





















































































































































































































































































































































































































































































































































CarfTuLo 4

Supongamos que el consumo en C sube a 1.000 MW, lo que hace necesario que
ingrese a operar el generador en B, el cual produciri la diferencia entre la demanda
y lo producido por A teniendo en cuenta la restriccién de capacidad de transmisién
y las pérdidas. Se puede demostrar que la solucién a este problema de optimizacién,
que incorpora las restricciones de transmisién y la existencia de pérdidas, serd que en
A se produzcan 800 MW de los cuales restando las pérdidas producidas en el trayecto
llegardn a C en neto 778 MW. La diferencia necesaria para cubrir los 222 MW fal-
tantes en el nodo de demanda se tendrd que enviar desde B, lo cual implica que para
cubrir las pérdidas en B se produzcan 226,72 MW. En este caso el costo marginal de
la transmisién se calcula como sigue:

Cuadro 4.3. Célculo del costo marginal de transmisién incluyendo pérdidas y congestién

Componente Férmula de célculo Valor
0,044 MW x 60US$ / MWh
Valor de las pérdidas marginales | Pérdida marginal Costo G, 2,64 US$/MWh
(0,0002 x 222 MW)

60USS / MWh-50US8 / MWh
Costo G, Costo G,

Costo marginal de la transmisién 12,64 US$/MWh

10 US$/MWh

Valor de la congestion

Es decir, el consumidor en C pagard como precio 6ptimo US$ 62,64 por MWh,
que viene a ser la suma del costo marginal sin congestién (US$ 50 por MWh) mis el
costo marginal de la transmisién (US$ 12,64 por MWh).

Ahora bien, para que los generadores en A y B no pierdan dinero, es necesario
que cubran todos sus costos. Ello quiere decir que lo que se recaba por transmision
debe cubrir el valor de las pérdidas de energfa de los generadores. Sin embargo, es
necesario tener en cuenta que las pérdidas marginales son superiores a las pérdidas
promedio, por lo que si se paga a los generadores el valor de las pérdidas marginales
totales se les estard entregando una cantidad mayor al valor de las pérdidas realmente
incurridas (el valor de las pérdidas totales medias). Ello se puede apreciar en la ecua-
cién 4.6., en la cual se puede deducir que las pérdidas de un flujo de corriente son
proporcionales a la potencia al cuadrado, o sea:

Pérdida de energia = a. W? (4.32.)

Donde z es una constante y Wes la potencia. La pérdida media por unidad de
potencia se obtiene dividiendo 4.32. entre W, o sea:

2
P@rdida media = a.JV/V =aW (4.33.)
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En cambio, la pérdida marginal se obtiene derivando 4.32. respecto a W, o sea:

2
Pdrdida marginal = 6;.::// =2alW (4.34.)

Comparando la ecuacién 4.33. con la 4.34. se puede advertir que las pérdidas
medias de la transmisién son la mitad de las pérdidas marginales.

Tomemos como ejemplo el caso mostrado en el grafico 4.15., donde para abaste-
cer una demanda de 700 MW habria que pagarle al generador en A por producir 700
MW x (1 +0,0252) o sea 700 x 1,0252 para que cubra sus costos totales incluyendo
las pérdidas de energfa. Alternativamente se le pagaria 50 US$/MWh x 1,0252 =
51,26 US$/MWh por los 700 MW consumidos. Por otra parte, dado que el precio
de la electricidad en el lugar de consumo debe registrar el costo marginal para que
valga la pena producir la dltima unidad y se den las senales dptimas de los costos de
abastecer los incrementos de la demanda en cada nodo, el precio en el lugar de con-
sumo serd de 50 US$/MWh x (1 + 0,0504), o sea 50 x 1,0504 = 52,52 US$/MWh.

Se puede apreciar que si solo se le paga al generador US$ 51,26 por MWh para
compensar sus pérdidas, sobrardn 52,52 — 51,26 = 1,26 US$/MWh. Este sobrante se
denomina ingreso tarifario (11) por valoracién de las pérdidas y se utiliza para amor-
tizar parte del costo total del transmisor.

En la préctica, el ingreso tarifario se calcula como la diferencia del valor de la ener-

gia en los nodos de retiro menos el valor de la energia en los nodos de inyeccién:

IT=E (4.35.)

X — X
Destino Destino Origen Origen

Podemos ver en nuestro ejemplo que:

IT =700% P,

Destino

~700x(1+ 0,0252 )x P,

%,—/
Pgrdidamedia

IT=700 xP, 717,64 xP, 1

Origen

rigen

Como P =1.0504 x P

Destino Origen

IT =700x1.0504x P,

Origen

—~700(1.0252)X P, .,

Es decir, que la empresa de transmisién recibe la mitad del valor de la pérdida
marginal en este ejemplo. En la prictica lo que sucede es que el operador del sistema
u otra entidad encargada instruye al generador a que pague al transmisor la cantidad

especificada en 4.35.

1> La energfa necesaria en el nodo de origen tiene la forma w+aw? = 700 + 0,000036 x 700 = 717,64.
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De este ejercicio podemos apreciar que si se compensa al generador con el 50%
de lo recabado por el valor de las pérdidas marginales se cubrirdn sus costos por pér-
didas; lo que queda, es decir, la mitad del ingreso por pérdidas marginales, se entrega
a las empresas de transmisién y forma parte del denominado ingreso tarifario (1t).

En algunos paises lo recabado como costo de congestion, asociado a la diferencia
de precios entre nodos debido a la existencia de capacidades méximas de transmisién,
también se entrega a las empresas de transmisién como parte del ingreso tarifario.

Determinacién de las tarifas y del peaje de transmisién

Si se analizan los costos de inversion —anualizados— y de operacién y manteni-
miento de una empresa de transmision, estos serdn normalmente mucho mayores
que el ingreso tarifario —que corresponde a una remuneracién basada en criterios
marginalistas—.

Si bien el primer mejor (first best) resultaria de fijar ingresos totales para la em-
presa de transmisién de modo que el precio fuera igual al costo marginal —dado
que la transmisién es un monopolio natural con costos medios decrecientes (ver
grifico 4.16.)—, se tendria que pagar un subsidio a la empresa de transmisién para
que cubriera todos sus costos. Como esta opcién es complicada, y es particularmente
mis dificil en paises subdesarrollados donde existen problemas institucionales que
limitan la recaudacién y el uso eficiente de los recursos, normalmente se aplica la
teoria del segundo mejor (second best), es decir, que se determina un precio para la
transmisién que cubra el costo promedio.

Como se observa en el grafico 4.16., para una demanda de energia de > i se
cobrara el costo medio de largo plazo —que incluye el costo medio de las pérdidas—,
el precio serfa P. Se puede ver que el valor de las pérdidas marginales serfa v. Sin
embargo, se sabe que el valor real de las pérdidas que deben reconocerse corresponde
al valor de las pérdidas medias, por lo que al reconocer las pérdidas marginales los
generadores estdn obteniendo un excedente cuyo valor equivale al drea B, conocido
como ingreso tarifario por pérdidas, que deben devolver a la transmisora a fin de amor-
tizar parte de sus costos. Como se deben recuperar los costos medios de largo plazo,
el marco regulatorio establece que la diferencia no cubierta con el ingreso tarifario
por pérdidas (B) mis el ingreso tarifario por congestién (C) sea cubierta con el cargo
complementario o peaje, cuyo valor en un sistema optimizado serd igual a D. Esta
diferencia surge debido a que el costo medio de largo plazo es mayor al costo mar-
ginal, lo que hace que el ingreso tarifario total no cubra todos los costos del sistema
de transmisién.
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Griéfico 4.16. Costos y valor de las pérdidas en la transmisién

Costos CMe
uss CMgCP  CMecp (Pérdidas
(pérdidas medias)
marginales)
Donde:
A: Valor o costo de las pérdidas medias
P B: Ingreso tarifario por pérdidas (similar a 4)
! D C: Ingreso tarifario por congestion
D: Cargo complementario
C CMeLP
v, CMgLP
! B

CMe (inversion)

KVA
9,

Basado en Chartin y Morandé 1996

Por lo expuesto, los precios que debe cobrar la transmision para cubrir todos sus

costos deberdn cumplir la siguiente igualdad:

IT + Peaje = Costo de inversion anualizado + Costo de operacion y mantenimiento (4.36.)

Como se indicé anteriormente, el 1T 0 ingreso tarifario se calcula como la mitad
del valor de las pérdidas marginales més el valor de la congestién (ver el subcapitulo 6).
Los costos de la transmision se calculan normalmente con un criterio de eficiencia.
Teniendo los valores mencionados se puede calcular el peaje por diferencia sobre la
base de la ecuacién 4.36.

Vale la pena mencionar que, en el caso de la regulacién de la transmisién por
incentivos, una parte significativa del tiempo requerido para la fijacion de las tari-
fas de transmisién corresponde a la estimacion de los costos eficientes de inversién,
operacién y mantenimiento indicados en la ecuacién 4.36. Para ello, normalmente
se utilizan estdndares comtiinmente aceptados como los modelos de redes eficientes
que excluyen inversiones no requeridas, pues de lo contrario existirfa una tendencia a
sobreinvertir, sobre todo si la tasa de descuento utilizada en los cdlculos es superior a
la que las empresas realmente requieren para financiar sus inversiones (efecto Averch-
Johnson).

