precio strike, se obtiene el resultado analitico del modelo
Black-Scholes-Merton.

Una aplicacion del modelo de Margrabe (1978) es la evaluacion del valor
de una planta de generacion como una opcion real en los trabajos de Gardner y
Zhuang (2000), Deng et. al. (2001), Carmona (2009) y Maragos (2017). Estos
autores emplean la definicion de una opcién real para valorizar una unidad o
planta de generacion eléctrica para su compra o venta y para desarrollar

mecanismos de cobertura del valor de los activos o de las ganancias.

No obstante, la opcidn call de compra que se considera en esta tesis, bajo
la interpretacion de Margrabe (1978), es una opcidn financiera. Haahtela (2012)
enumera y analiza las diferencias de las opciones financieras y reales. Una
diferencia destacable se refiere a la volatilidad. Mientras que para una opcién
financiera se refiere a la del activo subyacente, para una opcion real se refiere a
la incertidumbre sobre el valor futuro de los activos invertidos. Asimismo,
mientras que incrementos de la volatilidad siempre elevan el valor de la opcidn
financiera, no necesariamente ocurriria lo mismo para una opcion real. Por tanto,
este autor enfatiza que la valuacion de opciones reales debe incorporar nuevos

meétodos para que esta sea mas practica.

Asimismo, en mercados mayoristas mas desarrollados los generadores
pueden utilizar opciones put y opciones call donde la contraparte es un
comercializador o trader. Pineda y Conejo (2013) afirman que un generador
puede comprar una opcion put a un precio strike predeterminado para ejercerla
cuando el precio spot caiga por debajo de este. Un generador cuya planta de
generacion presenta fallas podria comprar una opcion call para comprar energia
eléctrica a un precio strike predeterminado y vender energia a un precio spot

mas elevado. Estos derivados aun no se han implementado en el Peru.
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Otro tipo de opciones call utilizados para el disefio de mercados de
capacidad son las “reliability options” u opciones de confiabilidad. El mercado de
capacidad en Colombia sustituyé en el 2006 al esquema de pagos por potencia
para atraer inversion privada en nuevas plantas de generacion eléctrica
dispuestas a ofrecer energia firme en escenarios de escasez. Rivier et. al.
(2000), la Comisién de Regulacién de Energia y Gas de Colombia - CREG
(2006), Garcia (2008), Vasquez y Ormefio (2014), Cramton (2015) y Rudnick y
Velasquez (2019) caracterizan a esta opcion por la capacidad fisica de ofrecer
energia durante periodos de escasez (energia firme o aquella con alta seguridad
de entrega) y por la obligacion financiera del generador de entregar energia firme
al precio strike o precio de escasez establecido por regulacion, siempre que el
precio spot supere este precio. Vasquez et. al. (2003) proponen implementar este

mercado en Holanda. En el Peru aun rige el esquema de pagos por potencia.

Adicionalmente, Galetovic et. al. (2015) enfatizan lo positivo de tener tanto
el nivel como la volatilidad del precio spot elevados, dado que proveen de fuertes
incentivos a los generadores de mantener sus unidades de generacion en buen
estado de funcionamiento porque si se dafan, la empresa va a perder la
oportunidad de obtener ganancias y va a tener que comprar energia a un precio

spot alto para cubrir sus obligaciones contractuales.
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HECHOS ESTILIZADOS

MERCADOS ELECTRICOS

Segun el Banco de Desarrollo de América Latina’® (2018), la productividad
de una empresa y la calidad de los bienes y servicios que produce dependen de
la disponibilidad de insumos claves, tal como la energia eléctrica, debiendo ir

acompanada de un marco regulatorio amigable a la competencia.

Tal como lo describen Wobben y Janssen (2008), la energia eléctrica es
un bien con caracteristicas singulares: La energia depende fuertemente de una
infraestructura de oferta estable y no puede ser almacenada eficientemente en
grandes cantidades?°. Por estos motivos, la oferta de energia debe igualar a la
demanda en tiempo real evitando asi interrupciones o racionamiento eléctrico.
Este objetivo se logra en el mercado spot, mercado de corto plazo o mercado

mayorista.

En un mercado spot competitivo, las unidades de generacién se ordenan
de manera ascendente segun sus costos marginales, es decir, segun su orden
de mérito y producen energia eléctrica, minimizando el costo total de la
generacion y garantizando una operacion eficiente de la oferta. Es obligatoria la
participacion de todos los generadores. Es el COES quien construye la curva de

oferta para el caso peruano?'.

El precio spot es el costo marginal de la ultima unidad de generacion que
sirve la demanda denominada la unidad que margina. Este precio limpia el
mercado spot. Todos los generadores que producen electricidad con costos

marginales por debajo del precio spot reciben la diferencia. Este margen es

19 Antiguamente conocido como Corporacion Andina de Fomento - CAF.

20 Las hidroeléctricas poseen reservorios con los que pueden almacenar agua para producir energia
eléctrica. Sin embargo, este almacenamiento corresponde al insumo, mas no al producto de la unidad de
generacion.

21 Para una resefia reciente sobre el COES véase Rudnick y Velasquez (2019).
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necesario para cubrir sus costos fijos, al ser los ingresos incrementales de
Blasquez et. al. (2018).

En la siguiente figura se muestra un esquema del mercado spot durante
una hora, asumiendo que existen tres unidades de generacion con costos
marginales constantes: una hidroeléctrica (cuyo costo marginal es 0), una
térmica a gas natural y una térmica que emplea petroleo. La demanda es
perfectamente inelastica. El equilibrio en el mercado spot esta determinado por
el cruce de la curva de oferta con la curva de demanda. El precio spot viene a
ser el costo marginal de la unidad térmica a petréleo. Esta es la ultima unidad
que sirve la demanda. Las unidades a gas natural e hidroeléctrica reciben ese
precio por su produccion de energia y ganan un margen respecto a sus

respectivos costos marginales.

Grafico 1: Mercado Spot

S/ MWh
Térmica a Petréleo
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CMg Pet. Precio Spot > \ Oferta
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Térmica a Gas Natural Mercado Spot
[ |
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Fuente: Elaboracion Propia.

Otro mercado importante es el de clientes libres como fuente de ingresos

para los generadores. Este es un mercado de contratos bilaterales liberalizado
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en el que los generadores? fijan precios (libres), cantidades y plazos

directamente con estos clientes. Este mercado es de mediano plazo.

Una ultima fuente de ingresos para los generadores es el mercado de
usuarios regulados. En este mercado son los distribuidores los que licitan sus
requerimientos de electricidad con los generadores a través de subastas, para
cubrir a sus usuarios regulados. En estas licitaciones también se fijan precios
(firmes), cantidades y plazos mayores que aquellos de los contratos con clientes

libres. Este mercado es de largo plazo.

Tanto en el mercado de clientes libres como en el de usuarios regulados,
los generadores firman Power Purchase Agreements?® (PPAs). Para los clientes
libres, los PPAs son personalizados segun sus requerimientos. Para los usuarios
regulados, los PPAs son mas estandarizados de acuerdo con las directrices que
da el OSINERGMIN.

A menudo, los PPAs se firman antes de la construccién de las unidades
de generacion y con estos las empresas financian dicha construccion ya que se
tiene un nivel de ingresos o demanda asegurados por los plazos establecidos en
los contratos. A cambio, los generadores se comprometen a ofrecer potencia®* y
energia®® eléctrica a sus clientes. Por tanto, la demanda esta constituida por los
PPAs firmados por los generadores con distribuidores y clientes libres. Estos
PPAs los obtienen los generadores que ofrezcan precios de energia mas

competitivos?6.

A continuacion se muestra un esquema de los mercados del sector

eléctrico en el Peru. El rol de las lineas de transmision (LT) es el de transportar

22'Y distribuidores también.

23 Se pueden traducir como acuerdos de compras de electricidad.

24 Capacidad que tiene cada unidad de generacion en un instante del tiempo, medida en MW.

25 Produccion que tiene cada unidad de generacion en un periodo de tiempo, medida en MW por hora o
MWh.

26 | os precios de potencia estan determinados por la tarifa en barra establecida administrativamente por el
OSINERGMIN.
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energia eléctrica que producen las unidades de generacién localizadas en un

sitio hacia sus clientes libres y distribuidores localizados en otro lugar.

El mercado spot divide a los generadores en dos grupos: Excedentarios
(o Superavitarios) y Deficitarios. Los excedentarios son los generadores que
producen energia eléctrica por encima de sus obligaciones contractuales. Los
deficitarios son aquellos que no logran producir o producen por debajo de sus
obligaciones contractuales. El precio spot es el precio al que los generadores
excedentarios venden sus excedentes a aquellos deficitarios. El nivel de
produccion total de energia eléctrica, equivalente a la demanda, se traslada por
las LT?".

Grafico 2: Esquema de los Mercados del Sector Eléctrico en el Peru
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Fuente: Elaboracion Propia.

La demanda de energia eléctrica crecio de 20,7 TWh? a 45,6 TWh del
2005 al 2018 a una tasa promedio anual de 6,3 por ciento. La demanda de los
usuarios regulados crecio de 11,1 TWh a 19,1 TWh a una tasa promedio anual

de 4,2%. Mientras que en el 2005 los usuarios regulados representaban casi el

27 Fisicamente, existen pérdidas de energia eléctrica inevitables al pasar esta por las LT. Sin embargo, son
negligibles.
28 TWh.=1 millon de MWh.
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54% del total de la demanda, este porcentaje se redujo a casi 42% en el 2018,
dado que la participacién de los clientes libres se incrementd de alrededor de

46% a aproximadamente 58%.

Cabe sefialar que hasta 2015, el porcentaje de clientes libres en el total
de la demanda era menor al de usuarios regulados. A partir del 2016 es cuando

estos clientes llegan a superar en participacion a los regulados.

En el mismo periodo, la demanda de clientes libres creciéo mas que la de
usuarios regulados, de 9,5 TWh a 26,5 TWh a una tasa anual promedio de 8,2%.
Ademas, la energia eléctrica de los clientes libres contratada directamente con
generadores ha representado mas del 80%, llegando a una participacién de
alrededor de 90% desde el 2016. Por ello en el modelo tedrico, sin pérdida de
generalidad, se asume que los clientes libres contratan unicamente con los

generadores.

Tabla 1: Demanda de Energia Eléctrica

Consumo (TWh.) 2005 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Clientes Libres de Generadores 7.8 8.3 97 107 102 114 12.0 12.7 13.8 14.4 163 204 223 236
Clientes Libres de Distribuidores 1.8 1.9 1.7 1.7 1.8 1.8 1.9 2.0 21 2.0 2.0 2.0 24 29
TOTAL Clientes Libres 95 101 14 124 120 131 13.9 14.7 15.8 16.4 183 224 246 265
Usuarios Regulados 1.1 12.2 133 146 152 164 17.9 19.0 199 208 215 208 195 191
TOTAL 207 223 247 270 272 296 318 336 357 372 398 433 441 456

% de Generacion para C. Libres 815 815 82 8.1 8.0 86 8.6 8.5 871 8.7 890 911 904 891

% Clientes Libres sobre el Total 462 454 46.0 4641 440 444 437 436 443 441 459 518 559 5841
% Clientes Reg sobre el Total 538 546 540 539 560 556 563 564 557 559 541 482 441 419

Fuente: Anuarios del OSINERGMIN. Elaboracién Propia.

POTENCIA EFECTIVA Y MAXIMA DEMANDA

La potencia instalada es aquella capacidad nominal que viene reportada
de la fabrica o empresa proveedora de las unidades de generacion. La potencia

efectiva es la capacidad que realmente tiene la unidad de generacion al operar.



16

Esta por lo general es menor o igual a la potencia instalada aunque hay casos

en las que puede ser mayor?°.

La potencia efectiva corresponde a la oferta de capacidad de las unidades
de generacion. Para ver si esta puede cubrir en tiempo real a la demanda, se le
compara con la maxima demanda. La maxima demanda es el registro de
demanda de mayor consumo en un periodo determinado. Por lo general coincide
con la demanda de hora punta. De acuerdo al OSINERGMIN, la hora punta es
el periodo comprendido entre las 18:00 y las 23:00 horas de cada dia de todos
los meses del afo. Ambos, la potencia efectiva y la maxima demanda se miden
en MW.

Los usuarios regulados residenciales son los que determinan la maxima
demanda dado que su consumo en hora punta salta respecto a horas fuera de
punta. Los usuarios regulados industriales y comerciales tienen un consumo mas
estable a lo largo del dia. Los usuarios libres pueden suavizar su consumo a lo
largo del dia de modo que consumen mas en horas fuera de punta,
representando un porcentaje bajo de la maxima demanda. En efecto, el
porcentaje de grandes usuarios libres (con consumo = 10 MW) como parte de la
maxima demanda ha sido de 21,3% en 2013 y ha subido a tan solo 30,6% en el
2018.

En el siguiente grafico se compara desde enero de 2005 hasta diciembre
de 2018 tanto la potencia efectiva como la maxima demanda. Para cubrir la
demanda, se debe prever que la capacidad esté por encima de la maxima
demanda en caso de cualquier salto imprevisto de la misma. En efecto, para el
periodo mencionado, se observa que la potencia efectiva se ha encontrado
siempre por encima de la maxima demanda. Esta diferencia se ha acentuado a

lo largo de los afios, de manera creciente. Mientras que la demanda crecié de 3

29 Hay otro concepto de potencia denominado potencia firme. Es un porcentaje de la potencia efectiva.
Representa la maxima potencia que puede proveer una unidad de generacion con alto nivel de seguridad,
es decir, aquella parte de la potencia efectiva que realmente se encuentra disponible en cualquier momento
(ante diferentes condiciones climaticas, disponibilidad de insumos, etc.). Una unidad de generacion sin
potencia firme no puede firmar contratos con clientes libres ni con distribuidores. A pesar de esto, es la
potencia efectiva la que impacta en el precio spot. Por ello, en adelante, se analiza la potencia efectiva.
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044,1 MW a 6 884,6 MW en el periodo de analisis (2,3 veces), la oferta se
increment6 de 4 334,7 MW a 12 581,4 (casi 3 veces).

Grafico 3: Potencia Efectiva y Maxima Demanda (MW)
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Fuente: COES. Elaboracion Propia.

Como resultado, el margen de reserva®® subio considerablemente en el
periodo analizado de 42,4% a 82,8%, casi el doble, configurando una sobreoferta
de generacion (mas de 80% de margen de reserva). Cabe sefalar que este
margen registré un nivel minimo de 22,6% en diciembre de 20083'. Esto se debid
a restricciones en el transporte del gas proveniente de Camisea en el 2008, lo

cual se tradujo en saltos en el precio spot, llegando a un nivel de S/ 662,8 por
MWh en julio de 2008.

Por este resultado, el 18 de diciembre de 2008 el gobierno promulgd un
Decreto de Urgencia (D.U.) N° 049-2008 y un Decreto Legislativo (D.L.) N° 041-
2008-EM por los que a partir del 2009 se calcularia el precio spot removiendo las
restricciones de transporte o de transmisién. Se redefinié el precio spot con el
concepto de Costos Marginales Idealizados (CMI), es decir, costos marginales
del sistema en ausencia de dichas restricciones. Esta distorsién operd hasta el
2017. El D.U. fue acompanado por la Resolucién Ministerial N° 607-2008-MEM-
DM que establecidé un precio spot tope equivalente S/ 313,5 por MWh, que rigi6

30 Diferencia de la potencia efectiva menos la maxima demanda, como proporcion de la maxima demanda.

31 En la industria eléctrica, un acuerdo informal es que un margen de reserva aceptable debe ser como
minimo 30%.



18

desde enero de 2009 hasta diciembre de 2017. Ademas, los generadores que
produjeron energia eléctrica pero registraron costos marginales reales por
encima de estos CMI recibieron un pago por la diferencia a través de mayores
tarifas eléctricas a los usuarios finales en el componente de transmisién. Los

generadores de costos marginales menores a los CMI no recibieron pago alguno.

Adicionalmente, el precio spot y la reserva3? han mostrado una relacion

inversa en el periodo analizado, como se observa en la siguiente figura.