Concluyamos esta seccidn con un caso que ilustra como se determina la tarifa de
transmisién utilizando el ejemplo del gréfico 4.15. y la ecuacién 4.36. Supongamos
que el costo de la linea de transmisién que va de A a Ces:
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Cuadro 4.4. Ejemplo de costos de transmisién

Capacidad de la linea (MW) 240
Costo de inversién (miles US$) 179.000
Anualidad de la inversién (miles US$) 22.222
Costo de operacién y mantenimiento anual (miles US$) 5.370
Costo total anual (miles US$) 27.592
Energfa transportada en el afio (MWh) 2.102.400
Costo unitario total (US$ por MWh) 13.12

Del cuadro 4.4. obtenemos el costo unitario total, el cual es de US$ 13,12 por
MWh. Como ya hemos calculado el ingreso tarifario unitario en US$ 1,26 por
MWh, entonces de la ecuacién 4.36. calculamos el peaje unitario como:

Peaje unitario = 13,12 — 1,26 US$/MWh = 11,86 USS/MWh  (4.37.)

Por dltimo, debe comentarse que el cobro del peaje en realidad se suele realizar
por potencia o méxima demanda y no por energia, aunque la recaudacién en ambos
casos sea equivalente. Ello debido a que el transmisor pone a disposicién de los agen-
tes del sistema su capacidad de transmision en cualquier momento del dia; en este
sentido, el servicio que brinda es la capacidad de transmitir energifa. Por ello, consis-
tente con el modelo de Peak Load Pricing, el cobro debe realizarse en funcién de un
indicador de la capacidad de transmision utilizada por los agentes en el momento de
mdxima demanda.

Por ejemplo, en un sistema con una méxima demanda de 3.000 MW, si se con-
sidera que el costo anual de la transmisién es de US$ 100 millones, se tendria que
cobrar US$ 33,3 por KW-afo. Si se considera un factor de carga de 80%, la energia
consumida en el afo seria de 21.024 GWh (3.000 x 0,8 x 8.760), por lo que el cobro
equivalente en energfa seria de US$ 4,46 por MWh.

6. TARIFAS DE TRANSMISION CUANDO HAY CONGESTION Y PERDIDAS

En presencia de congestion, el costo marginal se calcula igualmente como el costo
de abastecer una unidad adicional en cada nodo del sistema. Sin embargo, el ingreso
tarifario serfa mucho mayor que cuando no hay congestién. Retomemos el ejemplo
que se presenta en el grafico 4.15. Supongamos en este caso que el consumo se eleva
a 1.000 MW. Se puede apreciar de dicho grafico que se necesitard la produccién del
generador en B dado que la capacidad de la linea de transmisién AC no es suficiente,
es decir, que estd congestionada. En este caso, para calcular el costo marginal en C

190



TRANSMISION ELECTRICA

debemos primero tener en cuenta que la linea AC transmitird 800 MW, con lo cual
llegardn 778,2 MW,'¢ donde 0,0252 MW corresponde a las pérdidas medias. Puesto
en otros términos, se requieren 1.000 MW - 778 MW = 221,8 MW de B a C. El
precio en C debe corresponder entonces al costo marginal de proveer una unidad
adicional de Ba C. Es decir, si la pérdida marginal es de 0,044 MW, el costo marginal
serd de 60 US$/MWh x (1,044 - 1) = 2,64 US$/MWh. Por ello el precio en C serd
de US$ 62,64 por MWh.

Para calcular el ingreso tarifario utilizamos la ecuacién 4.35.:

IT=F X P, -E X P, ) X P,

Destino Destino Origen Origen Origeng Origeng (4 . 3 8. )

Reemplazando los valores mencionados y teniendo en cuenta la generacién adi-
cional para cubrir las pérdidas medias en cada nodo, tenemos:

IT =1.000 MW x 62,64USS$/MWh - 800 MW x SOUS$/MWh - 221,8 MW x (1 +0,022) x 60 USS/MWh

IT = 62.640 - 40.000 - 13.613 = 9.027 US$/MWh

El peaje se determina de la misma forma que en el subcapitulo 5, obteniendo
el costo total promedio de las lineas de transmision y restando lo recaudado via el
ingreso tarifario.

7. METODOLOGIAS DE ASIGNACION DEL PEAJE O CARGO COMPLEMENTARIO

En las secciones anteriores, se han establecido los criterios y la metodologia general
para el cdlculo de las tarifas de transmisién, y el mecanismo de pago mediante el
ingreso tarifario (11). Como se comentd, este pago no es suficiente para cubrir los
costos totales del transmisor, lo que da origen al cargo complementario o peaje. Por
ello, lo que falta adn por determinar es quién paga el peaje o cargo complementario.
Existen cuatro metodologfas (con variantes) para distribuir dicho peaje:

« Esquema de precios Ramsey.

«  Medida tipo postage stamp o estampilla.

«  Esquema basado en el beneficio de los usuarios.

« Esquema basado en el uso del sistema.

A continuacién pasaremos a analizar cada una de ellas.

16 Este monto sale de resolver la siguiente ecuacién: 800 = w + 0,000036w*, donde w representa el flujo

neto de energfa que llega al nodo de destino teniendo en cuenta que lo maximo que se puede transmitir
es 800 MW.
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Esquema de precios ramsey

Este esquema estd basado en tratar de mantener en lo posible las sefales generadas
por el pago de las lineas usando el ingreso tarifario pues, como se ha descrito ante-
riormente, este se basa en el uso de criterios marginalistas. A fin de permanecer lo
mds cerca posible de una solucién de primer mejor (first best), se calcula el cargo
complementario incrementando en mayor medida los costos marginales de los nodos
de destino que tengan una menor elasticidad-precio de la demanda, es decir, aquellos
que reducen menos el consumo cuando se aumenta la tarifa de transmisién, y por lo
tanto las pérdidas de excedente del consumidor son menores.

Si bien esta alternativa resultaria en una solucién de segundo mejor (second best)
lo mds cercana al primer mejor (first best), los problemas de este método son los de
determinar las elasticidades de la demanda de cada nodo de destino y sobre todo el
efecto discriminatorio de elevar mds las tarifas en los puntos de menor sensibilidad al
precio —menor elasticidad—.

Método estampilla o postage stamp

Bajo este método el cargo complementario se distribuye en funcién de una medida
estandarizada del uso que hacen los agentes de la capacidad del sistema, pudiendo
utilizarse tanto una medida de potencia como de energia. Luego, segin el modelo,
se puede cargar a los consumidores, o una parte se puede cargar también a los gene-
radores que estén conectados a la linea de transmisién troncal. Los usuarios pagan lo
que les corresponde en funcién de una medida de su consumo.

Por ejemplo, en el caso peruano se calcula un peaje unitario utilizando la siguien-
te formula:

Peaje unitario (US$ por MW - aan) = Costo total anual - Ingreso tarifario (4.39.)

MA&ima demanda del sistema

Este método ha sido ampliamente utilizado en Estados Unidos no solo para
repartir el cargo complementario sino el costo total de las instalaciones de transmi-
sion. Asi, se define el precio a pagar por cada transaccién o wheeling en un periodo
(PG) como una proporcion, definida como la ratio entre la potencia requerida en la
transaccién (P7) y la potencia requerida por todo el sistema en las horas punta (PS),
multiplicada por el costo total de la transmisién (C7):

PG =cTxLL (4.40.)
PS
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Sin embargo, el reparto del costo total de la transmisién con este mecanismo
tiene el problema de no generar las sefiales de localizacién adecuadas a los agentes,
pudiendo tener mayor justificacién en sistemas con configuraciones donde los costos
de transmisién no sean muy diferentes entre zonas.

Método basado en el beneficio (generadores y usuarios)

Bajo este método, propuesto por Pérez Arriaga et al. (1995), se reparte el cargo com-
plementario sobre la base de los beneficios que cada instalacién de la red proporciona
a sus usuarios. Se entiende por beneficios la mejora que experimenta cada agente por
la existencia de la red de transmision. Para cada generador el beneficio neto es:

Beneficio neto generadores = Ingreso con instalacion — Ingreso sin instalacion ~ (4.41.)

Para los consumidores, el beneficio se asocia a la diferencia de costos que tienen
que pagar con y sin la linea:

Beneficio neto consumidores = Costo sin instalacién — Costo con instalacion — (4.42.)

Luego de calculados los beneficios de acuerdo a 4.41. y 4.42., se reparte el cargo
complementario proporcionalmente a esos beneficios. Asi tenemos que la participa-
cién del usuario 4 en el pago de la linea 7 serfa:

B,.
— ki .

Par,, = ZIB ;B, >0 (4.43.)

2By

k

La principal dificultad de aplicar este método es que requiere simulaciones largas
y complicadas para calcular los beneficios de cada usuario de la linea. Sin embargo,
tedricamente es el de mayor mérito pues asigna los costos de la transmisién propor-
cionalmente a los beneficios de los agentes generando las senales econdémicas mds

adecuadas entre todos los métodos.

M¢étodo basado en el uso del sistema

Segt’m este método, el cargo complementario se reparte en proporcién a una estimacion
del uso que hace cada participante del sistema eléctrico. Para ello se calcula la influen-
cia (uso) sobre la red de un incremento de consumo o produccién de cada usuario.

Dado que no es posible efectuar mediciones que permitan obtener la participacién
de cada usuario en el uso de la red, se han desarrollado diversos métodos de estima-
cién, incluyendo los propuestos por Bialek (1997) y Kirschen et al. (1997), basados

en el «principio de proporcionalidad» entre las inyecciones y retiros de energia en cada
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nodo de la red y, de otro lado, el método basado en los factores de distribucién. Una
explicacion detallada de estos métodos, incluyendo casos pricticos, se puede ver en
Rubio Odériz (1999), Danitz (2001) y Fahrenkrog (2004). Un ejemplo de aplicacién
de la asignacion del cargo complementario por el método de Bialek se muestra en el

apéndice 4.5."

Esquemas de asignacién del cargo complementario en paises latinoamericanos

El cuadro 4.5. resume los diferentes esquemas de regulacién de la transmisién, inclu-
yendo los aspectos relacionados con el acceso a las redes, la asignacion de los costos
de transmisién y criterios de reparto de los cargos complementarios, asi como otros
aspectos regulatorios a nivel latinoamericano, descritos en el subcapitulo 7. Por otra
parte, en el cuadro 4.6. se presenta la asignacién de los cargos complementarios para
las lineas troncales entre la demanda y la generacion vigente al afio 2003 en algunos

paises latinoamericanos y en otros con experiencias relevantes.

Cuadro 4.5. Métodos usados para asignar costos de transmisién en Latinoamérica

Pais Argentina Bolivia Chile Colombia Pertt
Precios: Precio de Precio de Precio de Precio de Precio de
generacién- | nodo basado |nodo basado |nodo basado |mercado nodo basado
transmisién | en ofertas en costos en costos basado en en costos y

ofertas ofertas con
topes para los
generadores a
gas natural
Regulacién | Totalmente |Totalmente |Reguladala |Totalmente |Totalmente
al acceso regulado regulado negociacién | regulado regulado
abierto entre las partes
Sistema que | Determinado |Sistema econ. | Negociado Sistema eco- | Sistema econ.
se paga porel regu-  |adaptado entre las némico mini- | adaptado
lador determinado | partes mo determi- | determinado
por el regu- nado porel | por el regu-
lador regulador lador

17 Existen otras metodologfas planteadas recientemente, como las que se basan en los criterios
axiomdticos de los juegos cooperativos (Contreras 1997). En particular, estas usan mecanis-
mos que buscan el reparto eficiente de costos comunes, como el criterio del valor de Shapley.
Este valor es un concepto de solucién para juegos cooperativos que selecciona una tnica
imputacién —conjunto de pagos— que puede ser considerada como justa por los jugadores
en el sentido de establecer un reparto de referencia que se construye asignando a cada jugador
un pago «medio». Este pago representa la contribucién media de cada jugador al valor de las
posibles coaliciones, medidas a través de las llamadas funciones caracteristicas.
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Pais Argentina Bolivia Chile Colombia Perti
Valor que se | VNR, valores | VNR VNR VNR VNR
paga hundidos al
privatizarse
Costos de Generadores | Generadores | Generadores |Consumi- Transferidos
transmisién |y consumi- y consumi- dores en las tarifas a
pagados por: | dores dores los consumi-
dores
Distribucién |Basada enel |Basadaenel |Basadaenel |Basadaenel |Basadaen el
de los pagos |uso del siste- |uso del siste- |uso del siste- | uso del siste- |esquema de
ma, de acuer- | ma, de acuer- | ma, de acuer- | ma, de acuer- | postage stamp
do a cambios |do a cambios |do a cambios |do a cambios
incrementales | incrementales | incrementales | incrementales
Medicién En condicio- |En diferentes |En condicio- |En condicio- |En condicio-
del uso del | nes de punta |condiciones |nes de punta |nes de mixi- |nes de méxi-
sistema de operacién mo uso del | mo uso del
sistema sistema
Prorrateo de | Mdximo flujo | Peak de ca- Miximo flujo | Flujo ajus- Peak de de-
pago basado |transmitido |pacidad de  |transmitido |tado para manda de
en: generacién distribuir los | consumo
y peak de pagos 50% a | (para lineas
demanda de generadores y | principales)
consumo 50% a consu- |y estimacién
mos del flujo
transmitido y
beneficiarios
para lineas
secundarias

VNR: valor nuevo de reemplazo
Basado en Danitz 2001

Cuadro 4.6. Comparacién de la asignacién de cargos en lineas troncales

Pais Generacién Demanda

Chile 100% 0%

Colombia 0% 100%
Bolivia 25% 75%
Peru 0% 100%
Argentina 54% 46%
Suecia Mbévil Mbévil
Nueva Zelanda Mbévil Mbévil
Inglaterra 23% 77%
Espana 50% 50%
Canad4 50% 50%

Fuente: Rudnick, Mocdrquer y Soré 2003
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8. PLANIFICACION DE LA TRANSMISION

Las peculiaridades de las inversiones en transmisién exigen que estas sean objeto de
un tratamiento regulatorio especial. En primer lugar, son altamente intensivas en
capital, pues la mayor parte de los costos totales corresponden a las inversiones inicia-
les. En segundo lugar, estas inversiones poseen un cardcter de «costo hundido» (sunk
cost), pues la mayor parte no se puede utilizar luego para fines alternativos. En tercer
lugar, su realizacién puede ser eficiente en un determinado contexto, pero luego las
condiciones pueden cambiar y la linea podria dejar de utilizarse o ya no ser eficiente,
lo que hace que si fueran pagadas solo con las diferencias de precios entre nodos, la
recuperacién de los costos no estarfa garantizada. Por ejemplo, las condiciones del
sistema pueden variar abruptamente cuando por algiin motivo ingresa una nueva
linea de transmisién que puede quitar parte de la carga que pasaba por una linea
ya construida o hacer que algtin cliente que antes usaba la linea antigua se conecte
directamente a esta nueva linea. En cuarto lugar, la existencia de indivisibilidades y
economias de escala hace que, incluso en el caso de que la linea siempre sea requeri-
da, la remuneracién obtenida sobre la base de los principios marginalistas no alcance
para recuperar los costos totales.

Estas caracteristicas complican la atraccién de nuevas inversiones si solo se utili-
zaran las senales de precios que genera el sistema marginalista, pues los inversionistas
tendrian una alta incertidumbre sobre la recuperacién de sus inversiones y problemas
para determinar sus rentabilidades.'® Por ello, una solucién comun a estos problemas
es que el Estado apruebe el trazo y la capacidad de las nuevas lineas de transmisién y
que a la vez establezca una tarifa estable por un periodo prolongado, lo cual se suele
realizar mediante contratos de largo plazo.

Se ha visto que, en teoria, el sistema marginalista basado en precios marginales
locales 1) permite identificar el impacto de la congestién sobre el bienestar de los
consumidores y las ganancias de los generadores, dando las senales adecuadas para el
consumo y la inversidn; y 2) posibilita el uso de instrumentos de manejo de riesgos,
como los derechos financieros de transmisién (FTR).

Sin embargo, en presencia de fallas de mercado debidas a la existencia de eco-
nomias de escala y problemas de externalidades, y atendiendo a los potencialmente

'8 El andlisis econémico de la inversién en contextos de incertidumbre ha mostrado que cuando un
agente observa un alto grado de incertidumbre sobre la evolucién futura de sus ingresos decidird en
muchos casos postergar sus decisiones de inversion hasta que la incertidumbre se reduzca. Ello es prin-
cipalmente relevante cuando estas inversiones tiene el cardcter de «costos hundidos» y las inversiones
son muy especificas. La incertidumbre genera un valor adicional si se decide esperar o postergar las
inversiones, lo que ha dado lugar a los modelos de opcidn real (real option). Una presentacién de esta
teoria se puede encontrar en Dixit y Pindyck 1994.
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complejos problemas de accién colectiva derivados del hecho de que las lineas no bene-
ficien a un agente en particular, generalmente es necesario complementar estas sefiales,
lo que requiere la intervencidn estatal. El Estado debe planificar la expansién del siste-
ma, identificar proyectos con beneficios netos, determinar los beneficiarios y asignar
los cargos. Ello, particularmente, para el caso de instalaciones que afectan a muchos
agentes. La planificacién de la transmisién se puede realizar en una entidad estatal o
ser encargada a una entidad independiente de los otros agentes del sistema que presen-
te un plan de inversiones en transmisién que debe ser aprobado por parte del Estado.