Grafico 4: Precio Spot (S/ por MWh) y Reserva (Ratio)
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Fuente: COES. Elaboracion Propia.

eserva (Ratio)

Se puede descomponer la potencia efectiva por recurso o insumo
utilizado. Histéricamente, son 4 las principales fuentes: agua, gas natural, carbon
y petroleo (diésel y residual). Ademas de estas fuentes, en los ultimos afos se
han construido unidades de generacidon que emplean recursos energéticos
renovables (RER), es decir, usan bagazo, biogas, energia solar y edlica. Dentro
de las RER se consideran centrales hidroeléctricas con potencia <20 MW. En el
siguiente grafico, con datos mensuales, se muestra la descomposicion de la
potencia efectiva, considerando las hidroeléctricas como un bloque y las demas
RER en otro bloque, ademas de las otras fuentes de energia. Se observa que la

maxima demanda ha sido servida por unidades de generacién que utilizan gas

32 Ratio entre la potencia efectiva y la maxima demanda. Es el margen de reserva mas 1.
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natural. Sin embargo, dentro de cada mes, pueden haber ocurrido saltos que
hayan hecho servir la demanda con carbdn o con petroleo. Asimismo, desde el

2009 en adelante, se observa que cada vez es mas holgado el uso del gas
natural para cubrir la maxima demanda.

Grafico 5: Potencia Efectiva Desagregada por insumo y Maxima Demanda
(MW)
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Fuente: COES. Elaboracién Propia.

A partir del 2008 se emitieron diversos dispositivos normativos para
financiar la construccion de nuevas unidades de generacién a través de cargos
adicionales en las tarifas eléctricas debido a que se previdé que la demanda iba
a crecer mas rapido que la oferta y que iba a generar un riesgo de
desabastecimiento o incluso racionamiento eléctrico. Los picos en el precio spot,
su alta volatilidad y la caida en el margen de reserva en ese ano fueron
determinantes para tomar la decision de subsidiar la oferta. Por otro lado, se
observo que la generacion estaba concentrada en unidades de generacion a gas
natural, por lo que se buscoé subsidiar la diversificacion de las fuentes de energia
eléctrica. Los dispositivos normativos con los cuales se establecieron cargos

adicionales pagados por los usuarios finales son los siguientes33:

1. D.L. N° 1002 del 2010. Decreto Legislativo de promocion de la inversién
para la generacion de electricidad con el uso de energias renovables para

disminuir el impacto al medio ambiente al sustituir fuentes no renovables.

33 |_a potencia efectiva mencionada es a diciembre de 2018.
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Establece la obligatoriedad en la entrada de unidades RER y su prioridad en el
despacho (con un costo marginal cercano a cero, como las hidroeléctricas
convencionales sin subsidio). Ademas, instaura una prima RER pagada por los
usuarios finales (libres y regulados) para garantizar ingresos minimos de estas
unidades si es que el precio spot no los cubre. Las RER ascienden a 985,5 MW

y estan conformadas por 35 centrales®.

2. D.L. N° 1041 del 2008. Decreto Legislativo que modifica diversas
normas del Marco Normativo Eléctrico. Establece un cargo por seguridad de
suministro para financiar unidades de Reserva Fria (RF), es decir, unidades que
solo operan en caso que otras unidades no estén disponibles en el momento,
i.e., en casos de emergencia. Estas deben operar con un combustible alternativo
al gas natural y deben estar disponibles siempre. Por ello operan con petrdleo.
Ascienden a 973,3 MW y estan conformadas por 5 centrales. No participan en el

mercado de clientes libres o el mercado regulado®.

3. Ley N° 29970 del 2012. Ley que afianza la seguridad energética y
promueve el desarrollo de polo petroquimico en el sur del pais. Establece un
cargo para financiar el Nodo Energético del Sur (NES), es decir, centrales de
Puerto Bravo en Mollendo (Arequipa) y Planta N° 2 de llo (Moquegua). Suman
1 325,1 MW. Estas centrales son duales, es decir, pueden operar con gas natural

o petréleo. Actualmente operan con petroleoS.

4. D.U. N° 032-2010 del 2010. Decreto de Urgencia que dicta medidas
para acelerar inversién y facilitar financiamiento para la ejecucién de proyectos
de electricidad. Establece que se dirijan licitaciones de largo plazo exclusivas
para cubrir usuarios regulados con unidades de generacién hidroeléctricas que
gocen de la garantia de la empresa estatal Electroperu. Esta empresa publica

hace de comercializador o intermediario entre dichas unidades y las empresas

34 A agosto de 2019 hay 42 centrales de generacion RER.

35 Para mayores detalles sobre la Reserva Fria y mecanismos alternativos, véase Vasquez y Ormefio
(2014).

36 Esto se debe a que se paralizo la construccion del Gasoducto Sur Peruano, el cual iba a transportar gas
natural de Camisea (Cusco) hacia Arequipa y Moquegua.
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de distribucion eléctrica. Es decir, Electroperu se hace responsable de pagar a
precios elevados por la electricidad contratada a los generadores hidroeléctricos
y de buscar compradores (distribuidores) a quienes revender lo contratado,
teniendo a cambio, el derecho de cargar un sobrecosto a los distribuidores con
quienes firme contrato de suministro, por la intermediacion realizada. Los precios
licitados con los distribuidores (y el mencionado sobrecosto) se cargan en los
precios firmes, que son componentes de la tarifa eléctrica. Estas unidades estan

conformadas por 3 centrales: Chaglla, Cerro del Aguila y Cheves. Suman 1 208,6
MW.

Como consecuencia de estos marcos legales diferenciados dentro del
segmento competitivo de generacion, la Potencia Efectiva puede dividirse en
dos: En la Potencia Efectiva que entré sin la necesidad de estos marcos legales
y la Potencia Efectiva que entrd con subsidios pagados por consumidores finales,
o Potencia Efectiva de Mercado y Potencia Efectiva Fuera de Mercado,
respectivamente. En la siguiente figura se observa un crecimiento sustancial a
partir de inicios de 2009. De iniciar con un nivel de 0 en el 2009, pasoé a ser el 55
por ciento de la potencia efectiva de mercado. A diciembre de 2018, la potencia

de mercado fue de 8 089,3 MW y la potencia fuera de mercado 4 492,1 MW.

Grafico 6: Potencia Efectiva de Mercado, Potencia Efectiva Fuera de Mercado y
Maxima Demanda (MW)
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Tales regulaciones han generado un desplazamiento hacia la derecha de
la curva de oferta en el mercado spot, ceteris paribus presionando a la baja al
precio spot. Asumiendo que la entrada de las RF y el NES se dan al mismo costo
marginal que las unidades a petrdleo ya establecidas, se tiene el siguiente

esquema del Grafico 1 con la entrada de la potencia fuera de mercado:

Grafico 7: Mercado Spot luego de los subsidios a nuevos entrantes
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Fuente: COES. Elaboracion Propia.

Las unidades de RF y el NES si impactan en el precio spot dado que sus
costos marginales son menores al precio spot tope de S/ 313,5 por MWh
establecido por regulacion. Por tanto, ante aumentos de la demanda
(desplazamientos hacia la derecha), el precio spot no alcanza el tope sino los

costos marginales de dichas unidades.

Las empresas correspondientes a la Potencia Efectiva Fuera de Mercado
se caracterizan porque dichas regulaciones diferenciadas determinan que sus
ingresos estén cubiertos del riesgo precio del mercado spot. Es decir, sus

ingresos no se afectan si el precio spot se reduce.

Si se comparan la potencia efectiva de mercado y la potencia efectiva

fuera de mercado como ratios de la maxima demanda, se observa que mientras
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la primera decae en el tiempo, la segunda aumenta fuertemente en los ultimos

anos.

Grafico 8: Ratios de Potencia Efectiva y Maxima Demanda
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Fuente: COES. Elaboracion Propia.

El Grafico 8 indica que el margen de reserva de mercado ha caido de
hasta un nivel de 42,4% a 17,5%3’. La presencia de la potencia fuera de mercado
se justificaria para compensar esta disminucion. No obstante, lo que se estaria
evidenciando es que el esquema eléctrico actual no es capaz de atraer inversién
privada en generacion eléctrica sin subsidios, lo cual estaria siendo agravado
con los marcos legales diferenciados. Esto constituye un problema estructural

para el segmento de generacion que en principio fue liberalizado.

PRECIOS SPOT, PRECIOS LIBRES, PRECIOS FIRMES Y TARIFAS
ELECTRICAS

El precio spot es el costo marginal del sistema eléctrico interconectado

nacional (SEIN)38. Es calculado por el COES para cada barra® cada 15 minutos,

37 13 puntos porcentuales por debajo del 30% asumido como minimo en la industria eléctrica.

38 Ademas del SEIN existen sistemas aislados. Sin embargo, la potencia efectiva del SEIN representa mas
del 90% del total en los ultimos afos.

39 Barra o Nodo es el punto en el que se conectan las unidades de generacion con las lineas de transmision,
asi como las lineas de transmision con las unidades de distribucion eléctrica.
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considerando pérdidas de transmision, ademas de otras restricciones*?. En
adelante, el precio spot a analizar es el precio spot promedio mensual de la barra
de referencia de Santa Rosa, en Lima, dado que en esta region se concentran
tanto la produccion como la demanda de energia eléctrica, en linea con la
actividad econdmica del pais. Asimismo, esta barra es considerada para

procesos regulatorios.

En el periodo de enero de 2005 a diciembre de 2018, el precio spot
disminuyé 61,3%, de S/ 74,2 por MWh a S/ 28,7 por MWh. De diciembre de 2009
(luego de la imposicion del precio spot tope y la nueva definicion del precio spot)
a diciembre de 2018, cayo6 42,4%, de S/ 49,8 por MWh a S/ 28,7 por MWh. En
julio de 2008 registrd su nivel mas alto en S/ 662,8 por MWh, siendo su segundo
pico mas alto en setiembre de 2006 con un nivel de S/ 486,9 por MWh. En abril
de 2018 registro su nivel minimo de S/ 16,6 por MWh, reflejando una tendencia

decreciente en todo el periodo.

En el siguiente grafico del precio spot, se observa una tendencia
decreciente, picos altos con alta volatilidad hasta mediados de 2009, picos
moderados con volatilidad media y periodos estables con ausencia de picos y

baja volatilidad después de mediados de 2009:

40 En el apartado de Limitaciones se discuten estas restricciones.
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Grafico 9: Precio Spot (S/ por MWh)
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Fuente: COES. Elaboracion Propia.

El precio libre es el resultado de la negociacién bilateral entre los clientes

libres y los generadores*'. También incorpora el pago de transmisién de energia
eléctrica:

Precio Libre = Negociacion Bilateral + Tarifa de Transmision

El precio libre cayé 1,3% de diciembre de 2009 a diciembre de 2018.
Mientras el precio spot registra una tendencia decreciente, el precio libre sdlo
acompana al precio spot a partir de inicios del afo 2016, precisamente cuando
los clientes libres superan a los usuarios regulados con una mayor participacion
en la demanda de energia (51,8%). Esto se debe a que en los contratos
bilaterales del mercado libre, se actualizan los precios libres con variables tales
como el tipo de cambio, el indice de precios al por mayor (IPM), entre otras
(segun una férmula particular en cada contrato), ademas de considerar al precio
spot que se forma en moneda nacional. Es a partir del 2016 donde el margen de

reserva registra un crecimiento notorio, por lo que esto hace que el comovimiento

41'Y distribuidores en menor medida. En caso se negocie con distribuidores, se paga adicionalmente una
tarifa de distribucion.
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entre el precio spot y el precio libre se acentue. En todo el periodo, el precio libre
ha superado al precio spot.

Grafico 10: Precio Spot y Precio Libre (S/ por MWh)
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Fuente: COES y OSINERGMIN. Elaboracion Propia.

En el mismo periodo, el precio firme*? también supera al precio spot. Este
crecié 68,9 %. Comparando ambos precios a lo largo del periodo, mientras el
precio spot registra una tendencia decreciente, el precio firme reporta una
creciente. De manera relativamente mas homogénea que los precios libres, los

precios firmes también se actualizan con el tipo de cambio, IPM y otras variables.

42 Calculado como el promedio ponderado entre el precio de potencia, precio de energia en hora punta y

precio de energia fuera de punta de las licitaciones de largo plazo. A este promedio ponderado se le conoce
como precio mondmico.
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Grafico 11: Precio Spot y Precio Firme (S/ por MWh)
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Fuente: COES y OSINERGMIN. Elaboracion Propia.

El tipo de cambio crecio 22,8 por ciento de enero de 2012 a mayo de 2019.
Las tarifas eléctricas de los usuarios regulados residenciales*3, medidas por el
indice de Electricidad del INEl aumentaron 52,6 por ciento en el mismo periodo.
Ambas variables registran un comovimiento bastante acentuado en casi todo el
periodo, para disminuir levemente desde mediados de 2017. Los precios firmes
presentan el mismo comportamiento para dicho periodo, Asimismo, hasta abril
de 2016, los precios libres y el tipo de cambio han registrado un comovimiento
destacado. Entonces, el tipo de cambio es un factor de actualizacién crucial para

los precios diferentes al precio spot.

A diferencia del precio libre, la tarifa eléctrica para usuarios regulados se
define como la suma entre 3 tarifas: de generacion, transmision y distribucion.
La tarifa de generacion depende del precio firme** y ha tenido una participacion
de alrededor del 50% en la tarifa eléctrica total:

Tarifa Eléctrica =Tarifa de Generacién (Precio Firme) + Tarifa de

Transmision + Tarifa de Distribucion

43 Con niveles de consumo menor a 0,2 MW.
44 En mas de 80% desde el 2013. Al 2018 el peso era 95%.
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Grafico 12: indice de Tarifas Eléctricas (100=Enero de 2009) y Tipo de Cambio
(S/ por US$)
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Fuente: INEl y BCRP. Elaboracion Propia.

A partir de mayo de 2010 en adelante, se empezaron a cobrar en las
tarifas eléctricas los cargos adicionales en el componente de transmision
correspondientes a las unidades RER*®, RF y NES“6. Aproximadamente 15,2 por
ciento aumentaron las tarifas eléctricas por estos cargos, desde abril de 2010
hasta diciembre de 2018.

PRECIOS DE LOS INSUMOS PARA LA GENERACION ELECTRICA

Como se menciond anteriormente, existen varias fuentes de energia
eléctrica. Sin embargo, tanto las RER como las hidroeléctricas tienen costos
marginales muy bajos y constantes. El costo marginal de las hidroeléctricas es
el costo intertemporal de almacenar agua en embalses. De acuerdo con el

COES, se estima que este costo esta alrededor de US$ 2 por MWh.

45 Cabe sefialar que las subastas por las cuales se han adjudicado unidades de generacion RER se han
dado a precios cada vez mas bajos.

46 E| financiamiento de las unidades hidroeléctricas del D.U. N° 032-2010 forma parte del incremento del
precio firme.
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Por tanto, los costos marginales de las tecnologias con insumos no
renovables son los que varian en el tiempo y explican las fluctuaciones del precio

spot. En adelante analizamos el precio del gas natural y del petroleo.

Precio del Gas Natural

El precio del gas natural se mide en US$ por MMBTU#’. A este precio se
le multiplica por su poder caldrico*®, medido en MMBTU por MWh para obtener

el costo marginal de una unidad de generacion a gas natural en US$ por MWh.

Hasta antes de la operacion del yacimiento de Camisea en la selva sur de
Cusco, la industria del gas natural del Peru era limitada. Al 2017, el lote 88 de
Camisea posee 8,8 TCF de reservas probadas. La industria del gas esta
separada verticalmente en suministro (de boca de pozo), transporte y
distribucién (conexiones del ducto hacia las unidades de generacion). Los
precios a boca de pozo se establecieron como precios maximos en el contrato
de concesion del lote 88 suscrito en el aino 2000, mientras que las tarifas de
transporte y distribucién son reguladas basadas en costos medios de largo plazo.
Para el suministro del gas, se estableci6 una menor tarifa base para los
generadores eléctricos (US$ 1,0 por MMBTU) respecto a otros clientes (US$ 1,8
por MMBTU) para promover el uso del gas como insumo de la generacion

eléctrica.

Actualmente existen 2 esquemas de contratos de gas natural con
generadores eléctricos, a saber, contratos “take-or-pay” (TOP) y “ship-or-pay”
(SOP). El primer esquema se refiere a la suscripcion de contratos en la que se
pagan un monto fijo de gas a un precio ajustable, independientemente de ser

consumido. Estos contratos los suscribe el generador con el productor de gas

47 Millions of British Thermal Units. Es una unidad calorifica de gas natural.

48 Eninglés es heatrate. Es la inversa de la eficiencia térmica, es decir, cuanta energia eléctrica es generada
por una unidad de insumo.