En algunos paises se han implementado mecanismos alternativos para la autori-
zaci6én de la construccién de nuevas lineas tratando, en la medida de lo posible, de
involucrar a los potenciales beneficiarios o agentes perjudicados. Asi, se busca que los
potenciales beneficiarios se comprometan a pagar las nuevas lineas y que los agentes
que podrian verse perjudicados por su construccién puedan vetarlas si sobrepasan
determinado umbral o buscar mecanismos que los compensen, siendo un caso im-
portante a nivel internacional el mecanismo implementado en Argentina, donde los
agentes perjudicados por las nuevas lineas pueden incluso vetar la realizacién de un
proyecto (ver Romero 2003b).

Hogan (2004) considera que se requiere un andlisis que viabilice un limite entre
la regulacién y el uso de sefales de mercado. Las «inversiones reguladas» deben rea-
lizarse cuando existen beneficios econdmicos para la sociedad que no se reflejan en
los incentivos privados, por lo que si se dejara que el mercado brinde las sefiales para
las inversiones, no se darfan las inversiones necesarias en el sector. Estas «inversiones

reguladas» se justifican en los siguientes contextos:

+ Inversiones en confiabilidad (servicios complementarios como el soporte de
potencia reactiva o de disefio, como las inversiones basadas en el «criterio
n-1»), ya que existen limitaciones para que el mercado pueda valorar los
beneficios derivados de estos servicios.

« El financiamiento de inversiones indivisibles (lumpy investments) que pue-
den producir cambios materiales en los precios de los diferentes nodos del
sistema. Estos cambios en los precios pueden hacer que el valor ex post de los
ingresos tarifarios o lo recaudado por los derechos de transmisién de estas
lineas sea menor que el costo de inversién y costos fijos adicionales requeri-
dos por su cardcter indivisible. Por ello el financiamiento de estas inversiones
debe realizarse mediante cargos complementarios u otros mecanismos.

«  Existen inversiones adicionales destinadas a mitigar el poder de mercado cu-
yos efectos sobre los costos sociales no son tenidos en cuenta directamente
cuando se realiza un andlisis basado en costos.
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En estos casos, el regulador debe hacer uso de su poder coercitivo para identificar
beneficiarios, calcular los beneficios y generar la obligacién de pagar las instalaciones
—mitigando los incentivos de free riders o polizones—.

Un tema de particular importancia en la planificacién de las inversiones en trans-
mision es el referido a los criterios para invertir en confiabilidad. Por ejemplo, muchas
veces se requieren inversiones adicionales como las instalaciones necesarias para cum-
plir con el «criterio 7-1», el cual, en términos generales, establece que el sistema debe
ser capaz de soportar, en cualquier momento, la pérdida no programada de uno de
sus elementos. Este criterio es de tipo «deterministico», y el sistema debe soportar la
contingencia mds severa, incluso si esta ocurriera en el momento mds desfavorable. En
este sentido, es preciso encontrar un equilibrio entre los costos necesarios para cum-
plir con este criterio de confiabilidad y la cantidad adicional de energia que se logra
transmitir en el sistema cumpliendo este criterio, lo cual se ilustra en el grafico 4.17.

Los problemas inherentes para encontrar el arreglo institucional adecuado y di-
sefiar un sistema tarifario que permita tener un sistema de transmision confiable han
sido el origen de importantes eventos de caida del sistema eléctrico, como el apagén
sucedido en Nueva York y el sur de Canadd en el afio 2003 (ver Joskow 2003 y US-
Canada Power System Outage Task Force, 2004). Como resultado se interrumpieron
63 GW de carga y se afectaron cincuenta millones de personas en ocho estados ame-
ricanos y dos provincias canadienses.

Grafico 4.17. Incremento en confiabilidad versus costos de inversién

1,0 f == - oo s oo
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Confiabilidad (R)

Costo de inversion (C) —

Las decisiones de inversién en transmisién deben considerar los diferentes servicios
que esta infraestructura provee a los agentes del sistema eléctrico y las disponibilidades de
pagar de ellos. De acuerdo con Arellano y Serra (2004), el sistema de transmision presta
simultdneamente distintos servicios, y los beneficiados con cada uno de ellos pueden
ser diferentes en cada caso, lo que dificulta el proceso de planificacién de inversiones.
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En efecto, el sistema de transmisién transporta energia desde los nodos mds baratos
hacia los nodos mds caros, sustituye potencia instalada —principalmente cuando
las demandas pico entre localidades difieren en el tiempo—, reduce la necesidad de
reserva y aumenta la competencia en el mercado eléctrico, principalmente cuando el
mercado mayorista se ha abierto a la competencia a través de una bolsa de energfa.

9. COMENTARIOS FINALES

La transmisién eléctrica, ademds de ser un monopolio natural, es una industria de
redes. Ello lleva a que la regulacién de esta actividad sea bastante compleja. En pri-
mer lugar, debido a sus caracteristicas de red surge la necesidad, en la mayor parte
de los casos, de desarrollar un mecanismo de planificacién que asegure la retribucién
de las inversiones dentro de un sistema eficiente y sostenible. En segundo lugar, los
modelos de tarifas de transmisién no solo deben asegurar que se cobren los costos
de operacién e inversién sino tratar de lograr que estos sean pagados, en la medida
de lo posible, por los beneficiarios del sistema de transmisién en proporcién a los
beneficios que estos obtienen por la transmision.

En particular, en el andlisis de las decisiones de inversidén en capacidad de trans-
misién y la forma como esta debe remunerarse, debe tenerse en cuenta una serie de
factores. En primer lugar, las inversiones en transmisién se deben evaluar conside-
rando las caracteristicas de la demanda y los costos de generacién en cada uno de los
nodos del sistema eléctrico, siendo viables econémicamente solo cuando el ahorro
logrado en los costos de generacién es superior a los costos de la nueva capacidad de
transmisién. En segundo lugar, si bien el uso de estos criterios, basados en principios
marginalistas, permite identificar las inversiones necesarias y genera una forma de va-
lorizarlas, la existencia de economias de escala y de indivisibilidades, y los efectos de
las interconexiones sobre los precios nodales del sistema, hacen que la remuneraciéon
basada en la diferencia de precios entre nodos (ingreso tarifario) no sea suficiente
para cubrir los costos de la transmisién y generar ingresos estables a los inversionistas.
Por ello, se hacen necesarios cargos complementarios que terminen de cubrir todos
los costos, los cuales son repartidos entre los beneficiarios de las redes a partir de dife-
rentes criterios, sin que exista un consenso a nivel internacional sobre el mecanismo
a utilizarse para asignarlos entre los agentes del sistema.

Ademds del problema de determinacién de tarifas, las caracteristicas descritas
también dificultan la atraccién de inversiones en transmisién basada solo en meca-
nismos de mercado, lo que hace necesaria la intervencién estatal con mecanismos
como la aprobacién de nuevas inversiones y la creacién de regimenes tarifarios que
permitan garantizar la recuperacién de las inversiones.
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APENDICE 4.1. Las LEYES DE KIRCHHOFF Y DE OHM

La primera ley de Kirchhoff (ley de mallas)

Esta ley establece que la suma de los voltajes de un sistema eléctrico es cero. El vol-
taje se puede entender como la «presién» de los electrones. La ley sefiala que en toda
trayectoria cerrada en un circuito, la suma algebraica de las fuerzas electromotrices y
las caidas de potencial es igual a cero.

En el grafico se aprecia un circuito de una malla conformado por dos resistencias
(R, y R)) y una fuente electromotriz (Vfem). La corriente circula en sentido contra-
rio a las manecillas del reloj. En términos graficos se puede expresar esta ley de la
siguiente manera:

Griéfico 1. Ley de mallas (primera ley de Kirchhoff)

Viem
|
|

I

V,,=IR+LR,

La fuerza inicial con la que se mueve el electrén estd dada por el generador (la
fuerza electromotriz). Esta fuerza se reduce al pasar la corriente (/,) por la primera
resistencia (R,). Con esta nueva fuerza el electrén sigue por el resto del circuito hasta
llegar a la segunda resistencia (R,), en donde nuevamente el electrén pierde su fuerza
de desplazamiento. La ley de Kirchhoff establece que la suma de todas las fuerzas
de desplazamiento que se pierden a lo largo del circuito eléctrico debe ser igual a la
diferencia entre la fuerza con la que se inyecta y la fuerza con la que llega el electron
a la barra de generacién.

Un enunciado alternativo de esta ley es que en «en toda malla la suma algebraica
de las diferencias de potencial eléctrico debe ser ceron.

>7,=0
k=1
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La segunda ley de Kirchhoff (ley de nudos)

Esta ley establece que la energia inyectada en una barra es igual a la cantidad de ener-
gia retirada de dicha barra. Esto explica por qué un generador localizado en la misma
drea geografica de su cliente no abastece de manera exclusiva su contrato fisico de
suministro. Ademds, la energfa proporcionada por el generador se consume a pesar
de que su demanda puede ser menor. Es decir, no es posible el «<almacenamiento» ni
la «generacién» de energfa en las instalaciones de transmisién.