49 Para mayor informacion sobre la industria del gas en el Perd, véase Garcia y Vasquez (2004)
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natural. El segundo esquema es similar a la anterior pero referido al transporte

por ducto y distribucion de gas.

Estos contratos establecen porcentajes de produccion, transporte y
distribucion de gas natural. El porcentaje TOP, a la fecha, tiene un promedio
entre las unidades térmicas a gas natural de 50%, mientras que el porcentaje
SOP para el trasporte y distribucion de gas natural es de 100%. Este tipo de
contratos configura, en promedio, que los generadores que utilizan gas natural
tengan costos fijos por este insumo de 80% Yy costos variables de 20%%. La
ventaja de este tipo de contratos es que asegura un flujo de ingresos estable y
predecible a los productores, transportadores y distribuidores de gas natural,
trasladando el riesgo de demanda a sus consumidores. La desventaja es que
genera rigideces a la baja (respecto al consumo de gas), en escenarios cuando

la demanda del gas natural cae. Esta rigidez a la baja afecta al precio spot.

En el caso del sector eléctrico, estas rigideces a la baja se presentan si
es que cae la demanda eléctrica o si es que entra oferta con costos marginales
menores a los de las unidades a gas natural. Por estas rigideces, en el afio 2000
se emitio el D.S. N° 016-2000-EM>'. Este D.S. y sus modificatorias permite la
declaracion (ex-ante el despacho) de los costos marginales solamente para las
unidades térmicas que emplean gas natural, con la finalidad de que puedan
despachar lo maximo posible ante fluctuaciones demanda eléctrica. En
particular, si es que estos generadores prevén que van a despachar menos que
su capacidad, tienen la potestad de declarar costos marginales mas bajos
(incluso llegando declarar 0) para no perder la prioridad en el despacho. En el
Grafico 7, disminuiria el costo marginal de la unidad a gas natural, reduciendo el

nivel del precio spot.

50 Exposicion de motivos del D.S. N° 043-2017-EM.

51 Que fija las horas de regulacién y probabilidades de excedencia mensual de centrales hidraulicas, horas
de punta del sistema eléctrico y margen de reserva a que se refiere el Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas.
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Una de las modificatorias del D.S. 016-2000-EM fue el D.S. N° 043-2017-
EM52 que establece un precio minimo de declaracion de costos marginales,
como medida de corto plazo para evitar que el precio spot disminuya mucho.
Hasta ese entonces, la declaracion del precio del gas era anticipada al realizarse
en junio de cada afio. A partir del 2018, la declaracion se da dos veces al afo

(enero y julio).

A continuacion se muestra un grafico del precio de gas natural declarado
promedio, denominado en S/ por MMBTU, multiplicando su valor en US$ por el
tipo de cambio®3. Esto es, de todas las unidades de generacion a gas natural, se
toma el valor promedio mes a mes y este es el precio de gas natural graficado.
Los datos estan disponibles a partir de julio de 2006. En ambos casos, el precio
del gas natural declarado se actualiza con precios de petréleo del proveedor de

informacion Platts.

A partir de mediados del afio 2015, se observa una caida debido al retiro
de la unidad de generacion de Malacas 1, la cual reportaba los costos marginales
mas elevados del total de unidades que usan gas natural hasta ese entonces. A
Su vez, otras centrales declararon costos marginales cercanos a cero. Por estas

razones, el promedio se reduce sustancialmente.

52 Decreto Supremo que modifica el articulo 5 del Decreto Supremo N° 016-2000-EM. A inicios de setiembre
de 2020, la Sala de Derecho Constitucional y Social de la Corte Suprema de Justicia del Pert anulo este
decreto.

53 Bancario de venta mensual de fin de periodo.
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Grafico 13: Precio Declarado Promedio de Gas Natural (S/ por MMBTU)
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Fuente: COES. Elaboracién Propia.

Precio del Petroleo

El precio del petréleo se mide en US$ por Barril. A este precio también se
le multiplica por su poder calorico, medido en Barriles por MWh, para obtener el

costo marginal de una unidad de generacion a petréleo en US$ por MWh.

Las unidades de generacion térmica que utilizan derivados del petroleo
para producir energia eléctrica emplean dos tipos de petréleo refinado: Diésel y
Residual. Con un tipo de petréleo promedio (API de 26°)%, el diésel se obtiene
con una temperatura de ebullicién entre 450 y 800 grados Farenheit. El residual,
con una temperatura de ebullicion mayor a 800 grados Farenheit. En el proceso

de refinacién, de una unidad de craqueo en columna de destilacion se obtiene el
diésel y el petréleo de un coquizador®®.

54 El nivel de gravedad API (American Petrolium Institute) mide cuan pesado es el petréleo comparado con

el agua. Con un API mayor a 10°, el petrdleo es leve y flota en el agua. Con uno menor a 10°, el petréleo
es pesado y se hunde.

%5 Para mayor informacion sobre la industria del petréleo y demas hidrocarburos, véase Vasquez (2006).
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El precio de los productos refinados esta en funcion del precio del crudo y
el precio del transporte de los barriles del crudo. EI WTI%® es un precio del crudo
que sirve como marco de referencia en América. Dado que el precio del
transporte es relativamente constante, las fluctuaciones del residual y el diésel
se determinan por las fluctuaciones del WTI. Por tanto, este precio sera el de

referencia para el precio del petréleo. El siguiente grafico es de enero de 2005 a
diciembre de 2018, medido en S/ por Barril.

Grafico 14: WTI (S/ por Barril)
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Fuente: BCRP. Elaboracion Propia.

5 West Texas Intermediate. Tiene un API de 39,6° y contiene menos de 0,5 por ciento de sulfuro (sweet
crude oil).
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MARCO TEORICO

EL MODELO

En esta seccion se desarrolla un modelo del segmento de generacion del
sector eléctrico caracterizado por empresas tomadoras de precios®” en los
mercados mayorista, de clientes libres y de licitaciones de largo plazo con
distribuidores para usuarios regulados. Se define el equilibrio en los dos ultimos
mercados. Ademas, se asume en un principio que todos los generadores son
adversos al riesgo, para luego permitir que al menos uno no lo sea. Los
equilibrios que se obtienen en los mercados de mediano y largo plazo son
equilibrios parciales estaticos. Se obtiene que el precio spot es una senal de

precios para estos mercados.

Estos aspectos son basados en el modelo de Aid et. al. (2011). El modelo
de dichos autores separa el mercado spot en productores y minoristas. Son estos
ultimos quienes compran a los productores y venden energia a los usuarios
finales, con la posibilidad de que pueda existir integracién vertical entre ambas
partes. El caso peruano es similar al caso integrado de Aid et. al. (2011) dado
que esta disefiado para que los generadores vendan y comprar energia eléctrica

alavez.

No obstante, Aid et. al. (2011) asumen una funcién de costos
estrictamente convexa para capturar saltos en el precio spot. En este caso, se
asumen costos marginales constantes y que los costos totales son costos
variables que dependen unicamente del insumo empleado para generar energia
eléctrica, es decir, no se consideran costos variables de otro tipo, como
laborales. Lo que captura incrementos fuertes® en el precio spot es que los
costos marginales dependen negativamente de la reserva del sistema eléctrico,

a pesar de que no varian con el nivel de produccion. Este aspecto esta basado

57 Es decir, no consideran ninguna influencia que ellos o sus competidores puedan tener en los niveles de
precios.

%8 No se capturan saltos dado que, por definicion, son discontinuos. Se trabaja en adelante con funciones
continuas.
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en el modelo de mercado mayorista de Aid et. al. (2013) y en el modelo del precio

spot de Coulon y Howison (2009).

Por ultimo, se normaliza el tiempo de produccion de energia eléctrica a
una hora, de modo que la potencia (medida en MW) y la energia (medida en
MWh) son iguales o indiferentes. Se asume que los costos marginales se forman
en una sola barra, la de Lima. Se asume también que la distribucion eléctrica es

exdgena.

Mercados del Sector Eléctrico

Se considera un conjunto P de generadores (productores) que despachan
un bien homogéneo, no almacenable vendido en el mercado mayorista. Estos
productores compiten por consumidores cuya demanda D = D" + D! es una
variable aleatoria descrita en el espacio de probabilidad (Q, F, P). Se asume que

la demanda es inelastica, i.e., es una variable exdgena.
Existen 3 momentos:

e Ent = 0 (largo plazo) los generadores eligen cuanto sirven de la demanda
incierta de usuarios regulados D". Es decir, eligen sus participaciones «;, € [0,1]
conk € P.

e En t=1 (mediano plazo) los generadores eligen cuanto sirven de la
demanda incierta de usuarios libres D!. Es decir, eligen sus participaciones aj, €
[0,1], con k € P.

e En t =2 (corto plazo) la incertidumbre de la demanda desaparece. Se
revela la demanda. EI COES designa quién es ofertante superavitario y quien
deficitario al determinar los niveles de generacién Optimos, es decir, los
productores adoptan posiciones Y, en el mercado spot (Y, > 0 representa una
posicion superavitaria). Desde que la electricidad no es almacenable, sélo

cuando se revela la demanda, el COES determina el nivel de produccion Gy,.
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En t =0, la condicion de limpiar el mercado de usuarios regulados

requiere que la demanda esté satisfecha y por tanto

1=Za,€

keP

Ent =1, la condicién de limpiar el mercado de clientes libres requiere que

la demanda esté satisfecha y por tanto

1=Za,l(

keP

En t = 2, la condicién de limpiar el mercado mayorista requiere que la

suma de las posiciones de los generadores sea igual a cero

OZZYk

kEP

Adicionalmente, la suma de la produccién de cada uno de los generadores

debe igualar a la demanda:

ZGk:D

Los k generadores obtienen un nivel de beneficios por su actividad en el
mercado spot, el de clientes libres y en el mercado de usuarios regulados dados

por

T, =p apD" + plai D' + pYy, — Ci(Gy) (1)
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donde p”, p' y p son los precios firmes, precios libres y el precio spot del
mercado mayorista, respectivamente®®. C, es la funcidn de costos del generador
ke®.

Dado que la produccion eléctrica no es almacenable, se cumple que el

nivel de produccion neto es cero. Es decir,
0=Gy— Y, —alD" —ajD! (2)
La condicion (2) permite que (1) se reescriba de la siguiente manera
me = [(@" = P)aiD"] + [(' — p)aiD!] + PG — Ci(G))]

Los beneficios de los productores se dividen en 3: El beneficio en el
mercado de usuarios regulados, el beneficio en el mercado de clientes libres y el

beneficio en el mercado mayorista.

Se asume que las preferencias de los generadores sobre sus beneficios

se pueden modelar bajo una funcion de utilidad de media-varianza, denotada por
A
U = MVy, () = E[m] — S Var[m] (3)

donde A, > 0 es el coeficiente de aversion al riesgo del generador k. Es
decir, implica cuanto afecta la volatilidad (negativamente) a los generadores.
Este coeficiente debe tener niveles suficientemente bajos para que las

participaciones a, y a. sean positivas, como se vera mas adelante®.

El riesgo que se analiza aqui y del que se van a desprender los resultados
del modelo tedrico, es el riesgo precio, del precio spot. Es decir, se vera como la
existencia de los otros mercados permitira cubrirse de este riesgo. Esta
representado por la varianza de la funcién de utilidad (3).

%9 En la practica los precios firmes vy libres pueden diferir entre y dentro de los contratos respectivos. Sin
embargo, dado que la tesis se centra en el analisis del precio spot, se evitan estas diferencias.
60 Aid et. al. (2011) utilizan coeficientes entre 10711 y 10~7 para su andlisis numérico.
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Determinacion del Precio Spot en el Mercado Mavyorista

Tal como Aid et. al. (2011), se resuelve el modelo mediante induccién
hacia atras, empezando por el mercado mayorista en t = 2. En este momento,
los generadores ya saben la realizacién de la demanda D = D" + D! y las
decisiones en el mercado de licitaciones de largo plazo y de clientes libres ya se
realizaron. Por ello, el resultado es independiente de las decisiones tomadas en
t =0yt =1. ElI COES decide cuanto produce cada generador. Se asumen k =
{1,2,3} unidades generacion®' y cada una utiliza Gnicamente un tipo de insumo
para producir energia: Agua, Gas Natural y Petrdleo®?. La funcion de costos

variables®® de cada generador es

max, =

Ce(Gr) = kG =g (X: (W) ,(hksk)+> Gk

donde S1, S?, S3 son los precios de los insumos en délares por unidad del
insumo, hy, h,, h; son las cantidades constantes de poder calérico empleado
para generar una unidad de energia eléctrica (en MWh). Se asume que h,S! =

¢ > 0 es constante y que 0 < ¢ = h;S* < h,S? < h3S3.

Hay una relacion inversa entre la reserva y el costo marginal, y una

max

. . . . . K
relacion directa entre los precios de los insumos y el costo marginal®*. (D—) es

max
la capacidad total del sistema eléctrico (K™ =Y3_,K,) entre la maxima
demanda D™2*, que es la demanda maxima que se logra dentro de 1 hora®. K,
es la capacidad o potencia de la empresa de generacion k. Dendtese a este ratio

la Reserva u Oferta Ajustada del sistema. Esto es, dado que la energia no es

61 Una empresa puede tener varias centrales de generacion y una central de generacion puede comprender
varias unidades o plantas de generacion. Se asume también para este modelo que cada empresa tiene una
central y cada central una unidad, por lo que en total sélo hay 3 empresas, 3 centrales y 3 unidades de
generacion. En la practica hay mas empresas y pueden haber empresas duales que emplean gas natural y
petréleo para sus unidades de generacion.

62 Otro insumo también es el carbon. Sin embargo sélo 1 unidad de generacion utiliza este insumo, produce
esporadicamente y ha alcanzado un maximo de participacion de 3,3 por ciento en el 2005. Actualmente su
uso es poco mas de 1 por ciento de la potencia efectiva.

63 Se podrian agregar costos fijos. Sin embargo, los resultados no cambian al agregarlos.

64 Se dara mas detalles en la hipétesis, luego de ver el modelo modificado.

65 En el Peru el precio spot se determina cada 15 minutos, por lo que la maxima demanda seria el valor
maximo entre 4 valores para este modelo.
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almacenable, se prevé que la capacidad esté por encima de la demanda para

max

. . . , . . K
evitar racionamiento eléctrico, i.e., (

Dmax) > 1. Sin embargo, puede darse el caso
de racionamiento eléctrico si el ratio es menor a 1. Se asume que el impacto de
la Oferta Ajustada se reparte por igual a todas las unidades de generacion en

toda la curva de oferta, tal como lo sefialan Coulon y Howison (2009).

X es un vector de factores deterministicos que hace variar los costos
marginales. Al igual que la Oferta Ajustada, su impacto se reparte por igual a

todas las unidades de generacioén en toda la curva de oferta.

El precio spot éptimo lo determina el COES bajo el criterio de orden de
merito, empezando por las unidades de menores costos marginales hasta las de

mayores costos marginales, de la siguiente manera

( KmaX -
g (X' (DT) ) siDM = 0y DM < K,
KmaX -
P = g@'(ﬁ) '(52)+) si DM > Ky y D™ < Ky + K
max, — 3
g (X’ (DmaX) ’ (53)+) SID™ > Ky + Ko y DM < k—lKk =K
\ ptope si DMax -, gmax -

donde p'™Pe es un nivel maximo establecido por regulacion®. Cabe
destacar que 0 < G, < K, es decir, los generadores pueden producir sélo hasta
su nivel de capacidad. La expresion discontinua anterior del precio spot es para
cada 15 minutos. Si se promedia el precio spot para obtener datos mensuales,

la expresiéon adecuada es:

K maxy ~ -
v =f (% (5mm) 5708%)

Se toma a partir de k = 2 dado que se asume constante el costo marginal

de las unidades hidroeléctricas, de tal forma que no explica las fluctuaciones del

66 Si bien el precio tope rigio hasta el 2017, podria ser reactivado por regulacion en el futuro si es que
hubiera una tendencia creciente en el precio spot.
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precio spot®”. Ademas, con datos mensuales que se utilizaran para la estimacion,
por lo menos una unidad a gas natural es la ultima que cubre la maxima

demanda, tal como se ve en el Grafico 5.