En el grafico se aprecia que una de las barras recibe energia de dos fuentes: la
primera es la inyeccién de un generador (/,) y la segunda proviene del sistema (7). El
total de esta energfa se retira para abastecer la demanda de la carga 1 (7)) y el resto se
distribuye en el sistema (Z,).

Grifico 2. Ley de nudos (segunda ley de Kirchhoff)

Sistema

Carga 1

1
4
L ) T Sistema

&L

L+L=1+]I,

N

Haciendo una analogia con el sistema de agua potable, la primera ley de Kir-
chhoff se puede interpretar de la siguiente manera: la presién de inyeccion de agua
—«fuerza electromotriz»— es igual a la suma de la presién a la que llega el agua al
final de los conductores. En el caso de la segunda ley de Kirchhoff, la cantidad de
agua (metros ctbicos por segundo) que llega a una subestacién de bombeo es igual
a la cantidad de agua —medida en metros ctbicos por segundo— que se distribuye
entre las redes conectadas a dicha subestacion.

La ley de Ohm

Esta ley senala que existe una relacién entre la corriente de energia en un circuito y la
diferencia de potencial aplicado a dicho circuito. Ohm encontré experimentalmente
que esta relacién era proporcional. Es decir, para un conductor dado, cuando por
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ejemplo se duplica o se triplica la diferencial de potencia —voltaje—, también se
duplica o triplica la corriente.

Tal como se describi6 anteriormente, la diferencia de potencial en los extremos
del conductor se representa por la letra V'y la corriente por la letra 7. Ademds, si re-
presentamos la resistencia de un conductor i por R, la ley de Ohm se puede formular

como:

V=1 %R

Grifico 3. Circuito mostrando la ley de Ohm

Una fuente eléctrica con
una diferencia de potencial
v O V produce una corriente
eléctrica / cuando pasa a
través de la resistencia R

Por su parte, la resistencia del conductor, entendida como la dificultad que se
opone al paso de la corriente, depende de sus dimensiones, es decir, tendrd mds
resistencia cuanto mds estrecho y largo sea el conductor. Esta proporcionalidad se
expresa como:

donde:
* R, : resistencia del conductor i (medida en ohmios)
« S, :seccion transversal del conductor (medida en metros cuadrados)
« P :resistividad o resistencia especifica'

1

Una derivacién de la ley de Ohm es que la energia se traslada por el conductor
que ofrece menos resistencia. Siguiendo con la analogfa del sistema de transporte de
agua potable, supongamos que existen dos conductores que abastecen a dos pobla-
ciones. La primera poblacién estd localizada a cuarenta metros sobre el nivel del mar
y la segunda a solo veinte metros sobre el nivel del mar. Estos dos conductores estdn
conectados a una estacién de bombeo. La ley de Ohm nos dice que el agua se despla-
zard en mayor proporcién por el primer conductor que por el segundo.

1 La resistividad es una constante que depende del material con que est4 fabricado el conduc-
tor en cuestién. A la inversa de la resistividad se le llama conductividad.
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APENDICE 4.2. EJEMPLO DE INVERSIONES DETRIMENTALES EN TRANSMISION?"

Consideraremos un sistema con tres nodos —dos de generacién, uno caro (nodo 1) y
otro barato (nodo 2), y un punto de consumo (nodo 3)—, una restriccién de trans-
misién de 600 MW entre los nodos 2 y 3, y una capacidad maxima del generador
2 de 900 MW. Si se realiza una inversién en transmisién entre los nodos 1y 2, el
generador 2 podréd producir todo y los costos se reducirdn.

Griéfico 1. Ejemplo de inversién detrimental: situacién inicial
Situacion inicial Situacion final

Eay

— M
\
—» o

T N
[o=sooww] oMW |

Sin embargo, una inversion inicialmente eficiente puede dejar de serlo ante un
cambio en la demanda, por ejemplo si esta se incrementa de 900 MW a 1.800 M'W.
En este caso, debido a la necesidad de abastecer toda la demanda, el generador caro
terminard produciendo toda la energia demandada.

Griéfico 2. Ejemplo de inversién detrimental: incremento de la demanda
Situacién inicial Situacién final

(o ] !
(2)

2 Este ejemplo se ha tomado de Hogan 1996 y Lasheras 1999.
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APENDICE 4.3. DERIVACION FORMAL DE LOS PRECIOS MARGINALES LOCALES?!

En la derivacién de los precios marginales 6ptimos debe realizarse un anilisis previo
que permita identificar un criterio general a partir del cual decidir los niveles de pro-
duccién de electricidad. Para ello tenemos en cuenta que el bienestar de la sociedad
se puede medir como la diferencia entre el bienestar obtenido por el consumidor
para un nivel de demanda B(D) y el costo de produccién de una cantidad de pro-
duccién C(P). La planificacién buscard maximizar esta diferencia, lo cual se puede
plantear matemdticamente de la siguiente forma:

Mang[t)lizar B(D)-C(P)
sujetoa: P=D
El problema lagrangiano asociado es:
L(D,P, /) =B(D)— C(P)+ A(P - D)

Obteniendo las condiciones de primer orden:

dL dB

=-=_1=0 1
oD dD ®
dL__d€ a0 )
o dpP

JdL

C—p-D=0 3
) 3)

dB _dc_,

Igualando las expresiones 1 y 2 obtenemos: — =—=

dD cP
Es decir, que en el 6ptimo el incremento marginal en el beneficio del consumidor
por una mayor demanda debe ser igual al incremento marginal en el costo de produc-

cién. Este problema se puede plantear para un caso mds general de la siguiente forma:

Maximizar Y B(D,)-> C,(G,)
K J

sujeto a:
Y dy +pérdidas— Y g, =0 0
K J
|Z,|< z™ (D
g <g™ (1)
Zg_] < gcr[tico (IV)
j

2! Esta seccién se basa en Green 1998, Hsu 1997 y en los desarrollos del capitulo 6 de Kirschen y Strbac
2004.
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« d_ :representala demanda en el nodo k

g :representala generacién en el nodo j

. max. representa el maximo nivel de generacién obtenible en el nodo j
g g

o 7™ miximo flujo permitido por la linea i
J

Reescribiendo el problema como un lagrangiano tenemos:

Maﬁgizar% B(d,) - Z’ C,(gy)
-u, [2 d, —pérdidas — 2g1:| (D
K J
_ug[

—u g g™ )

- 7’{2 g- gm] (Iv)

z|-z ] (In)

siendo:

(I)  Restriccién del balance de energia (demandas mds pérdidas igual a genera-
cién total)

(I) Restricciones del flujo mdximo de las lineas

(III) Restricciones de méximas capacidades de generacién individuales

(IV) Restriccién de capacidad de generacion total

Las condiciones de primer orden respecto a las demandas son:

a—B—ue 1+—8p@d1das —ZuQS£=O (1a)
ad, ad, ~ . ddy
Mientras que las condiciones de primer orden respecto a la produccién en cada
nodo son:
_a_C_ue[aPQfdldaS _1}_211@%_11;1“ _y=0 (2a)
9g, 9g, T g

Si consideramos que el consumo en el nodo K se dard cuando el precio cobrado
(P) sea igual al beneficio marginal obtenido por los consumidores, tendremos de la
expresion la:

oB dpdidas Qs 0Z.
=P =u |l+—= |+ i
od, ue[ od, :| i ui od, (3a)
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A su vez, debe tenerse en cuenta que una reduccién de la generaciéon en un nodo
debe tener los mismos efectos sobre las pérdidas y las restricciones de transmision
que un incremento de la demanda, por lo que la ecuacién 2a se puede reordenar de

la siguiente forma:

9« +ul™ +y=u, |:1 + —apﬂdldas:| - ZuQS 9 =u, |:1 + —apﬁdldas:| + ZuQS £= P
og, og, T, g, ad, ~ , odg
aC max

=P =—+u

K agJ ;) TY (43)

Si definimos P* como el precio en la barra de referencia (swing bus) y tenemos
en cuenta que por definicidn los insumos en la barra base no afectan los flujos ni
pérdidas del sistema, usando la ecuacién 3a tenemos que:

P*=u (5a)

e
Es decir, que el precio seria igual al precio sombra de la restriccién de balance de
energfa. Regresando al resultado de la ecuacién 4a:

max

P, = 9L +u;" +y
K agJ J
tenemos que el precio en el nodo base o de referencia serfa la suma del costo marginal
de generacion en el nodo y los precios sombra de la capacidad de generacidn total y
del nodo base.

Dado que por definicién el generador marginal estd localizado en la barra base,
el multiplicador de la restriccién de la capacidad de este generador es cero, ya que si
este generador no tiene capacidad suficiente entonces todo el sistema no la tendrd,
por lo que el precio sombra de la capacidad del sistema (y) es igual a la diferencia
entre el costo marginal de generacidn y el beneficio marginal de los consumidores en
el nodo base:

P*=a—c+y:>y=P*—a—C (6a)
ag, og,
Al costo marginal de generacion en el nodo de referencia se le suele denominar A:
lza—C:P*zlﬂf (7a)
ag;

De esta forma el precio en el nodo base serd igual a la suma del costo marginal de
generacién (1) mds el multiplicador de la restriccién de capacidad de generacion ()
cuando esta ha llegado a su médximo, tal como se puede ver en el grifico adjunto.
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Griéfico 1. Multiplicadores del costo marginal y de la capacidad de generacién

P
Oferta,
P g
}N
B(d)
}x
e d

APENDICE 4.4. E]EMPLO DE USO DEL PRINCIPIO DE SUPERPOSICION EN EL
DESPACHO

Se tienen tres nodos (4, B, y C) con los datos de demanda y costos marginales que
se muestran en el grifico adjunto. La linea que conecta los nodos A y B tiene una
capacidad maxima de 60 MW y en cada nodo podemos definir una funcién de cos-
tos marginales creciente, con los generadores en A operando a costos menores que
los de By C, siendo los costos de B mds bajos que los de C. Todas las lineas tienen la
misma impedancia.

Griéfico 1. Ejemplo del uso del principio de superposicién: datos

Situacion inicial
CMg,=10+¢q,/50 (US$/MWh)
Demanda =200 MW

Barra A
L,, <60 MW
Barra B Barra C
Demanda = 500 MW Demanda = 500 MW
CMg, =15+ g, /50 (US$/MWh) CMg,.=20+q./50 (US$/MWh)
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El despacho 6ptimo considerando estos datos se puede obtener resolviendo el
problema de minimizacién del costo total de generacién, sujeto a las restricciones
de capacidad de transmisién y las impuestas por la operacién fisica del sistema. La
expresién formal usando la notacién de la seccién «Ejemplo de influencia de los loop
Sflows en el despacho éptimo» (subcapitulo 4) es la siguiente:

Minimizar CT = CT,(G,)+CT,(G,)+CT.(G,)

G1>Gups Gucs G Gp> Gpe» Gy Gy G
sujetoa :
G, +Gy,+G., =D,
Gup+Gp+Gy =Dy (Ia)
G +Gpe+Gee =Dc

oa+o o 1) o+
—GAB + GAC + cB BA
(o +B+6) (a+B+6) (o +B+6) (o +B+6)

o o =

_ G, — G.,=F_,<T

(a+B+5) BC (a+B+5) c4 4B 4B (ITa)
GAA’GAB’GAC 2 O’ GBA’GB’B”GBC 2 0’ GCA’GCB’GCC 2 0 (IIIa)

donde G, es la energfa generada en el nodo 7 para el nodo j, sin importar el trayecto
que esta siga. Por lo que G,, G, y G . se definen como:

G =G ut+Gy+G,e

Gy =Gy, + Gy + Gy

Ge =Gy + Gy + G

Usando los datos del problema, e integrando las funciones de costos marginales,

tenemaos:
2 2 2
Minimizar CT = [IOXGA+1G0’(‘)]+(15><GB+]GOL(’))+(2O><GC+]G&)J
GAA ’ GAB > GA(,' > GBA 4 GBB 4 GB(‘ > G(,'A > G(.’B > GC(.'
sujetoa:
G, +G, +G. =200
G p+Gyp+ Gy = 500 (Ib)
G, +Gy +G.. =500
2 1 1 2 1 1
3G +3G1c* 3 Gen =5 Gou =3 Goe =3 Gy <60 (Ilb)
GGG, 20,Gp,, Gy, Gy 20,G,, Gy, G 20 (ITIb)

Se puede demostrar que la solucién a este problema serd la siguiente: G, = 465,
G, =585y G = 150. Los costos marginales o precios marginales locales (LmP’)
serdn: Lmp, = 19,30 US$/MWh, Lmp, = 26,70 USS/MWh y Lmp . = 23,00 US$/MWh.
El costo total asciende a US$ 22.235.
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Como se puede comprobar en este caso, en el despacho éptimo se estarfa cum-
pliendo el «principio de superposicién», el cual establece que las restricciones de
transmisién se deben evaluar en relacién al valor neto de la energfa transmitida en un
tramo de la red eléctrica. Dado que la restriccién de transmision estd limitando en el
dptimo, su valor serd igual a la suma del flujo que pasa por la linea en las proporcio-
nes definidas por las leyes fisicas desde A4 hacia By C, desde Chacia B, menos el flujo
que va desde B hacia Ay C, y desde C hacia A.

Debe notarse que en este caso el LMP o costo marginal en el nodo C es menor
que en el nodo B debido a las restricciones de transmisién y de satisfaccién de la
demanda en todos los nodos. También debido a que conforme se incrementa el nivel
de produccidn, los costos marginales también lo hacen, de modo que se llega a un
momento en que las centrales que inicialmente eran mds baratas igualan sus costos
marginales con las de los otros nodos, siendo eficiente que ya no produzcan canti-
dades adicionales.” La situacién final, luego de haberse optimizado el despacho, se
muestra en el grifico 2.

Grifico 2. Ejemplo del uso del principio de superposicién: resolucién

Situacion final
CMg, =10+ g, /50 (US$/MWh)
Demanda =200 MW

Barra A
P,=US$ 19,30
G,=465 MW

P, =1UsS$ 26,70 P.=US$23
G, =585 MW G.=150 MW
Barra B Barra C
Demanda = 500 MW Demanda = 500 MW
CMg, =15 +q, /50 (US$/MWh) CMg,. =20+ q,./50 (US$/MWh)

22 Ello se puede comprobar si se elimina la restriccion de capacidad mdxima de transmisién entre A y
B. En este caso la optimizacién del despacho, teniendo en cuenta que no hay restricciones de capacidad
de generacién, implicard que se produzca hasta que los costos marginales en los tres nodos sean iguales.
Se puede comprobar que ello se logrard con unos niveles de produccién , con un costo marginal de

US$ 23 por MWh.
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APENDICE 4.5. EJEMPLO DE ASIGNACION DEL CARGO COMPLEMENTARIO CON EL
METODO DE BIALEK??

Este método, utilizado para trazar el flujo de electricidad a través de un «sistema en-
mallado», se basa en el uso del «principio de proporcionalidad», el cual se deriva del
cumplimiento de las leyes de Kirchhoff. Este se puede ilustrar en el siguiente gréfico,
donde existen cuatro lineas conectadas al nodo 7 de las cuales dos inyectan potencia
al nodo y dos se la retiran.

Griéfico 1. Ejemplo del uso del principio de proporcionalidad

i 40 70 m

Kk 60 30 |

La potencia total que pasa a través del nodo es Pi = 40 + 60, de la cual 40% pro-
viene de la rama ji y 60% proviene de la rama k:. Se adopta el supuesto de que cada
MW que se retira de este nodo contiene la misma proporcién de potencia provenien-
te de las ramas que inyectan potencia al nodo. Asi, para la rama 77 por la que pasa un
flujo de 70 MW, el 40% provendria de la rama ji (28 MW) y el 60% de la rama /i
(42 MW). Aplicando este principio al sistema eléctrico ilustrado en el grifico 2, don-
de existen cuatro consumidores y cuatro lineas interconectadas, se obtienen los pagos
por consumidor para cada linea del sistema presentados en el cuadro 1. Se puede ver
que las lineas 1 y 2 son pagadas solo por los consumidores 1 y 2 respectivamente,
pues son los Ginicos que las usan, mientras que la linea 3 es pagada proporcionalmen-
te por los consumidores 1, 2 y 3; y la linea 4, por todos los consumidores.

Griéfico 2. Ejemplo del reparto de costos por el método de Bialek
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% Basado en Rubio Odériz 1999 y Danitz 2001.
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Cuadro 1. Ejemplo del reparto de costos por el método de Bialek

Consumidor Lineal Linea 2 Linea 3 Linea 4
30 30 80
C idor 1 CCL1 — _—
onsumicor 170 CC13 | 170780 CC 4
Consumidor 2 CCL2 & CCL3 2& CCLl4
170 170180
Consumidor 3 30 ccrs | 2280 o4
170 170180
Consumidor 4 @ CCL4
180
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DiSTRIBUCION ELECTRICA

1. CARACTERISTICAS

La red de distribucidn es el medio a través del cual se transmite la electricidad al usua-
rio final partiendo de una barra del sistema de transmisién. Las redes de distribucion,
que pueden ser aéreas o subterrdneas, estin compuestas por segmentos que operan en
distintos voltajes. Es posible distinguir los siguientes segmentos:

« Redes de alta tensién. Emplean voltajes mayores a 100 kV y se utilizan en sis-
temas de subtransmisién. En ellas el flujo de energfa va en una sola direccién
para llevar la energia de la red de transmisién troncal, conformada por las
lineas donde el flujo de energia no tiene una direccién tnica y que alimenta
a todos los puntos de retiro de energfa del sistema, a los centros poblados.

« Redes de media tensién. Emplean voltajes comprendidos entre 1 kV y 100
kV, y se utilizan tanto para llegar a instalaciones industriales de alto consumo
de electricidad como para la distribucién de energfa en una ciudad.

+ Redes de baja tensién. Emplean voltajes de 110-220 voltios para consumo
residencial y de 500-600 voltios para consumo industrial. Se emplean para
abastecer de electricidad a los usuarios desde un punto cercano de la red de
media tension. El costo por kWh de estas redes es mayor que para las redes

de media tensidn.