En consecuencia, el beneficio por generar energia eléctrica es un

resultado exdgeno determinado por el COES en t = 2 y equivale a:
mg: = max(p*Gy — C(Gy), 0) = [p* Gy — G (G)]* (4)

Si la empresa no produce (G, = 0) o si es la que margina en el mercado
spot (p* = C'(Gy), entonces n;f = 0. Es decir, el beneficio tiene un nivel minimo
equivalente a 0, como una opcién call de compra donde el precio strike equivale
al costo marginal de la empresa €' (G;). Unicamente cuando el precio spot
supera al costo marginal de la empresa, los beneficios son positivos®. En la
literatura, a esta opcién aplicada al sector eléctrico, se le conoce en inglés como
“Spread Option” En efecto, Candino (2015) sefala que los generadores tienen

una posicion larga o de compra natural con la forma de este beneficio.

Graficamente, esta opcion se representa de la siguiente manera:

67 ¢ estaria alrededor de US$ 2 por MWh.
68 \Véase Informe N° 068-2015-GART.
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Grafico 15 Opcion Call de Compra para el Generador
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Fuente: Elaboracion Propia.

En el grafico se asume que la prima de la opcién es 0. Sin embargo, esta
prima es positiva y reflejaria parte de los costos fijos en los que se incurren para
instalar la unidad de generacién. Por tanto, los beneficios de una planta de
generacion eléctrica, dado el disefio institucional peruano, equivalen a que la
empresa adquiera un seguro que garantice que el precio spot siempre estara por
encima del costo marginal durante el tiempo de vida de la planta. Este seguro es
un instrumento de cobertura contra el riesgo precio porque, acorde con Pineda y
Conejo (2013), limita las pérdidas financieras, representando la aversion al

riesgo de los generadores.

Gardner y Zhuang (2000) denominan a la ecuacién (10) el beneficio

instantaneo de la planta de generacién por cada unidad de capacidad®. Asi,

69 Gardner y Zhuang (2000) (24) enfatizan que para una mejor valorizacion de las plantas de generacion
eléctrica, se deben incorporar caracteristicas de las plantas de generacién tales como el tiempo de
arranque, el tiempo minimo de encendido y apagado, nivel minimo de generacion, restricciones de
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habran generadores “in-the-money” o con beneficios positivos y otros “out-of-the-
money” o con beneficios iguales a 0. Aquellas que marginan o cuyo costo

marginal equivale al precio spot estan “at-the-money”.

La constitucion de los beneficios de una empresa de generacion eléctrica
como una opcion call de compra permite establecer la importancia no solo del
nivel del precio spot sino de su volatilidad. Ambos factores incrementan el valor

de la opcion. El segundo factor se desarrollara mas adelante.

En lo que sigue se denotara indiferentemente p* o p al precio spoty a G,

0 Gy al nivel de produccion de la empresa de generacion k.

Equilibrio Competitivo en el Mercado de Clientes Libres vy el Precio Libre Neutral

al Riesgo

Continuando con la induccioén hacia atras, en t = 1 se sirve a los clientes

libres. Para ello, se definen los beneficios del generadork ent =1 es:
Yy .— 1 l
(P, ak) = nk(pt ap) + !

mr(pl ay) = (p' —p)alD! es el beneficio derivado de producir para los
clientes libres. Entonces, con la formula de utilidad media-varianza (3), la funcién

de utilidad del generador k ent = 1 es:
— ML g _ I g
My, = MVAk + MVAk Ak Cov(my, ;)

Esta igualdad muestra que cuando los beneficios de clientes libres y los
del mercado mayorista estan negativamente correlacionados, el generador tiene

mayor utilidad en comparacion a la suma de las dos actividades por separado.

respuesta ante cambios de la demanda, y poderes caldricos y costos de arranque variables. Con estas
caracteristicas incorporadas, resuelven un modelo de programacion dinamica estocastica a través de un
método recursivo para valorizar mejor dichas plantas.
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Se define previamente el siguiente conjunto:

L= {(a}c)ke? e [0,1]"!; Z ay = 1}

keP

Definicién 1. Un equilibrio en el mercado de clientes libres es el par

(p",al) € R, x £ tal que:

al = argmax MV, [m(p", af)], Vk € P
l

ag

Entonces, el generador tiene el siguiente problema de optimizacién

max MVy, [ (p", ak)] = akE[(p" — p)D'] - /12—k(ak)2Var[(p‘ — p)DY + E[nf]

k
Ak

> Var[n]] — ak A Cov[(p' — p)D!, ! ]

Obteniendo la condicion de primer orden se tiene

aMVﬂk [T[k (pl' allc)] _
dalt B

E[(p' — p)D'] — AayVar[(p' — p)D']

—A Cov[(p' —p)D4L,m]] =0
Obteniendo la condicion de segundo orden se tiene

aZMV l’ l
sl Ll vt - ot < 0
dal

Con lo cual se tiene un maximo global.

Resolviendo para a}, se llega a:

. _E@' -p)D']  Cov[(p' — p)D',f]
T ANarlQl - pDTT T Varl(p! = p)D]
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Es decir, la porcion de demanda de clientes libres a la que se compromete
a servir el generador k se divide en dos componentes. El primero es el
componente especulativo, que depende de la diferencia entre el precio libre y el
precio spot ajustada por la varianza de los beneficios en el mercado de clientes
libres. EI segundo componente es el de oferta por cobertura, es decir, a mayor
covarianza (negativa) entre los beneficios en el mercado spot y el de clientes
libres ajustada por dicha varianza, mayor oferta de energia para estos ultimos

clientes’.

Previamente, definanse A como el coeficiente de aversion al riesgo
agregado de todos los generadores de electricidad; y m9 como el beneficio

agregado de generacion eléctrica:
A= Ckep ) Hy 19 = Ypep g,
Entonces, aplicando 1 = Y ay* se tiene

_ _E[('-p)pY] _ Cov[(p'-p)D'mI]
o Avar|(pt-p)D] Var[(p!-p)D!|

Asi, p* resuelve la siguiente ecuacion:
E[(p"* — p)D'] — AVar[(p"* — p)D'] — ACov[(p" — p)D', 9] = 0 (6)

En consecuencia, el beneficio éptimo para servir a clientes libresent =1

es.

m = me(p", ai’) = (" — P D

Aid et. al. (2011) demuestran’! que si al menos un generador es neutral

al riesgo, es decir, si algun 1, = 0, entonces A = 0 y se tiene que dicha solucién

70 Esta explicacion es similar a la aplicada por Willems y Morbee (2008).
7 También encuentran una Unica solucién no lineal al precio al que los minoristas venden energia a
distribuidores y clientes libres, que vendria ser analogo a los precios libres y firmes aqui analizados. Se
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no lineal converge al precio libre neutral al riesgo p'°. Ademas, este es mayor o
igual al valor esperado del precio spot E[p], dado que la covarianza entre el

precio spot y la demanda de clientes libres es no negativa.

10 _ ElpDY _ Cov(p.DY | E[p]E[DY
" E[DY E[D} E[D!] = Elp] (7)

Por ello, E[p] viene a ser el umbral minimo del precio libre neutral al riesgo.

Reemplazando (6) en (5) se obtiene la participacion de los generadores
adversos al riesgo en el mercado de clientes libres igual a
LA ACOV[(}?Z —p)D!, ! ] _ Cov[(p' — p)D', ]

ST I Varll-p)DI | VarlGl - p)DY]

Por tanto, si hay al menos un generador neutral al riesgo, entonces se

obtiene que la participacion de los generadores adversos al riesgo se torna

o _ _ Cov|@' —p)D', ]
“ Var[(p' — p)D']

con la demanda residual repartida entre los generadores neutrales al

riesgo. Esto es, la participacion solo dependera del componente de cobertura.

Equilibrio Competitivo en el Mercado de Usuarios Requlados vy el Precio Firme

Neutral al Riesgo

Finalizando la induccidén hacia atras, en t = 0 se sirve a los usuarios
regulados, vendiendo energia eléctrica a las empresas de distribucion eléctrica.

Para ello, se definen los beneficios del generador k en t = 0 como:

desprende que este precio es mayor que el precio neutral al riesgo, por lo que este ultimo precio viene a
ser un umbral minimo para la solucioén no lineal.
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m (p, ap) = ng(p", a) + wh +

m,(p", a;) = (" —p)a;, D" es el beneficio de generar energia eléctrica
para los usuarios regulados. Entonces, con la formula de utilidad media-varianza

(3), la funcion de utilidad del generador k ent = 0 es:
MV, = MV; + MV}Lk + Mka — A Cov(my, ) — A Cov(ml, ) — A, Cov(my, m})

Esta igualdad muestra que si los beneficios del mercado regulado y el
mercado mayorista estan negativamente correlacionados, el generador tiene
mayor utilidad en comparacion a la suma de las dos actividades por separado.
Lo mismo ocurriria entre los beneficios del mercado regulado y el de clientes

libres si los respectivos beneficios estuvieran negativamente correlacionados.

Se define, como en el apartado anterior, el siguiente conjunto:

R = {(a;)ke? e [0,1]"!; Z al = 1}

kEP

Definicion 2. Un equilibrio en el mercado de clientes libres es el par

(™, al”) € R, X R tal que:

alc* = argmax MVAk [Tl'k (pr*, a]c)], vk e P

ag

Entonces, el generador tiene el siguiente problema de optimizacion

Ak
max MV, [ (07, )] = aiE[(p” — p)DT] — = (i) *Var[(p” — p)D"]
k
— aj A Cov[(p" — p)D7, ] — aAkCov[(p” — p)DT, m}] + E[m{]

Ak

A
> Var[nf] + [E[n,lc] — %Var[n,ﬂ]

Obteniendo la condicion de primer orden se tiene
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aMVlk [T[k (pr; aITC. ]
day,

= E[(p" = p)D"] = AxaxVar[(p" — p)D"]

—A Cov[(p” — p)D7, | — A Cov|[(p" — p)D", 7] = 0
Obteniendo la condicion de segundo orden se tiene

az lek [T[k (pr; a;)]

72
day,

= —AVar[(p" —p)D"]1 <0

Con lo cual se tiene un maximo global.

Resolviendo para «;, se llega a:

o __El@"=p)D"]  Cov[(®" —p)D",me]  Cov|(@” —p)D",mi]
k7 AVar[(pr —p)D]  Var[(p” — p)D7] Var([(p” — p)DT]

Esta solucion es similar a la que llega Lima (2014 b), aunque resuelve el
problema de contratacion optima con dos mercados: el mayorista y el de
licitaciones de largo plazo. Obtiene el nivel éptimo de oferta de energia en
funcién a la potencia de la unidad de generacién, que multiplica a la covarianza

de los beneficios de ambos mercados.

En t = 0, los generadores, ademas de ofertar energia por la diferencia
entre el precio firme y el precio spot (componente especulativo) ajustado por la
varianza de los beneficios del mercado regulado, se cubren del riesgo en el
mercado spot y en el mercado de clientes libres. A mayor covarianza (negativa)
entre los beneficios en el mercado spot y el de usuarios regulados ajustada por
dicha varianza, mayor oferta de energia para estos usuarios. Dado que el signo
de la covarianza entre los beneficios del mercado regulado y el mercado de
clientes libres no es claro, su efecto en la oferta hacia el mercado regulado es

aparentemente ambiguo.

Definase el beneficio agregado de contratar con clientes libres:
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keP

Entonces, aplicando 1 = ),;cp ;" se tiene

__El(@"—p)D"] _ Cov[(p" —p)D",m¥] _Cov[(p” —p)D",m']
AVar[(p" —=p)DT]  Var[(p" —p)D"] Var[(p" —p)D"]

Asi, p"*72 resuelve la siguiente ecuacion:

E[("™ —p)D"] — AVar[(p"* — p)D"] — ACov[(p"* — p)D", Y]
— ACov[(p™ —p)D", '] =0

En consecuencia, el beneficio 6ptimo para servir a distribuidores que

cubren a usuarios regulados en t = 0 es:
M = (P ar”) = (" —plag DT

Nuevamente, si al menos un generador es neutral al riesgo, se tiene el
precio firme neutral al riesgo p™®. Asimismo, dado que la covarianza entre el
precio spot y la demanda de usuarios regulados es no negativa, se tiene que
dicho precio es mayor o igual al valor esperado del precio spot E[p].

ro _ E[pD"] _ Cov(p,D") | E[p]E[D"]
- E[D7] - E[D7] E[D7] = [p] (8)

Por tanto, E[p] viene a ser también el umbral minimo del precio firme
neutral al riesgo. Es decir, E[p] viene a ser el precio firme minimo aceptable para

el generador.

A esta desigualdad también llega Lima (2014 a), denominada en la

literatura “contract-spot price equivalence”. No obstante, llega a la misma al

72 E| OSINERGMIN realiza una regulacion limitada de los precios firmes. Consiste en poner un tope a los
precios resultantes de la subasta. Si dichos precios estan por encima del tope, el tope se aplica, sino, no es
aplicable. Sin embargo, esta regulacion no afecta el analisis.
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despejar el precio firme de la funcién de beneficios esperados, sin resolver un

problema de optimizacion.

Para resolver la aparente ambigiedad de la Cov|[(p” —p)D", .| en la

solucion de a}*, se establece la restriccion regulatoria de que primero se sirve al
mercado regulado y luego a los clientes libres”. Es decir, la oferta a clientes
libres es lo que queda de servir a los regulados, i.e. K, — aiD™ > at*D!, donde

K, es la capacidad o potencia de la empresa k y en t =0 la empresa de

generacion conoce su nivel K,74. Si se asume que K, = alD" + al'D! + ¢,

donde ¢, = 0 es una constante, entonces:

(", ap) = (p" —p)afD” + (p' — p)ak' D + )
=" —-p)a;D" + (p' — p)[Ky — o — aj;D"] +

m (0", af) = (" — paiD” + (0! — p)(Ki — @y + 1l 9)

Sea nf = (p' —p)(Kx — ¢i). Entonces, el generador tiene el nuevo

problema de optimizacion

Ak
max MV, [m (p", ai)] = a;E[(p" — pHD"] - > (ap)?Var[(p" — p)D"]
k
— gy Cov[(p" — pHD", m/] — aj Ak (Ki — i) Cov[(p” — pHD", ('

—p)] +E[n]] - %Var[n,‘f] + E[r¥X] —%Var[n,’f]

Obteniendo la condicion de primer orden se tiene

73 El articulo 101 del Reglamento de la LCE y el articulo 3.1 de la LDEGE indican que un generador no
puede contratar con usuarios libres y distribuidores mas potencia firme que la propia o la contratada con
terceros. Empero, no se ha legado a desarrollar un mercado de contratacién de potencia firme con terceros,
por lo que esta ultima condicién es negligible.

74 Como se menciono anteriormente, por regulacion las empresas de generacion no pueden contratar por

encima de su capacidad, por lo que se descarta Kk — a,ZDr < a,l(*Dl. Por tanto, lo que contrata el
generador solo puede alcanzar su nivel de capacidad.
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aMV/lk [T[k (prr aITC. ]

- = E[(p" — pH)D"] — A Var[(p” — p)D"]
day,

— A Cov[(p" — p")D", 1| = A (Ki = @) Cov[(p” — p")D", (p' = p)] = 0
Obteniendo la condicion de segundo orden se tiene

az lek [T[k (pr; a;)]

— = —AVar[(p" —p)D"] < 0
doay,

Con lo cual se tiene un maximo global.

Resolviendo para «;, se llega a:

e El("=pHD"]  Cov[(p" —pHD", m{]
Y = AVar[(pr —pHDT]  Var[(p” — p')D7]

Cov[(p" —pHD", (p' — p)]
Var[(p” — p")D"]

—(Kx — ¢1)

La primera covarianza es no positiva debido a que un incremento del
precio spot en el mercado de corto plazo deberia elevar en el mediano plazo el
precio libre al ser el primero umbral minimo del segundo, siendo su impacto en

el precio firme de mas largo plazo, es decir, menor.

Ahora, la solucidon «a;* muestra, en primer lugar, un componente
especulativo en el que, dado que la regulacion exige que primero se sirvan a los
usuarios regulados, el generador cumplira la misma solo si existe una prima tal
que el precio firme esté por encima del precio libre. Asimismo, como esta prima
se correlaciona negativamente con los beneficios del mercado spot, existe un
componente de cobertura, por la que el generador ofrecera mas para los
usuarios regulados. Un tercer componente aparece en esta nueva solucién, el
cual toma en cuenta la capacidad o potencia del generador. dado que

Cov[(p” — pH)DT", (p' — p)] es claramente negativa, este componente indica que
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un mayor nivel de contratacion optimo en el mercado regulado se obtiene con un

mayor nivel de potencia.