Las redes de diferentes niveles de tensidn requieren transformadores para interco-
nectarlas. Respecto de la configuracién y tecnologia de las redes, estas se clasifican en:
1) sistemas radiales: lineas que salen desde una subestacién hacia un drea de consumo
sin tener puntos en comdn con otras lineas; 2) sistemas en anillo: lineas alimentadas
desde varias fuentes —transformadores— a la vez, de modo que si falla una fuente
se puede mantener el suministro con las fuentes restantes; y 3) sistemas enmallados:
todas las lineas forman anillos, con lo que se obtiene una estructura similar a una

malla, que da mayor seguridad al sistema.
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Adicionalmente, un sistema de distribucién posee equipos de proteccién y sec-
cionamiento que reducen tanto el nimero como la duracién de las interrupciones de
suministro. Otro tema importante es la densidad del servicio. Entre los indicadores
de densidad mds utilizados tenemos el nimero de clientes y el volumen de electrici-
dad (GWh), medidos por kilémetro de red.

Claramente existe un ahorro en costos cuando la densidad es mayor. Esto hace
que las redes de distribucién de un 4rea se clasifiquen en dreas tipicas, las cuales estdn
basadas en indicadores de densidad —dreas urbanas, urbano-rurales, rurales—. Es
mids, tal como sefala Bernstein (1999), existen algunos estudios que indican que
la condicién de monopolio natural de la distribucién se debe mds a la existencia de
economias de densidad' que a las economias de escala propiamente dichas, pues el
costo medio no se reduciria apreciablemente conforme se incrementa el consumo si
se controla por el factor de densidad.

2. CoSTOS DE DISTRIBUCION

Los costos de distribucién incluyen el valor del capital, el costo de operacién y mante-
nimiento, y las pérdidas de energia. El valor del capital de una empresa distribuidora
equivale a la depreciacién de sus instalaciones mds los intereses del capital invertido.
La tasa de costo de capital normalmente se asocia con el costo promedio del capital o
wacc (Weighted Average Cost of Capital),* que se define como el promedio ponderado
de las tasas de retorno requeridas por el capital aportado por los inversionistas y el
capital prestado por entidades financieras. El costo del capital, de acuerdo al carm
(Capital Asset Pricing Model), es igual a una tasa libre de riesgo —por ejemplo, la tasa
de interés de los bonos del gobierno— mds una prima por riesgo que depende del
sector y del riesgo-pais.’ En la practica existen tres alternativas para evaluar los bienes
e instalaciones en servicio que conforman el costo del capital invertido: costo histéri-
co, costo de reposicién y costo de sustitucion o valor nuevo de reemplazo (VNR).

! Definidas como la reduccién de los costos medios conforme se incrementa el niimero de usuarios por

metro cuadrado del drea de concesién.
2 WACC:(L (1-1)r, +( E J
D+E D+FE

D = financiamiento via deuda de largo plazo, E = financiamiento via capital propio, ¢ = tasa impositiva.
El porcentaje 6ptimo de endeudamiento (leverage) depende de una serie de factores, lo que complica
el cdlculo de la tasa de costo del capital. Un libro de texto estdndar sobre finanzas corporativas que se
puede consultar para mds detalles es Brealey y Myers 2000.

3 Para una derivacién detallada del costo de capital y su aplicacién a las empresas distribuidoras, ver
Garcia y Pérez-Reyes 2005.

1, donde: 7, = tasa de la deuda, r, = tasadel capital propio (equity),
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«  El costo historico es el valor efectivamente pagado por la distribuidora por sus
instalaciones y equipos, menos la depreciacién acumulada.

o El costo de reposicion representa lo que costaria construir las mismas instala-
ciones y equipos hoy, sin tener en cuenta la obsolescencia de la tecnologia
utilizada.

o El costo de sustitucion o valor nuevo de reemplazo (VNR) es el costo actual de ad-
quisicién de nuevas instalaciones y equipos que permitan ofrecer un servicio
idéntico al proporcionado por las instalaciones existentes pero utilizando la
tltima tecnologifa y buscando el minimo costo. Este concepto responde a la
necesidad de garantizar que los usuarios no financien inversiones ineficientes.

Los costos de operacién y mantenimiento corresponden a los costos necesarios
para mantener disponible el servicio con la calidad adecuada, e incluyen las activida-
des de mantenimiento preventivo, mantenimiento menor y mantenimiento mayor,
programadas de acuerdo a la frecuencia requerida por cada una de ellas.

Tanto los costos unitarios de inversién como los costos de operacién y manteni-
miento dependen de la densidad poblacional o caracteristicas del servicio, incluyen-
do los niveles de calidad de suministro para los que se hayan disefiado las redes. Es
decir, el costo promedio en la zona rural serd mayor que en la zona urbana debido a
que la distancia entre los clientes es mayor si se considera un mismo nivel de confia-
bilidad. Ello debido a que, si bien el costo por kilémetro en una zona rural puede ser
menor que en una urbana —pues las distancias entre postes, conocidas como vanos,
suelen ser mayores y por lo tanto se requiere un menor niimero de ellos—, cuanto
mds urbana es la zona generalmente el consumo de kWh por persona es mayor, efec-
to que supera al primero. Por ello, si se considera que la calidad del servicio es similar,
el costo medio de distribucién tiende a ser mayor conforme se va de zonas urbanas
de alta densidad a zonas urbanas de media densidad, hasta llegar a zonas rurales. Este
comportamiento tipico de los costos unitarios por kWh segiin densidad de zona,
considerando niveles similares de calidad de suministro, se ilustra en el grafico 5.1.

Esta diferencia de costos entre zonas es tomada en cuenta en la regulacién de ta-
rifas de electricidad al calcularse los costos de los concesionarios considerando tanto
la concentracién de poblacién como los niveles de consumo tipicos. Este tema se verd
con mayor detalle en las secciones siguientes.

Respecto al costo de las pérdidas, las pérdidas técnicas como porcentaje de la
energfa transportada aumentan conforme el voltaje disminuye. Como la distribui-
dora compra energfa y potencia —aunque a veces se expresa todo en energia— a la
generadora, la distribuidora suma el costo de las pérdidas a los costos de distribu-
cién, que en el caso peruano se suman al valor agregado de distribucién (vap). Sin
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embargo, como regla en los paises donde se utilizan mecanismos de regulacién por
incentivos, las tarifas deben reconocer solo un porcentaje de pérdidas basadas en
condiciones eficientes de operacion.

Grifico 5.1. Costo de distribucién eléctrica segiin densidad de la zona

US$/KWh

//

Urbana alta Urbana media Urbana baja  Urbano-rural Rural Densidad de
zona

3. METODOS DE REGULACION EN DISTRIBUCION ELECTRICA

Al igual que la transmisién, las redes de distribucién de electricidad también son un
monopolio natural, y estdn a cargo de empresas que generalmente tienen el mono-
polio legal o concesién exclusiva en cada regién. En vista de ello, los precios se de-
terminan en funcién de los costos medios aplicando el criterio del «segundo mejor»
como se indicé en el capitulo primero. A continuacidn, se consideran tres métodos
de regulacién que son los mds comunes en la distribucién eléctrica: 1) regulacién por
tasa de retorno (rate of return, ROR) o costo de servicio; 2) regulacién por price cap y
revenue cap; y 3) regulacion por yardstick competition | empresa eficiente.

Regulacién por tasa de retorno o costo de servicio

Este es el método tradicional utilizado por las Public Utility Commissions en Estados
Unidos. Consiste en fijar tarifas iguales al costo medio estimando y auditando los
costos en que incurre la empresa para prestar el servicio. De esta manera, todos los
costos reconocidos son trasladados directamente a los consumidores. Tradicional-
mente esta metodologia, o método de los ingresos necesarios, cubre los siguientes tres
aspectos: 1) la supervision y control de los costos de operacién y mantenimiento a
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reconocerse; 2) la determinacion del capital remunerable (raze base); y 3) la eleccion
de la tasa de retorno permitida.

En general, el costo anual del servicio se calcula como la suma de los costos
de operacién y mantenimiento (COyM) mids la depreciacién del periodo (D), los
impuestos (7) y el costo anual del capital (K), menos los ingresos no directamente
relacionados con la venta de electricidad (/):

Costo de servicio =COyM +D + K+ T—-1 (5.1.)

Para determinar el costo anual del capital (K) es necesario calcular la inversién
neta remunerable (rate base), que incluye el valor de la propiedad y las instalaciones
en uso no depreciadas mds el activo circulante. Generalmente se utiliza el método
del valor histérico aunque en algunos esquemas de regulacién se utilizan los valores
de reposicién. Para incluir las obras en curso también existen variantes: se puede
incluir la inversién que esté en proceso de realizacién o el interés que se debe pagar
por la obra en construccién. Una vez calculada la inversién neta remunerable, se
debe aplicar una tasa de retorno (rate of return, ROR), que se estima tomando como
referencia la opinidn de expertos o estudios de los factores que intervienen en su
formacién tomando como base una tasa libre de riesgo a la que se le afiaden el riesgo
de la industria y otros riesgos, como el riesgo-pais. Luego el costo anual del capital
(K) se determina como:

K = ROR* (Valor activos no depreciados + Capital de trabajo) = ROR x (Rate base) (5.2.)