Por tanto, para esta ultima solucion se tienen 3 componentes: el
especulativo, el de cobertura y el de capacidad. Este tercer componente esta en
linea con el estudio de Lima (2014 b). Sin embargo, el autor sélo muestra dos
componentes: el especulativo y el de cobertura (que incorpora a la potencia), ya

que no considera el mercado de clientes libres.

Empleando 1 = Ycp a* a la solucion anterior y si Yz ¢, = ¢ se tiene:

__E["—pHhD"]  Cov[(p" —p")D", 7]
AVar[(p” —p")D"]  Var[(p" —p")D"]

Cov[(p" —pHD", (p' — p)]
Var[(p” — p")D7]

—(K—9)

Asi, p™* resuelve la siguiente ecuacion:
E[(p™ — pHD"] — AVar[(p™ — p")D"] — ACov[(p"™* — p")D",m7]
—AK = @)Cov[(p™ —p)D",m'] = 0

De nuevo, si al menos un generador es neutral al riesgo, se tiene el precio
firme neutral al riesgo p™®. Asimismo, dado que la covarianza entre el precio libre
y la demanda de usuarios regulados es no negativa’, se tiene que dicho precio

es mayor o igual al valor esperado del precio libre E[p'].

ro _ E[p'D"] _ Cov('D") , E[p']E[D"] l
~ E[pT]  E[D7] E[DT] — E[p]

(10)

75 Debido a que un aumento de esta demanda eleva el precio spot en el mercado mayorista y, al ser el
umbral minimo del precio libre, eleva este ultimo precio.
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Por tanto, E[p'] también es un umbral minimo para el precio firme neutral

al riesgo’®.

Ahora bien, comparemos (7) con (10). Acorde con los hechos estilizados,
la normativa diferenciada que permitioé subsidiar nuevas unidades de generacion,
operativas desde el 2009, se debié a que E[D"] < E[D!]. Es decir, se previd que
la demanda de clientes libres iba a aumentar de manera que las licitaciones de
largo plazo no eran suficientes para financiar nueva oferta. En los ultimos afios
también se observa que D" < D'77. Aunado a esto, la demanda de usuarios
regulados determina la hora punta y por tanto hace variar mas al precio spot.
Asi, Cov(p,D") > Cov(p, D'). Entonces se tiene la siguiente relacion para que los
generadores firmen contratos con distribuidoras (para servir a usuarios
regulados) y con clientes libres en presencia de al menos un generador neutral

al riesgo:
p™ =p" = E[p]

Al igual que en el mediano plazo, se tiene que si hay al menos un
generador neutral al riesgo, entonces se obtiene que la participacion en el

mercado de licitaciones de largo plazo de los generadores adversos al riesgo es

o Cov[(@"—p)D",m]] Cov[(p" — pH)D", (" — p)]
= N —popr] T OO T e —p)D7

con la demanda residual repartida entre los generadores neutrales al
riesgo. Esto es, la participacion depende solamente del componente de

cobertura y el componente de capacidad del generador.

6 Al ser equivalentes (8) y (10), si E[p!] = E[p], entonces necesariamente Cov(p,D") = Cov(p!,D"). Esta
ultima desigualdad indica que el efecto de una variacién de D™ es mayor en el precio spot que en el precio
libre, lo cual va en linea con el hecho de que el precio libre es de mediano plazo y el precio spot de corto
plazo.

7 Esto se debe al traspaso de los usuarios regulados con demanda de potencia mayor a 0,2 MW a clientes
libres, para aprovechar la tendencia bajista del precio spot que redunda en precios libres mas bajos en los
ultimos afos. Esto es, D! seria sensible a p!. Sin embargo, esta elasticidad no altera las proporciones u
oferta hacia los clientes libres o regulados.
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Noétese que en ambos mercados libre y regulado, en presencia o ausencia
de generadores neutrales al riesgo, todas las covarianzas correspondientes a los
beneficios en los mercados respectivos son no positivas o negativas. De esta
manera se minimiza la varianza en (3) y la optimizacién en ambos mercados
aumenta la utilidad de los generadores. Esto muestra los beneficios de la

diversificacion, crucial en el campo de las finanzas.

Los precios firmes aparecieron hacia fines del 2009. Por tanto, este

modelo tedrico es valido desde fines del 2009 en adelante.

Capacidad, Riesgo v Volatilidad

Se puede esbozar el efecto del valor esperado del precio spot en la
funcién de utilidad de las empresas de generacion en t = 0. Dado que el
componente de la varianza de los beneficios no depende del valor esperado del
precio spot, entonces este efecto puede medirse directamente analizando el
valor esperado de sus beneficios, haciendo mas explicita la ecuacion (9).
Asumiendo por el momento que [pGy — Cx (G )]t = pGy — Cr(Gy) > 0 para evitar
problemas de diferenciabilidad de la funcion y que todas las unidades de

generacion esperan producir en algun momento:

E[m, (0", ai)] = E[(p" — pHaiD"] + E[(p' — p)(Kx — ¢x)] + E[pGy — Ci (Gy)]

De aqui, obteniendo la derivada respecto al valor esperado del precio spot

se tiene

OE[m, (p", aj)]
oE[p]

= —(Kx — @) + E[G]

Si E[G,] = K,, entonces la primera derivada equivale a

OE[my (p", az)]
oE[p]

:(kaO

Si E[G,] < K, entonces la primera derivada equivale a
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OE[m (p", aj)]
oE[p]

= —(Kx — ¢x) + E[Gy] = E[G] — a}E[D"] — akE[D"]

Este ultimo resultado puede ser positivo, negativo o inclusive igual a cero,
dependiendo de cuanto designe de produccién el COES al generador k.
Conforme el orden de mérito, los generadores con menores costos marginales
producirian mas que aquellos con costos marginales mayores. Por tanto, para
estos ultimos, la derivada seria negativa y para los primeros, la derivada seria

no negativa.

Noétese ademas que si E[G,] = K, Y ¢, = 0, entonces el generador estaria
totalmente cubierto del riesgo precio. Por ello, es mas seguro que los
generadores de costos marginales menores lleguen a una cobertura total, si es
que logran contratar toda su capacidad. A este tipo de generadores con tal
capacidad se les llama generadores de base, mientras que a los de mayores
costos marginales se les llama generadores de punta. El resto de generadores

se denominan intermedios.”8

Asimismo, unidades de base que no contrataron toda su capacidad, i.e.
@, > 0, y tuvieron una expectativa de un precio spot con tendencia creciente,

esperarian beneficios futuros positivos.

Se podria pensar que son las hidroeléctricas los generadores de base que
tendrian ¢, = 0. Sin embargo, dado que en épocas de estiaje o de pocas lluvias
estas unidades no producen a toda capacidad, i.e. E[G,] < K;.. Ademas, dado
que su costo marginal es cercano a 0, siempre van a esperar tener ganancias en
el mercado spot por E[p] > C,(G) = 0. Por ello, ¢, > 0. En este sentido, el area
debajo de la curva del Grafico 9 vendria a ser el beneficio en el mercado
mayorista para estas unidades. No obstante, como se ve en la figura, ésta area
se ha venido reduciendo sostenidamente, desincentivando la entrada de nuevas

unidades hidraulicas.

78 Estas definiciones son las que usa Lima (2014 b).
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De otro lado, las unidades térmicas a gas natural no tienen este problema
de estiaje y podrian producir a toda capacidad. Aunado esto a la posibilidad legal
de que puedan declarar costos marginales cercanos a 0, si podrian contratar

toda su capacidad para cubrirse totalmente del riesgo precio.

Para la entrada de nuevas unidades de generacién, si el precio spot
aumenta, le convendran a los generadores de base entrar al mercado eléctrico,
siempre que prevean que no van a poder contratar toda su capacidad, i.e. ¢, >
0, mientras que para las unidades de punta, les convendra entrar al mercado

eléctrico si el precio spot se reduce.

Un contexto de sobreoferta de generacion, aunado a un precio spot
decreciente, desalienta la entrada de nuevos generadores de base, mas aun si
es que no prevén que la demanda vaya a crecer para firmar nuevos contratos.
Si aLE[D"] + aLE[D'] = 0, entonces K, = ¢, > 0 y la tendencia decreciente del
precio spot reduciria sus beneficios (y su utilidad), por lo que no seria rentable

entrar al mercado eléctrico.

Para los generadores intermedios y de punta, soélo si pudieran firmar
nuevos contratos, les convendria entrar en el mercado eléctrico, debido a que
podrian comprar la energia que les falta para cubrir la demanda de estos nuevos
contratos en el mercado spot con un precio mas bajo. Sin embargo, si la
demanda existente ya esta cubierta, no habria posibilidad de firmar nuevos
contratos, es decir a,E[D"] + aLE[D'] = 0, no siendo rentable entrar al mercado

eléctrico pues simplemente producirian para el mercado spot.

Es en este contexto en el que se desenvuelve actualmente el mercado
spot peruano. Considerando que la construcciéon y puesta en marcha de una
unidad de generacion toma tiempo, mas aun si se trata de unidades de base, un
aumento significativo, sostenido e inesperado de la demanda podria llevar en el
futuro a un nivel de reserva reducido e incluso negativo, por lo que deben
corregirse las distorsiones que ocasionan en la actualidad que el precio spot sea
decreciente.
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Por otro lado, cabe sefialar que este analisis es independiente del
coeficiente de aversion al riesgo 1,. Este determina los niveles de contrataciéon
de las empresas de generacion con clientes libres y distribuidores, pero no
afectan al efecto del valor esperado del precio spot en la utilidad del generador.
Por tanto, el analisis aplica tanto para generadores neutrales al riesgo como para

aquellos adversos al riesgo”.

Ahora bien, ¢ quiénes podrian ser generadores neutrales al riesgo? Si los
generadores son empresas estatales pueden considerarse neutrales al riesgo
puesto que pueden trasladar todo su riesgo a los contribuyentes a través de
impuestos futuros®®. Para el caso peruano existen empresas de generacion
eléctrica estatales. Por ejemplo, la empresa Electroperu participa en el mercado
spot, el mercado de clientes libres y en las licitaciones de largo plazo con

distribuidores. Por ello, es valido el analisis del valor esperado del precio spot.

Las empresas correspondientes a la Potencia Fuera de Mercado estan
cubiertas del riesgo precio del mercado spot no por los mecanismos del modelo
tedrico sino por regulacion (por la normativa diferenciada expuesta en el
apartado de hechos estilizados). Es por esto que también podrian considerarse
neutrales al riesgo. Sin embargo, existe el riesgo de que los subsidios se puedan
recortar si es que se modifica el marco legal diferenciado. En este escenario no
podrian estar cubiertas del riesgo precio del mercado spot ya que, a diferencia
de las empresas publicas, no podrian trasladar sus costos a los usuarios finales
via incrementos en tarifas o impuestos. No obstante, para el modelo tedrico se
considera que Potencia Fuera de Mercado forma parte de las empresas

neutrales al riesgo.

9 La aversion al riesgo afectaria a la composicién del portafolio de tipos de unidades de generacion
eléctrica. Meunier (2013) compara la composicién de unidades de base y de punta de generadores
neutrales al riesgo (marco de referencia) con aquella de generadores adversos al riesgo. En esta tesis se
muestra que, independientemente de la composicion de los tipos de unidades de generacion, con un precio
spot decreciente se anulan los incentivos a invertir en nuevas unidades.

80 A su vez, Asplund (2002) infiere que compaiiias con una junta de accionistas diversificada, sin problemas
de liquidez, sin dificultades financieras y expuestas a sistemas de impuestos lineales también pueden
considerarse como companias neutrales al riesgo.
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Hasta aqui se ha hablado del nivel del precio spot. Sin embargo, un
elemento importante en el valor de la opcion call de compra que se menciond
anteriormente, es la volatilidad del precio spot. Para ver como la volatilidad afecta
al valor de la opcion call de compra, se puede resolver el valor presente del
beneficio por generar energia eléctrica, asumiendo una tasa de interés libre de

riesgo igual a 0 para simplificar el resultado:
E[7] = E[(pGi — Cc(6)) "] = EIGE[( — c)*]

El resultado de esta ecuacion se obtiene bajo la resolucidén de una variante
del modelo Black-Scholes-Merton®', el modelo de Margrabe (1978). A manera
de esbozo, si se asume que E[G,] = G, = 1 MWh, se tiene el valor de la opcion

equivalente a:
ﬂ;f = pN(d,) — ¢,N(d,)
con:

ln[cﬂ]+v2t

dy=—%—, dy=dy—vt, t=1 y v? = 0% —2pooy +af >0

donde N(-) es la funcion de distribucion acumulada de la distribucion
normal estandar, o es el desvio estandar o volatilidad del precio spot, p es la
correlacion entre el precio spot y el precio del insumo, y oy, es la volatilidad del
precio del insumo, ya sea gas natural o petrdleo. Esta funcion de beneficios es
creciente en la volatilidad. Para demostrarlo, se simula el impacto del desvio
estandar del precio spot en el valor de la opcién call de compra. Observando la
ultima ecuaciéon de la volatilidad se puede ver que la opcion call de compra
protege al generador adverso al riesgo tanto de la volatilidad del precio spot

como de la volatilidad del insumo. Para simplificar la explicacién se asume g, =

81 Véase Hull (2012) (32) para mas detalles del modelo Black-Scholes-Merton.
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0 (y asi el modelo de Margrabe se torna equivalente al modelo de Black-Scholes-
Merton).

En el siguiente grafico, en el eje de las abscisas varia el desvio estandar
de 0,01 a 1, dando como resultado un valor de la opcién de S/ 15 a S/ 25. Se
asume un precio spot de S/ 50 por MWh y un costo marginal de S/ 35 por MWh,
por lo que el generador en cuestidon es superavitario, excedentario o de base. Se
observa que a mayor volatilidad del precio spot, mayor valor de la opcién (o de
invertir en una unidad de generacion) de manera creciente. Asimismo, una caida
de la volatilidad de 1 a 0,01 generaria una caida del valor de la opcién de casi S/
10.

Grafico 16: Volatilidad y Valor de la Opcion Call de Compra
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Fuente: Elaboracion Propia.

En el grafico anterior, el valor de la opcidén se calculd para un nivel de
generacion igual a 1 MWh. Si se aumenta ese valor a 30 MWh, se observa que
la relacién entre el valor de la opcion (o de invertir en una unidad de generacion)

se mantiene pero con niveles del valor de la opcién mas elevados (de S/ 450 a
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S/ 741,1). Ademas, una caida de la volatilidad del precio spot de 1 a 0,01
produciria una caida del valor de la opcién de S/ 291. Esta disminucion es
sustancialmente mayor que la del grafico anterior. Por tanto, a mayor tamafo de
la unidad de generacion, mayor es la pérdida del valor de la opcién call de

compra ante reducciones de la volatilidad del precio spot.

Grafico 17: Volatilidad y Valor de la Opcion Call de Compra con mayor capacidad

de produccién
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Fuente: Elaboracion Propia.

Este ultimo grafico demuestra que, aparte del nivel del precio spot, su
volatilidad es crucial para los beneficios de las unidades de generacion eléctrica,
y con mayor razon para unidades de base, es decir, de mayor costo fijo y menor

costo marginal.

Como se vera mas adelante en las estimacion del modelo econométrico,
tanto el nivel del precio spot como su volatilidad han sufrido cambios de régimen
inducidos por una politica abrupta determinada por la nueva definicion de costos

marginales idealizados. Para ello, se vera que el precio spot esta descrito por 3
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regimenes bajo el supuesto de que estos cumplen con la propiedad de markov,

es decir, que los regimenes presentes dependen solo de su primer valor pasado.

EL MODELO MODIFICADO

Determinacion modificada del Precio Spot en el Mercado Mayorista

Existen dos principales factores que reducen el precio spot: la sobreoferta
de generacion como consecuencia de la entrada de unidades con subsidios

estatales; y la declaracién de precios del gas natural.

El modelo anterior se modifica, ceteris paribus agregando ambos factores

en la funcion g.

max

— sefalado anteriormente es la

. . . K
En primer lugar, vale indicar que >

Reserva que entrd sin subsidios estatales u Oferta Ajustada de Mercado cuando
no hay subsidios. Estas se reparten entre empresas publicas y privadas. Las
empresas publicas se establecieron antes de las reformas de mercado de los
afios 90 con la LCE, por lo que las empresas privadas que ingresaron al sector
eléctrico ya habian internalizado la presencia de estas. En adelante, no se han
creado mas empresas publicas. No obstante, si se han dado subsidios a

empresas privadas para que entren al mercado. En adelante, la Oferta Ajustada

KMdO

de Mercado se define como

pmax”

do
La oferta subsidiada o la Oferta Ajustada Fuera de Mercado -

se

Dmax

max _ gMdo gFMdo

. K
agrega a la oferta ajustada de mercado. Entonces, con > se

max ~ pmax pmax

tiene

K max, 4 KMdo KFMdo +
=~ k —_ k
g (X’ (Dmax) S ) =4 (X' <Dmax 7\ pmax S
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Se asume que el numero de empresas (3) se mantiene fijo y que los
subsidios van a que se incremente la capacidad de aquella empresa con el
insumo relativo al subsidio. Para ello, se asume que una central hidroeléctrica es

equivalente a una central RER (en cuanto a costos marginales).

Por otra parte, una vez modificada la funcién g, la funciébn de costos
variables para una unidad de generacion que emplea gas natural se modifica de

la siguiente manera®:
C~2 (G2) = 6,6,

donde la rigidez a la baja respecto a la cantidad producida se modela con

costos cuasifijos:

KMdO KFMdO +
2 : —
<X’<Dmax> ’<Dmax> S >’ siGy = K

, siG, <K,

Cy, =

13
o

Es decir, si produce toda su capacidad, el precio del gas natural S? va a
equivaler al que efectivamente paga. Pero si produce menos que su capacidad,
dado que estos generadores tienen contratos TOP y SOP para su nivel maximo
de capacidad K,, entonces su costo marginal es 0. Al permitir la regulacién
declarar el precio del insumo a estos generadores, a diferencia de los demas
cuyos costos son auditados, pueden declarar por debajo del precio

efectivamente pagado y asi tener prioridad en el despacho.

La forma discontinua de los costos marginales se cumple para el
despacho en tiempo real cada 15 minutos. Dado que los datos a utilizar para la
estimacion econométrica son mensuales y se hacen con medio afio o un afio de
anticipacion, no todas las centrales de generacion declaran necesariamente el
precio 0 en el mes, puesto que la demanda durante el dia varia entre hora punta
y hora fuera de punta, pudiendo declarar un nivel positivo que les permita

82 Esta funcion de costos es similar a la que emplean Polo y Scarpa (2012).
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despachar y a su vez capturar beneficios positivos durante horas punta. Asi, el
precio declarado mensual se encuentra entre el precio efectivamente pagado S?
y 0, es decir, $? € [0,5?2]. Por este motivo, el costo marginal mensual para las

unidades de generacion que utilizan gas natural esta dado por ¢ =

9 (0 Gm) () 5%

El precio spot modificado estaria determinado entonces por

( _ KMdO KFMdO N -
gl X, pmax | | pmax siD =>0yD <K;
KMdO - KFMdO _
g (X, <Dmax> ,<Dmax > ,(52)+> siD™* > K, y D" < K; + K,
_ KMdO - KFMdO _ .
g <X’ (Dmax> '( pmax ) ) (53)+> si D™ > Ky + K, y D™ < KA
\

ptope Sl Dmax > Kmax

=
Il

donde se tiene que p < p*. Es decir, el precio spot modificado es menor a

aquél sin modificar.

Ecuacion a Estimar

La anterior expresion discontinua del precio spot es para cada 15 minutos.
Si se promedia este precio con una frecuencia mensual, se tiene que siempre
una unidad de generacion a gas natural es la ultima que cubre la maxima
demanda en todo el periodo estudiado (tal como se ve en el Grafico 5), siendo
mayor la participacién del diésel cuando hay mayor volatilidad y picos del precio
spot mas elevados. Por este motivo, luego de incorporar lo anterior y poner el
subindice del tiempo t, la expresion correcta a estimar para el precio spot
mensual a una variante de la expresion dada anteriormente para p*, que es la

siguiente:

o= (5 (22 ) )
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HIPOTESIS
Se van a contrastar las siguientes hipotesis:

1. Hipdtesis 1: Existen 3 regimenes: Uno de alta volatilidad y picos muy
altos del precio spot, uno de volatilidad media y de picos moderadamente altos
y uno de baja volatilidad y sin picos en el precio spot. Es decir, no solo el nivel
del precio spot presenta cambios de régimen, sino también su volatilidad. De
validar esta hipotesis, se podran contrastar otras hipotesis donde el impacto de
variables exdgenas en el precio spot varia segun el régimen, enunciadas

seguidamente.

2. Hipdtesis 2: Un incremento de la oferta ajustada de mercado genera
una caida en el precio spot. Sin embargo, el impacto no es constante: mayor
impacto habra en el régimen de mayor volatilidad y picos mas elevados del precio

spot, respecto a los otros dos regimenes.

3. Hipdtesis 3: Un aumento de la oferta ajustada fuera de mercado
subsidiada genera una caida del precio spot. Este impacto es constante en todos
los regimenes porque la instalacion de estas unidades de generacion es

establecida por regulacion.

4. Hipotesis 4: La declaracion del precio del gas impacta directamente en
el precio spot. Esto mide el impacto de la rigidez a la baja de los contratos TOP
y SOP. Al igual que la hipétesis anterior, este impacto es constante en todos los
regimenes porque las unidades de generaciéon a gas siempre han cubierto la

demanda, tal como se ve en la figura 6.

5. Hipotesis 5: A partir del 2018, se reduce el impacto de la declaracion
del precio del gas en el precio spot. Al igual que la hipotesis anterior, este impacto

es constante en todos los regimenes.

6. Hipotesis 6: El precio del petréleo impacta directamente al precio spot.

Empero, el impacto no es constante: mayor impacto habra en el régimen de
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mayor volatilidad y picos mas elevados del precio spot, respecto a los otros dos

regimenes.

7. Hipotesis 7: El estiaje es una variable exdgena que afecta directamente
al precio spot. No obstante, el impacto no es constante: mayor impacto habra en
el régimen de mayor volatilidad y picos mas elevados del precio spot, respecto a

los otros dos regimenes.
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DATOS

La informacién empleada para la estimacién son datos mensuales que
van desde enero de 2005 a diciembre de 2018. Se escogid este rango para tener
una serie de tiempo lo mas larga posible (168 observaciones) y disponible para
analizar mejor la relacion entre las variables. En la siguiente tabla se muestra un

resumen de las variables utilizadas para la estimacion.

Tabla 2: Descripcion de las Variables del Modelo

Variable Fuente Orden de Integracién
Precio Spot 0
Estiaje 0
Oferta Ajustada de Mercado COES 0
Oferta Ajustada Fuera de Mercado 1
Declaracion del Precio del Gas Natural | COES-Cannock (2018) 1
WTI BCRP 0

Fuente: Elaboracion Propia.

Los detalles sobre los tests de raices unitarias se dan en los anexos. Se
llevaron a cabo los tests de Dickey- Fuller aumentado y de Phillips-Perron,

incluyendo intercepto y/o tendencia deterministica en ambos.

El precio spot, tal como se observa en el Grafico 9, ademas de exhibir una
tendencia decreciente, también exhibe picos abruptos hasta enero de 2019, y
picos mas pequefos a partir de dicha fecha. Esto es, esta serie de tiempo da
indicios de cambio de régimen. La serie es estacionaria para el periodo de

estudio.

Tanto la declaracion del Precio del Gas Natural como el WTI se cotizan
en US$ ddlares, por lo que se han multiplicado por el tipo de cambio® S/ por

USS$ para cotizar ambos precios en moneda nacional.

83 Bancario de venta mensual a fin de periodo.
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Soélo dos variables son no estacionarias: la Oferta Ajustada Fuera de
Mercado (véase el Grafico 8) y el Precio Declarado del Gas Natural (véase el
Grafico 13). Por este motivo, para efectuar la estimacion se sustituyen por
variables estacionarias. La variable para la Oferta Ajustada Fuera de Mercado
es su tasa de crecimiento. En los meses en que su nivel es 0, se pone una tasa
de crecimiento igual a 0. La variable proxy estacionaria para la declaracion del
precio del gas natural es el promedio anual del precio declarado reportado por
Cannock (2018) para el 2005 y hasta junio de 2006; y en adelante la declaracién
del precio de junio de cada afio se mantiene fija. De esta manera, se eliminan
los factores de ajustes del precio declarado (que dependen de precios provistos
por Platts). Cabe sefialar que esta variable proxy soélo contiene el promedio
declarado de las unidades de generacion que utilizan el gas de Camisea que

cubre el 90 por ciento del gas empleado para generar electricidad.

La variable estiaje se construye considerando la potencia hidroeléctrica
(medida en MW) que cubre la maxima demanda mensualmente. En el afo se
toma como referencia la potencia hidroeléctrica maxima. Si se divide
mensualmente la potencia hidroeléctrica de cada mes entre dicha maxima
potencia del aio, entonces se tiene una variable proxy de la avenida o nivel de
abundancia de agua disponible para generacion hidroeléctrica. Si restamos 1
menos este ratio mensual, se tiene una variable proxy del estiaje, que es el nivel
de escasez de agua disponible:

Potecia Hidroeléctrica Maxima Anual;, — Potencia Hidroy;

Estiaje; = X 100
1 Potecia Hidroeléctrica Maxima Anualy,

donde h es el aio y t es el mes. Por construccion, la variable estiaje tiene
un nivel minimo igual a 0. En el siguiente grafico se observa que es una serie de
tiempo estacionaria. Igualmente, esta variable captura la estacionalidad del

precio spot por el lado de la oferta.
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Grafico 18: Estiaje (%)
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Fuente: OSINERGMIN. Elaboracién Propia.

Con una primera exploracion, dado que para el 2009 hubo un cambio
estructural por normativa, se realiza el test de Perron y Yabu (2009). Este test
sirve para detectar de manera consistente quiebres estructurales sin importar si

la serie de tiempo es estacionaria o no.

Se aplica un test de Wald®* a los residuos de una regresion que resulta de
asumir que el componente irregular de la serie de tiempo tiene una estructura

autorregresiva de orden 1 o AR(1). Es decir, el precio spot tomaria la siguiente
forma:

ﬁ;f = X’tl'p + ut
U = AUs_q + €

vt =1,...,T donde e, ~iid(0,0?), x¢ = (1,DUt,t,DTt),
Y = (ﬂo,ul,ﬁo,ﬁl), DUt = 1(t > Tl)’ DTt = 1(t > Tl)(t - Tl), donde T1 es

la fecha del quiebre. Esta especificacion permite quiebres estructurales

84 De minimos cuadrados generalizados cuasi-factibles robustos. Sus siglas en inglés son RQF-GLS. Por
ello, el test es Wyqr.
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simultaneos tanto en el intercepto como en la pendiente de la tendencia

deterministica.

Luego de aplicar el test de quiebre estructural con la especificacion
anterior se obtiene que el quiebre se da en diciembre de 2018, precisamente un
mes antes que entre en vigencia la normativa que redefine al precio spot y

establece un precio tope.

Tabla 3: Test de Perron y Yabu (2009)

Estadistico de Wald W RQF 7.23
Valor Critico al 10% 2.48
Valor Critico al 5% 3.12
Valor Critico al 1% 4.47

Estimado de la fecha de quiebre dic-18
Fuente: Elaboracion Propia.

El procedimiento habitual seria tomar el quiebre como conocido y
modelarlo con una variable dicotdmica o dividir la muestra en 2 y estimar un
modelo para cada submuestra. No obstante, el test sélo detecta si hay un unico
quiebre. Podria haber mas quiebres. Ademas, se estarian separando los datos
cuando se podria estimar un solo modelo que contenga cambios de régimen.
Asimismo, tal como lo enuncia Hamilton (1994), existe la posibilidad de que los
quiebres se repitan nuevamente y se debe internalizar esta caracteristica en la
modelacion, ya que el cambio de régimen es en si mismo una variable aleatoria.
Por tanto, la metodologia consistira en aplica un modelo de cambio de régimen.
Esto es, se estimara el precio spot a través de un modelo Markov Switching
Dinamico (Markov-Switching Dynamic Regression Model o MS-DR) con la
particularidad de que ademas de haber cambios de régimen en el nivel del precio
spot, también los hay en su varianza. Esta ultimo variable es crucial, ademas del

nivel del precio spot, para los beneficios de una unidad o planta de generacion.
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METODOLOGIA

Doornik (2013) afirma que un modelo de regimenes cambiantes permite
que este dependa del estado o régimen de la economia. Para el MS-DR, la
especificacion dentro de cada régimen es lineal, pero el modelo completo es no
lineal. Adicionalmente, las probabilidades de transicion tienen una estructura
markoviana y determinan el cambio de un régimen a otro. El modelo viene dado

por:

Pe = 6(8e) + yi0(3) + x¢B + €:.(3p), Et"’N(O:UZ({t))

donde y; es un vector de variables explicativas que puede incorporar
rezagos de la variable dependiente y cuyos coeficientes cambian con cada
régimen {;. x, e€s un vector de variables explicativas cuyos coeficientes no
cambian con cada régimen. En este modelo, el intercepto §({;), las pendientes
0({,) y la varianza de los errores ¢2({,) (heterocedasticidad) cambian con cada
régimen. Los errores €, tienen una distribucion normal estandar. Esto determina
que existan tantas distribuciones normales como regimenes para el precio spot.
El numero de regimenes lo establece el investigador al examinar la serie de

tiempo.

En el Grafico 9 se pueden observar picos muy altos del precio spot con
alta volatilidad, picos moderadamente altos con un nivel intermedio de volatilidad
y ausencia de picos con baja volatilidad. Esta regularidad podria modelarse como
un MS-DR de 3 regimenes, o MS-DR(3).

En el modelo MS-DR, la variable {; sigue una cadena de Markov, definida

por las probabilidades de transicion entre los { = 3 regimenes:

pijj = Ples1 = il¢, =1, i,j=1{0,1,2}
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La probabilidad de cambiar del estado j en un periodo al estado i en el
periodo siguiente depende unicamente del estado previo, es decir, no depende

de la historia de los estados:

P[Ct+1 = il(t = JGt—1,Ce—2 o] = P[(t+1 = i|§t =j]

Para asegurar que el sistema se encuentre en uno de los ¢ estados se

tiene que

2
Z_ piyj =1
=0

La matriz 3 x 3 de probabilidades de transicién se denota con P y se define

como:

Gt ¢¢=0 ¢G=1 ¢ =2
=0 Dojo Poj1 Po|2 \
P = (Pilj) =& =1 p1po b1 P12 |
e =2 Do P21 P22
X 1 1 1

donde p;; € [0,1], V i,j € {0,1,2}. El programa empleado para estimar el
modelo es el PcGive del software de econometria Oxmetrics. Para la estimacion
de las probabilidades de transicion. De acuerdo a los datos disponibles para la
estimacion del modelo, el programa PcGive fija un subconjunto de
probabilidades de transicion de P y determina otro subconjunto de
probabilidades sujeto a restricciones. Por ejemplo, puede fijar las probabilidades
p2ij» J €{0,1,2} y estimar el resto de probabilidades sujeto a las siguientes

restricciones:
pl|] > 0, i = 0,1, ] = 0,1,2

p0|] +p1|] <1, ] =0,1,2
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Adicionalmente, PcGive puede fijar probabilidades de transicion iguales a
0 o 1, sujeto a que la suma (vertical de acuerdo con la matriz P) de 1. En ese
caso, si un elemento de una columna de la matriz P {; es 0, entonces basta
estimar otro elemento de dicha columna, pues el que queda se obtiene tomando

en cuenta que la suma de estos elementos es 1.

La estimacion del modelo se realiza empleando una funcion de maxima
verosimilitud y con programacion no lineal, minimizando una funcidn objetivo
sujeta a restricciones. No se pueden estimar los parametros de la funcion de
verosimilitud de manera analitica dado que la programacion no lineal implica un
sistema no lineal de ecuaciones.®> En consecuencia, se utiliza un algoritmo

iterativo para maximizar la funcion de verosimilitud.®®
El modelo a estimar MS-DR(3) con heterocedasticidad es el siguiente:

Regimen 0: Precio spot con picos moderadamente altos y con volatilidad

media:

By = 6%+ 09P,_1 + 6°EST, + 09MDO, + 69WTI, + B,PGN, + B, PGN, x D2018,
+ B,FMDO, + €

Regimen 1: Precio spot con ausencia de picos y con volatilidad baja

Pe = 61 + 03P, + OLEST, + 62MDO, + 62WTI, + S,PGN, + 5, PGN, x D2018,
+ B,FMDO, + €}

Regimen 2: Precio spot con picos muy altos y con volatilidad alta

Pe = 6% + 62p,_1 + OFEST, + 82MDO, + 82WTI, + B,PGN, + 5, PGN, x D2018,
+ B,FMDO, + €?

85 Para mayor detalle véase Hamilton (1994).
8 Se empled el algoritmo de Programacion Cuadratica Secuencial Factible (Sequential Quadratic
Programming Feasible (SQPF) en inglés.) desarrollado por Lawrence y Tits (2001).
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donde los subindices denotan diferentes parametros y los superindices se
refieren a parametros que difieren segun el régimen 0, 1, 2. A su vez, EST; es el
estiaje, MDO; es la oferta ajustada de mercado, WTI; es el precio del WTI, PGN,
es el precio declarado del gas natural, D2018; es una variable dummy igual a 1
para el afio 2018 y FMDO, es la tasa de crecimiento de la oferta ajustada fuera

de mercado.

El estiaje y el primer rezago del precio spot son las variables dentro del

vector X, de la ecuacion a estimar del modelo modificado.
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RESULTADOS

Los regimenes estimados del modelo MS-DR(3) con heterocedasticidad

se ven en el siguiente grafico:

Grafico 19: Cambios de Régimen del Precio Spot

Fuente: Elaboracion Propia.

Claramente existe no linealidad en la serie mensual del precio spot del
2005 al 2018. Existen 3 regimenes concretos descritos en la metodologia,
comprobandose la Hipdtesis 1. El test de ratio de verosimilitud (que sigue una
distribucion chi-cuadrado) cuya hipétesis nula favorece un modelo lineal rechaza
fuertemente dicha hipétesis al 1% de nivel de significancia. El detalle de este y
otros resultados se muestran en los Anexos. Los regimenes 0 (zona celeste) y 1

(zona ploma) se dan en toda la muestra, siendo el régimen 1 el mas estable.

El régimen 2 (zona amarilla) de mayor volatilidad y picos mas altos del

precio spot llega hasta la primera mitad del 2009, es decir, por encima de la fecha
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del quiebre estructural determinado por el test de Perron y Yabu (2009), por lo
que no hubiera sido adecuado partir la muestra en 2 para estimar modelos

lineales en cada muestra.

De acuerdo con Doornik (2013), los modelos MS-DR también sirven para
capturar quiebres estructurales. De ser asi, los quiebres dividirian el grafico en 3

areas bien definidas (por 3 colores) para cada régimen. Este no es el caso.

A partir de la segunda mitad del 2009 en adelante, ya no vuelve a aparecer
el régimen 2, por lo que la politica del Decreto de Urgencia (D.U.) N° 049-2008
que redefinié el precio spot bajo el concepto de CMI, acompanado de un precio
tope, redujo sustancialmente tanto la volatilidad como los picos del precio spot,
aunque su efecto no fue inmediato, sino a partir de la segunda mitad del 2009.
El costo de esta politica fue pagada por los usuarios finales por medio de
mayores tarifas eléctricas. También, esta politica fue acompafnada por la entrada
en vigencia de los precios firmes de las licitaciones de largo plazo para cubrir a

usuarios regulados.

La matriz de transicion estimada es:

=0 150|o =0,73"" 130|1 =0,12" Pojz = 0,04
P=(y)=|8=1|Pyp=021" py; =08  py,=004
(¢ =2 | p20=0,06 p21 = 0,00 152|2 =0,92™"
z 1 1 1

{: =0 =1 (=2 \

*kk k%

donde ***, ** y * denotan significancia estadistica de los parametros al
nivel de 1 %, 5% y 10 %, respectivamente. Las probabilidades de transicion con

sombrero p;; fueron estimadas. En el proceso de estimacion, PcGive fijo p,; =
0,00. Las probabilidades p;; y pzo se calcularon restando 1 menos las
probabilidades estimadas y/o fijadas. Las probabilidades po, y p;, fueron

estimadas pero resultaron ser no significativas.
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Lo que se observa de P es que la transicion del régimen 2 a los otros dos
regimenes es practicamente imposible. La transicion de los otros dos regimenes
al régimen 2 también es inverosimil. En cambio, una vez en el régimen 2, la
probabilidad de permanecer ahi es la mas elevada de la matriz, seguida por la
probabilidad de permanecer en el régimen mas estable y luego por la
probabilidad de permanecer en el régimen medio. Pese a este orden, las
probabilidades de permanencia son bien elevadas, por encima de 70%.
Finalmente, es mas probable la transicién del régimen medio al régimen estable

que en el sentido contrario.

Los coeficientes estimados del modelo MS-DR(3) con heterocedasticidad

son los siguientes:

Regimen 0: Precio spot con picos moderadamente altos y con volatilidad

media:

P = 12,26 — 0,08p,_, + 2,03**EST, + 0,00MDO, + 0,17*WTI, +
22,04**PGN, — 10,53"*PGN, X D2018, — 0,15*FMDO,  §° = 23,26™*

Regimen 1: Precio spot con ausencia de picos y con volatilidad baja

p, = 59,06* — 0,4"*H,_, + 0,64"*EST, — 0,52*MDO, + 0,02WTI, +
22,04***PGN, — 10,53"*PGN, x D2018, — 0,15*FMDO, 4! = 7,55"

Regimen 2: Precio spot con picos muy altos y con volatilidad alta

, = 201,55"* + 0,15,_, + 9,43"*EST, — 2,76"*MDO, + 1,26"*WTI, +
22,04"*PGN, — 10,53"*PGN, x D2018, — 0,15°FMDO, 42 = 78,31*"*

donde ***, ** y * denotan significancia estadistica de los parametros al
nivel de 1 %, 5% y 10 %, respectivamente. Notoriamente, las volatilidades son
diferentes entre los regimenes: el desvio estandar del régimen 0 es 3 veces el
del régimen 1; el desvio estandar del régimen 2 es 3,4 veces el del régimen 0 y

10,4 veces el del régimen 1.
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Dados los signos y el nivel de significancia de los coeficientes estimados,
se validan las Hipotesis 2,3,4,5 y 6. El coeficiente del rezago del precio spot es
significativo unicamente en el régimen 1. Esto quiere decir que existe
persistencia solo en este régimen que es mas estable comparado con los otros
dos. Por su parte, el intercepto no sale significativo en el régimen 0 mas si en los
otros dos regimenes: es de S/ 59,06 por MWh en el régimen 1 y de S/ 201,55

(mucho mayor) en el régimen 2.

Respecto a la Hipétesis 2, en el régimen 2, la oferta ajustada de mercado

tiene mayor impacto en valor absoluto que en el régimen 1: un aumento de la

Mdo
oferta ajustada de mercado en 1 X

%X 100 reduce el precio spot en S/ 2,76 por

Dtmax

MWh en el régimen 2 mientras que en el régimen 1 soélo causa una disminucion
del precio spot en S/ 0,52 por MWh. Claramente hay una correlacion negativa
entre el precio spot y la oferta ajustada de mercado en el Grafico 4 hasta
mediados del 2009. El régimen 1 conserva la relacion negativa mas no el
régimen 0. Este resultado indica que el régimen medio o régimen 0 seria un
régimen de eventos inesperados en el mercado spot, tales como paradas
repentinas de centrales de generacion, congestion en las lineas de transmision
o en el ducto del gas de Camisea. Estos ultimos son eventos no capturados en

la oferta ajustada de mercado.

En relacion a la Hipdtesis 3: Un aumento de 1 punto porcentual en la tasa
de crecimiento de la oferta ajustada fuera de mercado reduce el precio spot en
S/ 0,15 por MWh. Se confirma que esta oferta subsidiada presiona a la baja al

precio spot.

Relativo a la Hipoétesis 4: Una reducciéon en la declaracion de precios del
gas natural promedio de S/ 1 por MMBTU disminuye el precio spot en S/ 22,04
por MWh. Se confirma que la declaracion del precio del gas natural presiona a la
baja al precio spot. Como el coeficiente es elevado, puede estar recogiendo el
impacto de la sobreoferta en la decision de los generadores a gas natural de
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declarar precios muy bajos del insumo. Es decir, la sobreoferta presionaria a

estos generadores a declarar precios bajos para asegurar su despacho.

Respecto a la Hipdtesis 5: ElI D.S. N° 043-2017-EM que rigi6 a partir del
2018 tuvo efecto dado que debilité el impacto de la declaracion de precios del
gas natural a S/ 11,51 por MWh. Si bien la intencién en el corto plazo del D.S. ha
sido impedir que el precio spot caiga mas, contraviene la estructura de costos

cuasifijos de las empresas que utilizan gas natural.

En relacion a la Hipotesis 6: El precio del petroleo aproximado por el WTI
en S/ por Barril tiene un impacto diferenciado para cada régimen. En el régimen
mas estable, su impacto es nulo. En el régimen 0 su impacto es de un incremento
de S/ 0,17 por MWh por un aumento de S/ 1 por Barril. Y su impacto en el régimen
2 esde S/ 1,26 por MWh. EIWTI no impacta al precio spot en el régimen 0 puesto
que en este estado son las unidades a gas natural las que marginan. Es decir,
en regimenes menos estables es mas probable que durante el mes una unidad
de generacion que usa petroleo margine. Es decir, son mas las horas en las que

marginan estas unidades en el régimen 2.

Relativo a la Hipotesis 7: El estiaje tiene un mayor impacto a mayores los

picos del precio spot y a mayor volatilidad. Un aumento de 1

Potecia Hidro Max.Anualy, —Potencia Hidrop¢

— %X 100 incrementa el precio spot en S/ 2,03 por
Potecia Hidro Max.Anualy

MWh en el régimen 0, en S/ 0,64 por MWh en el régimen 1y en S/ 9,43 por MWh

en el régimen 2.

La metodologia arroja que en los ultimos afos el precio spot estd menos
expuesto a la hidrologia y mas expuesto a restricciones en el ducto de gas de
Camisea o en las lineas de transmision, tal como lo expone Rudnick (2019).

Asimismo, los determinantes del precio spot han sido factores de oferta.?’

87 Se estimd el modelo también con factores de demanda tales como las tasas de crecimiento del precio
del cobre, de la producciéon minera y de los términos de intercambio, pero no resultaron significativos.
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Cabe sefalar que si bien los residuos (escalados por su desvio estandar)
del modelo carecen de autocorrelacion y presentan una distribucion normal, aun
existe algo de heterocedasticidad hasta mediados de 2009 (en los residuos sin
ser escalados). Esto puede deberse a que dentro del régimen 2 pueden haber

valores atipicos (outliers), debido a picos muy altos.
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LIMITACIONES

En este apartado se comentan las limitaciones de la tesis desde el punto

de vista teorico y empirico.

Una primera limitacion consiste en que se esta estimando unicamente un
precio spot. Se podrian estimar todos o un subconjunto de los precios spot de
las diferentes barras del mercado eléctrico. Para ello, se podria estimar un
modelo VAR no lineal (MS-VAR) y ver la interrelacion entre los diferentes precios
spot del sistema eléctrico nacional. Dado que el precio spot de la barra de Lima
(Santa Rosa) es el mas visto por los inversionistas al emplearse para diversos

procesos regulatorios, la presente tesis estudia unicamente este precio.

En la determinacion del precio spot, el costo marginal de cada unidad de
generacion es la principal variable para determinar qué unidades despachan o
sirven a una demanda eléctrica perfectamente inelastica. En el modelo
presentado se asume como la unica variable. No obstante, existen restricciones
en las operaciones de dichas unidades o inflexibilidades que podrian hacer que
una unidad, teniendo costos marginales mas bajos, pueda despachar después
de otra unidad con costos marginales mas altos. Estas inflexibilidades pueden
ser costos y tiempo de arranque de la unidad, costos y limitaciones de aumentar
(o reducir) su produccion, entre otras. Podria haber unidades de generacion que
manipulen estas otras variables, de manera que exhiban un comportamiento
estratégico y distorsionen el despacho para su beneficio. En el modelo exhibido

no se presenta dicho comportamiento.

Otro supuesto del modelo es que cada empresa de generacion tiene una
central con una unidad de generacion eléctrica. No se incorpora en el analisis la
relacion entre un precio spot decreciente y la integracion horizontal dentro del
segmento de generacion o integracion vertical entre generadores y
distribuidores. Este también puede obedecer a un comportamiento estratégico
de las empresas. Otro comportamiento estratégico no modelado es dentro del

grupo de empresas que declaran el precio del gas natural, ya que aquellas con
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costos variables mas elevados declararian precios lo mas bajo posible para
disminuir el precio spot y asi arbitrar al comprar energia barata y venderla cara

a los distribuidores y clientes libres.

No se modela la competencia por clientes libres producto del precio spot
decreciente. Si se ve que, dado un precio spot decreciente, el precio libre
también exhibiria esta tendencia al ser el primer precio un umbral minimo del
segundo. Asimismo, no se modela la disminucion estratégica de los plazos por

parte de estos clientes libres para acceder a contratos libres mas baratos.

El modelar los beneficios de una planta de generacion como una opcién
call de compra se puede desarrollar mas para analizar con mayor detalle la
volatilidad del precio spot utilizando herramientas mas avanzadas de procesos
estocasticos. Asi, esta volatilidad se puede relacionar con la volatilidad de los
insumos, para ser mas consistente con el modelo de Margrabe (1978). Con este
marco conceptual, también se podria modelar las decisiones de entrada y/o

salida de las empresas de generacion eléctrica.

En esta tesis se ha analizado el riesgo precio. Sin embargo, a su vez
existen los riesgos de cantidad, que son también importantes en el sector

eléctrico, como lo contempla Garcia (2008).

Por ultimo, el modelo desarrollado es de equilibrio parcial. Se podria
desarrollar un modelo de equilibrio general para ver el impacto de la tendencia
decreciente del precio spot en la decisidon de los clientes libres de reducir el plazo
de sus contratos (o romperlos y firmar con otros generadores o distribuidores)
para beneficiarse de dicha tendencia, asi como el impacto en la competencia
entre generadores y distribuidores. Ademas, se podria incorporar al modelo las
expectativas que tienen las centrales térmicas de los mercados spot, libre y
regulado para declarar el precio del gas, ya que en el modelo presentado esta
decision es exogena. Asimismo, se podria analizar el efecto del nivel y la
volatilidad bajos del precio spot en los incentivos para los distribuidores de licitar

a largo plazo.



81

CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES DE POLITICA

El precio spot o costo marginal a corto plazo es un indicador crucial porque
define el equilibrio entre la oferta y demanda eléctrica. Su importancia radica en
que es una sefal para los precios que resultan de los contratos de mediano plazo
suscritos entre generadores y clientes libres y para aquellos que se obtienen de
las licitaciones de largo plazo para cubrir a usuarios regulados. Un precio spot
decreciente desestimula la inversion privada en plantas de generacion eléctrica.
La volatilidad del precio spot también es crucial para la rentabilidad de la
inversion privada en plantas de generacion y mas aun para las eficientes, esto
es, aquellas de menor costo marginal y mayor costo fijo. Adicionalmente, tener
un nivel y una volatilidad del precio spot elevados es un incentivo para los
generadores a mantener sus unidades de generacion en buen estado de

funcionamiento para no perder dicha rentabilidad.

Ante el riesgo precio, los generadores adversos a este riesgo tienen 3
instrumentos de cobertura: una opcion call de compra (debido a que el precio
spot es siempre no menor a los costos marginales); un contrato forward tipo PPA
con clientes libres que cubre al generador de la volatilidad de los beneficios en
el mercado spot; y otro forward similar para usuarios regulados cuya oferta

depende de la capacidad o potencia de la unidad de generacion.

El precio spot ha registrado una tendencia decreciente en los ultimos
afnos. Esto se debe a dos factores: La oferta ajustada fuera de mercado y la
declaracion del precio del gas. El primer factor se da por una mayor regulacion
dada por normativas diferenciadas que subsidian la entrada de nuevas unidades
de generacion (subsidio cobrado en las tarifas eléctricas) interviniendo un
mercado inicialmente pensado en ser desregulado. El segundo factor aparece
por las rigideces impuestas en los contratos TOP y SOP de gas natural que
firman las empresas que utilizan gas natural. El impacto de este segundo factor
ha sido atenuado por una regulacién que establece un precio minimo a dicha

declaracion.
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Igualmente, tanto la volatilidad del precio spot como sus picos elevados
también han caido debido a una politica abrupta determinada por la creacién de
Costos Marginales Idealizados (CMI). No obstante, ademas de episodios
estables también hubo episodios de picos y volatilidad moderadamente altos.
Estos regimenes explican los diferentes impactos que tienen en el precio spot
variables tales como la oferta ajustada de mercado, el WTI, una variable proxy

del estiaje y el precio spot con un rezago.

En la presente tesis se complementa la forma de beneficios de una unidad
de generacion de acuerdo a un Spread Option; la relacion entre los mercados

spot, libre y regulado; los determinantes del precio spot y cambios de régimen.

En el modelo tedrico se modifica el modelo de Aid. et. al. (2011) para
diferenciar la oferta contractual para clientes libres y para usuarios regulados. El
mecanismo de cobertura frente al riesgo precio es el incentivo por el cual las
empresas de generacion aumentan su oferta para ambos tipos de usuarios.
Conforme a la regulacion vigente, la capacidad de generacién eléctrica
incrementa la oferta contractual para usuarios regulados. Este modelo es mas
adecuado para el mercado peruano de generacion eléctrica, a diferencia de
Garcia et. al. (2010) y Rivasplata (2017) que asumen que el precio de los
contratos y el precio spot son independientes. Asimismo, la volatilidad es
importante porque le da mayor valor a los beneficios de producir en el mercado

spot a las unidades de generacion, entendidos como opciones call de compra.

En la metodologia se utiliza un modelo Markov Switching con
heteroscedasticidad para verificar el impacto de los determinantes del precio
spot, asi como capturar 3 regimenes: uno de alta volatilidad y picos muy altos,
uno de volatilidad media y picos moderadamente altos y uno estable con
volatilidad baja y carente de picos. Esta metodologia es mas apropiada que
aquellas empleadas por Anaya (2008) o Cannock (2018) para el mercado
peruano de generacion eléctrica ya que la serie del precio spot es estacionaria.
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A la luz de los resultados, el segmento de generacion eléctrica designado
inicialmente como liberalizado ha sufrido en el camino diversas intervenciones
gubernamentales. Este hecho abre un debate sobre la eficiencia de largo plazo
del mercado mayorista de electricidad. Aparte de las licitaciones de largo plazo
para cubrir a usuarios regulados como mecanismo de mercado y las rigideces
de los contratos TOP y SOP para asegurar ingresos a los ofertantes de gas
natural, el resto de intervenciones gubernamentales se dieron para dar
soluciones de corto plazo a la alta volatilidad, altos picos en el precio spot y poca
reserva, tales como la redefinicion del precio spot con el concepto de CMI
aunado con un precio tope y normativas diferenciadas para subsidiar nueva

generacion eléctrica.

Estas intervenciones gubernamentales han tenido efecto colaterales: En
primer lugar se benefician los clientes libres al disponer de menores precios
libres como resultado de un menor precio spot. En segundo lugar, se perjudican
los productores de energia eléctrica y potenciales entrantes ya que sus ingresos
en los mercados spot, libre y regulado se ven reducidos en el corto, mediano y
largo plazo. En tercer lugar, los usuarios regulados se perjudican porque pagan
mayores tarifas eléctricas que costean los precios firmes y los subsidios a la
nueva generacion eléctrica. Una ultima intervencion de corto plazo ha sido la
definicion de un precio minimo para la declaracién del precio del gas natural que

no aborda el problema de las rigideces dadas por los contratos TOP y SOP.

Un problema estructural no solucionado por las intervenciones
gubernamentales es la caida sostenida de la oferta ajustada de mercado,
sustituida por la oferta ajustada fuera de mercado. En el tiempo esta ocurriendo
el efecto canibalizacion citado por Blasquez et. al. (2018) en donde la oferta

subsidiada reemplazaria a largo plazo y en su totalidad a la oferta sin subsidios.

Como recomendaciones de politica se propone:

1. Evitar que en el futuro se vuelva a establecer un esquema como el de

los CMI. La presencia de niveles elevados del precio spot y de su volatilidad no
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deberia ser problema para el mercado mayorista. Ya la demanda de usuarios
regulados esta cubierta por la LDEGE. Si bien la demanda de clientes libres no
esta necesariamente cubierta con la LDEGE, estos usuarios deberian financiar

la entrada de nuevas unidades de generacion para cubrir su demanda futura.

2. Evitar nuevos precios inferiores para la declaracion del precio del gas
natural y eliminar el vigente en el largo plazo, ya que esto ocasionaria mas

distorsiones en el mercado mayorista de electricidad.

3. Paralizar los subsidios a nueva generacién, dada la sobreoferta. Ya no
es necesario seguir subsidiando nueva generacion de ningun tipo de tecnologia.

De esta manera se reducira el impacto negativo en el precio spot.

4. Seguir al informe RIA (2017) del OSINERGMIN en cuanto a efectuar
licitaciones diferenciadas para cubrir a usuarios regulados, destinadas a
promover proyectos de generacion nuevos que atiendan al crecimiento a la
demanda y otras destinadas a generacion existente para atender la demanda
actual. Las licitaciones relacionadas a la generacion existente debe tener plazos
de hasta 3 afos para recuperar la sefial de precios. De esta forma, los usuarios
regulados podran obtener beneficios con un precio spot a la baja y se atraeria a
la nueva generacion sin subsidios con plazos mas elevados (de 5 afnos a mas).

Esto evitaria el efecto canibalizacion de Blasquez et. al. (2018).

5. Implementar mercados de capacidad para el sector eléctrico de manera
que la nueva oferta entre a través de mecanismos de mercado y no con ingresos
garantizados por el Estado, tal como proponen Garcia (2008) y Vasquez y

Ormefio (2014) para evitar el efecto canibalizacion de Blasquez et. al. (2018).

6. Implementar un mercado secundario para flexibilizar los contratos TOP
y SOP de gas natural. Las empresas de generacion que emplean este insumo
desearian disminuir su uso si G, < K;. Esta reduccion seria posible si existiera
un uso alternativo determinado por otras empresas o industrias dispuestas a

pagar mas por ese gas natural no utilizado. Si bien en el corto plazo no se prevé
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esta mayor disponibilidad a pagar, en el mediano plazo podria darse, por lo que
deberia estar ya habilitado el mercado secundario para ese momento. Por
consiguiente, los costos cuasifijos se tornarian costos variables, tal como expone
Espinoza (2019).

7. Al vencimiento de los contratos TOP o SOP en el corto o mediano plazo,
estos deberian flexibilizarse puesto que el financiamiento de las infraestructuras

relativas a la produccion transporte y distribucion deberian estar ya cubiertas.

El segmento de generacion no debe estar sujeto a mayor regulacion sino
a mayor competencia. En este sentido, una vez corregidas las distorsiones
regulatorias, se pueden implementar nuevos instrumentos derivados que lidien
con la alta volatilidad del precio spot, tal como ocurre en paises desarrollados en
los que todas las unidades digitan posturas de cantidades y precios de oferta y

de demanda en plataformas electronicas.

Superar o incorporar las limitaciones de la tesis queda como agenda

pendiente para investigaciones futuras.
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ANEXOS

ESTADISTICA DE LAS VARIABLES EMPLEADAS EN LA METODOLOGIA

Grafico 20: Estadisticas de las variables empleadas

Precio Spot FMDO (Var. %) Estiaje  MDO PGN (Promedio) WTI  FMDO (Nivel) PGN (Nivel)
Promedio 103.0 34 8.9 130.8 1.2 217.7 16.0 55
Mediana 69.8 0.0 7.0 129.8 1.3 217.2 1.7 6.2
Maximo 662.8 116.2 33.0 146.1 1.7 397.4 68.5 7.6
Minimo 16.6 -60.2 0.0 117.5 0.5 106.0 0.0 2.0
Desvio Estandar 102.0 14.7 75 6.1 04 53.2 23.0 1.8
Asimetria 2.8 3.8 0.9 0.5 -0.3 0.4 1.3 -0.7
Kurtosis 11.9 28.8 3.2 26 1.9 3.2 32 2.0
Jarque-Bera 771.7 5,055.6 20.7 74 11.9 44 47.7 19.9
Probability 0.000 0.000 0.000 0.025 0.003 0.113 0.000 0.000
Observaciones 168 168 168 168 168 168 168 150

Fuente: Elaboracion Propia.

TEST DE ESTACIONARIEDAD

La hipdtesis nula define a la serie de tiempo como raiz unitaria.

Grafico 21: Test de Estacionariedad del Precio Spot

Estadistico t p-value

Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -5.58 0.000
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t p-value

Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto -4.45 0.000
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Estadistico t ajustado  p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -5.61 0.000
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado  p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto -4.53 0.000
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracién Propia. La serie del precio spot es estacionaria al 1% del nivel de
significancia.
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Grafico 22: Test de Estacionariedad de la variable proxy del Estiaje

Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -7.71 0.000
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14
Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto -7.70 0.000
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Estadistico t ajustado p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -7.00 0.000
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto -7.22 0.000
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracion Propia. La serie de la variable proxy del estiaje es estacionaria al 1% del
nivel de significancia.

Grafico 23: Test de Estacionariedad de la Oferta Ajustada de Mercado

Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -3.39 0.056
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14
Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto -2.69 0.078
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Estadistico t ajustado p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -3.58 0.035
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto -2.79 0.062
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracién Propia. Se observa que la serie de la oferta ajustada de mercado es
estacionaria al 10% del nivel de significancia.
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Grafico 24: Test de Estacionariedad del WTI

Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -3.58 0.035
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14
Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto -3.32 0.016
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Estadistico t ajustado p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -3.22 0.085
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto -3.01 0.036
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracion Propia. Salvo el test de Phillips-Perron con intercepto y tendencia en el que
se rechaza la hipotesis nula al 10% de significancia, se observa que la serie del WTI es
estacionaria con un nivel de significancia de 5%.

Grafico 25: Test de Estacionariedad de la Oferta Ajustada Fuera de Mercado

Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -1.39 0.861
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14
Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto 0.62 0.990
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58
Estadistico t ajustado p-value
Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -1.20 0.906
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto 0.98 0.996
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracién Propia. En todos los casos no se puede rechazar la hipétesis nula. Por tanto,
la serie de Oferta Ajustada Fuera de Mercado es no estacionaria, tiene raiz unitaria. Por ello, se
utiliza la tasa de crecimiento de la misma como variable explicativa.
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Grafico 26: Test de Estacionariedad de la tasa de crecimiento de la Oferta

Ajustada Fuera de Mercado

Estadistico t p-value

Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -15.49 0.000
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t p-value

Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto -15.50 0.000
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Estadistico t ajustado  p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -15.27 0.000
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado  p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto -15.28 0.000
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracion Propia. La serie de la tasa de crecimiento de la oferta ajustada fuera de
mercado es estacionaria al 1% del nivel de significancia.

Grafico 27: Test de Estacionariedad del Precio del Gas Natural

Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -2.09 0.545
1% de nivel de significancia -4.02
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14
Estadistico t p-value
Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto -0.81 0.813
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58
Estadistico t ajustado  p-value
Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -2.02 0.585
1% de nivel de significancia -4.02
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado  p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto -0.71 0.840
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracion Propia. En todos los casos no se puede rechazar la hipétesis nula. Por tanto, la serie
del Precio del Gas Natural es no estacionaria, tiene raiz unitaria. Por ello, se utiliza una variable proxy como
variable explicativa.
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Grafico 28: Test de Estacionariedad de la variable proxy del Precio del Gas

Natural

Estadistico t p-value

Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto y Tendencia -3.09 0.112
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t p-value

Test Estadistico de Dickey-Fuller Aumentado con Intercepto -2.62 0.092
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Estadistico t ajustado  p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto y Tendencia -3.33 0.065
1% de nivel de significancia -4.01
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -3.44
10% de nivel de significancia -3.14

Estadistico t ajustado  p-value

Test Estadistico de Phillips-Perron con Intercepto -2.74 0.070
1% de nivel de significancia -3.47
Valores Criticos del Test: 5% de nivel de significancia -2.88
10% de nivel de significancia -2.58

Fuente: Elaboracion Propia. Salvo en el primer test de Dickey-Fuller con Intercepto y Tendencia
en donde no se puede rechazar la hipétesis nula, en el resto de casos se rechaza la nula al 10%
de significancia. Por este motivo, se considera a esta variable proxy como una serie estacionaria.



RESULTADOS DE LA ESTIMACION

Grafico 29: Resultados de la Estimacion MS-DR(3)

97

Coeficientes Errores Estandar

Precio del GN (proxy) 22.04 6.81
Precio del GN (proxy) x Dummy2018 -10.53 414
Tasa de Crecimiento de FMDO -0.15 0.08
Constante en el régimen 0 12.26 88.04
Constante en el régimen 1 59.06 31.25
Constante en el régimen 2 201.55 52.61
WTl en el régimen 0 0.17 0.10
WTl en el régimen 1 0.02 0.03
WTlen el régimen 2 1.26 0.29
Estiaje en el régimen 0 2.03 0.84
Estiaje en el régimen 1 0.64 0.20
Estiaje en el régimen 2 9.43 2.02
Precio Spot (-1) en el régimen 0 -0.08 0.18
Precio Spot (-1) en el régimen 1 0.42 0.02
Precio Spot (-1) en el régimen 2 0.10 0.13
MDO en el Régimen 0 0.00 0.69
MDO en el Régimen 1 -0.52 0.27
MDO en el Régimen 2 -2.76 0.59
Coeficientes Errores Estandar
Desvio Estandar en el régimen 0 23.26 2.96
Desvio Estandar en el réegimen 1 7.55 0.83
Desvio Estandar en el régimen 2 78.31 9.59
p_{0]0} 0.73 0.09
p_{1[0} 0.21 0.08
p_{0[1} 0.12 0.04
p_{1[2} 0.04 0.05
p_{2[2} 0.93 0.06
log(funcién de verosimilitud) -769.51
Numero de Observaciones 168 Numero de Parametros
Criterio de Akaike 9.47 Criterio de Schwartz

Tes de Linealidad (Ratio de Versomilitud): Chi-Cuadrado (17)=

Estadistica Descriptiva para los Residuos Escalados:

Test de Normalidad: Chi-cuadrado(2) =

Test de Heteroscedasticidad Condicional Autoregresiva: F(1,140) =
Test Portmanteau: Chi-cuadrado (36) =

Estadistico-t  p-value

3.23 0.002
-2.54 0.012
-1.75 0.082
0.139 0.889
1.89 0.061
3.83 0.000
1.76 0.081
0.714 0.477
4.41 0.000
242 0.017
3.23 0.002
4.67 0.000
-0.475 0.635
251 0.000
0.785 0.434
0.0021 0.998
-1.9 0.060
-4.65 0.000

Estadistico-t
7.87
9.10
8.17
7.97
2.59
2.71
0.77
16.36

26
9.95
317.73 [0.0000]**
1.017 [0.6014]

0.16591 [0.6844]
42.377 [0.2151]

Fuente: Elaboracion Propia.



Grafico 30: Fechas de los Regimenes

Clasificacion de regimenes por fechas

Régimen O meses
2005(2) - 2005(4) 3
2007(1) - 2007(1)
2007(7) - 2008(1)
2008(5) - 2008(5)
2009(9) - 2009(9)

_ AN -

2011(8) - 2012(11) 16
2013(6) - 2013(7) 2
2014(3) - 2014(3) 1
2015(8) - 2015(8) 1
2016(5) - 2017(1) 9
2018(2) - 2018(3) 2

Total: 44 meses (26,19%) con una duracién promedio de 4 meses

Régimen 1 meses
2005(1) - 2005(1) 1
2006(11) - 2006(11) 1
2008(2) - 2008(4) 3
2009(7) - 2009(8) 2
2009(10) - 2011(7) 22
2012(12) - 2013(5) 6
2013(8) - 2014(2) 7
2014(4) - 2015(7) 16
2015(9) - 2016(4) 8
2017(2) - 2018(1) 12
2018(4) - 2018(12) 9
Total: 87 meses (51,79%) con una duracién promedio de 7,91 meses
Régimen 2 meses
2005(5) - 2006(10) 18
2006(12) - 2006(12) 1
2007(2) - 2007(6) 5
2008(6) - 2009(6) 13

Total: 37 meses (22,02%) con una duracién promedio de 9,25 meses

Fuente: Elaboracion Propia.
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Grafico 31: Residuos (sin escalar)
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Fuente: Elaboracion Propia.
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