Respecto a la depreciacién, habitualmente se utiliza un método de depreciacién
lineal, aunque en algunos casos se pueden aprobar métodos de depreciacién acele-
rada.

Un aspecto importante estd referido a los incentivos que puede producir la regu-
lacién por costo de servicio o tasa de retorno. Un problema que puede presentarse
es el incentivo a sobreinvertir en capital, conocido como el «efecto Averch-Johnson».
En este caso, la empresa regulada tiene el incentivo a utilizar un excesivo nivel de
capital cuando el regulador reconoce en los cdlculos tarifarios un costo de capital
superior al que la firma realmente posee en el mercado. De esta manera la firma se
asegura un ingreso adicional por cada unidad de capital invertida en exceso, lo que
lleva a que utilice una combinacién de capital/trabajo que no es eficiente.* El otro
efecto, conocido como «ineficiencia X», se debe a que los costos de produccidn, si
bien legitimos por ser auditados, pueden ser superiores a los costos que resultarfan de
la operacién eficiente de la empresa, debido a ineficiencias inducidas por la ausencia

* En la seccién 3 del capitulo 1 se analiza con mds detalle este problema.
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de competencia, asociadas con problemas en la gestién y un menor esfuerzo en la
compra de insumos, entre otros factores (Leibenstein 1966).

En algunos esquemas se busca reducir estas ineficiencias permitiendo que la em-
presa regulada se apropie de parte de las ganancias que obtendria si mejora su des-
empeno respecto de los estindares utilizados en los cdlculos tarifarios. Esto podria
lograrse, en este esquema, si la regulacion se realizara en periodos espaciados de tiem-
po —mayor rezago regulatorio— de forma que, si al terminar un periodo regulatorio
la empresa invirtiera en mejorar la eficiencia, esta podria apropiarse de las ganancias

adicionales hasta que los precios se ajusten en la préxima regulacién.

Regulacién por revenue cap (ingreso méximo) y por price cap (precio méaximo)

En la regulacién por revenue cap se limitan los ingresos de la firma mediante la si-

guiente férmula:
Rt=(R _+CGA xACli) x(1+I-X)+Z (5.3.)
donde:

« R : ingresos autorizados a la firma en el periodo ¢

«  CGA : factor de ajuste por crecimiento de clientes (US$/cliente)
« ACIi : cambio anual en el nimero de clientes

I : indice de inflacién

« X : factor de productividad

« Z : ajustes por aspectos no tomados en cuenta

Se puede apreciar que la ecuacién 5.3. se corrige de acuerdo al nimero de clien-
tes, a la inflacién, y a un indice de productividad determinado por el regulador. Bajo
este esquema la firma tiene incentivos para reducir costos y aumentar su rentabilidad,
para lo cual serfa necesario que el tiempo entre periodos de fijacién tarifaria fuera
suficientemente largo. El factor Z incluido en la ecuacién 5.3. corresponde a eventos
inesperados tales como cambios en impuestos, modificaciones en la metodologia
contable, cambios regulatorios, restricciones ambientales, entre otros.

En cuanto al esquema de precios tope (price caps), los precios se limitan sin im-

poner restricciones a los ingresos de la distribuidora. La férmula es:
P=P x(1+I-X)£Z (5.4.)

donde:
« P, : precios mdximos en el periodo ¢
« P _,: precios mdximos en el periodo ¢~/
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La ecuacién 5.4. relaciona los precios de un periodo (ano) con los del periodo an-
terior, los cuales son corregidos por la inflacién y un indice de productividad, ademds
del factor Z por cambios en el entorno.

Tanto para el esquema de ingresos tope (revenue cap) como para el de precios
tope (price cap) la firma busca maximizar su beneficio. La diferencia estd en que bajo
el esquema de ingresos tope la empresa busca producir una menor cantidad por un
precio més alto, mientras que, con el modelo de precios tope, la empresa busca maxi-
mizar sus ventas, tipicamente hasta que el ingreso marginal iguale al costo marginal.

Por ejemplo, la regulacién en Colombia utiliza el modelo de precios tope. En este
modelo, el precio méximo estd definido de acuerdo al costo unitario de prestacion del
servicio por kWh, definido para cada unidad de tensién de suministro —voltaje—.
El costo unitario incluye el costo de generacién y transmisién —ambos calculados
por separado—, al cual se anade el costo de distribucién y comercializacién, mien-
tras que en el denominador se toman en cuenta las pérdidas. La férmula final es la

siguiente:
C = Compras(generaci n)+ Transmisi n+ Distribuci n+ Adicionales+Comercializaci n (5.5.)
" (1- % p@didas)

El precio de compra de energia corresponde al costo de la generacién, que en
Colombia es el promedio ponderado de los contratos y las compras al mercado spor
efectuadas por los agentes del mercado. Similarmente, el cargo por transmision es
calculado de acuerdo a los criterios de reparto de los costos entre la demanda y los
generadores establecidos regulatoriamente para este segmento.

En cuanto a los costos de distribucién en Colombia, estos se componen de la
remuneracién del capital sobre el costo de reposicién de las instalaciones utilizando
una tasa de interés del 9%, agregdndole un porcentaje definido por el regulador para
gastos de administracién, operacién y mantenimiento para cada uno de los cuatro
niveles de tensién. Estos costos, que varfan entre 2% y 4% de los costos de inversion,
se han establecido segtin nivel de tensién sobre la base de empresas eficientes, de
acuerdo a lo establecido en la ley vigente.

El costo unitario de distribucién se estima dividiendo el costo total de distribu-
cién entre la energfa anual correspondiente al ano anterior, descontando las pérdidas
reconocidas para la distribucién.

Dado que la regulacién de la distribucién se realiza cada cinco afos, los costos
unitarios de distribucién resultantes se indexan de un afo a otro a fin de reflejar el
incremento de productividad de las empresas y la disminucién de las pérdidas de

energfa, de acuerdo a la siguiente férmula:

D, =D, % (1 + AIPSE — APR) x AIPC (5.6.)
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: costos unitarios de distribucién reconocidos en el periodo ¢
: costos unitarios de distribucién reconocidos en el periodo t-1

AIPSE .

indice de productividad del sector eléctrico

: variacién de las pérdidas reconocidas respecto al ano anterior

AIPC

variacién del indice de inflacién

En cuanto a los costos de comercializacién, estos reconocen los costos maximos

para atender a los clientes regulados, utilizindose la siguiente férmula:

donde:

Cl‘
C

0

CMF

t-1

IPC

t-1

0

c -G (-AIPSE)XIPC,,
" CMF, IPC,

t-1

(5.7.)

: costo de comercializacién del periodo ¢
: costo base.
: consumo medio facturado del afio anterior

AIPSE .

indice de productividad del sector

: indice de precios del afio anterior
: indice de precios del afo base

En este tipo de modelos de regulacién por precios tope es importante analizar los

métodos usados para el cdlculo del factor de productividad y el periodo regulatorio a

fin de reducir el riesgo de desincentivar inversiones en eficiencia y a la vez permitir el

traslado oportuno de estas mejoras a los consumidores.

Regulacién por yardstick competition

El modelo de yardstick competition, o competencia por comparacién entre empresas

de caracteristicas similares, consiste en fijar las tarifas sobre la base del costo de pro-

duccién representativo de estas empresas. Por ejemplo, si se tiene un grupo de NV em-

presas similares —misma topologia, similar densidad de redes y niveles de consumo,

etcétera—, el precio se calcula como:

donde:

ol s

=

N-1 1

p,=c siendo E=ZN lc,.

i=1

Vj#i (5.8.)

: precio fijado para el concesionario i
: costo promedio de los demds concesionarios comparables
: nimero de concesionarios comparables

: costo de la empresa i
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Luego, a cada una de las empresas de este grupo se le asigna un precio basado en
la ecuacién 5.8. Como las /V empresas son similares, tienen la posibilidad de mejorar
su eficiencia haciendo que sus costos sean inferiores a , que es el promedio de los
costos de las demds empresas. Este modelo fue originalmente propuesto por Shleifer
(1985), quien sugirié que el precio a reconocer a una empresa monopdélica en una
zona sea el promedio de los costos presentados por las demds empresas monopélicas
de otras zonas similares, sin considerar en este promedio el costo de la propia empre-
sa a fin de desvincular el precio de su costo y generar incentivos hacia la eficiencia.
Nétese ademds que la ganancia se ve en parte disminuida por la inversién que tiene
que hacer la empresa en bajar sus costos, por lo que existird un nivel 6ptimo de costos
unitarios a los cuales convergirdn las empresas. En esta seccién solo se ha esbozado
la l6gica del modelo de yardstick competition, que estd sustentado en una teorfa mds
compleja. Un desarrollo mds completo se presenta en el apéndice 5.1.

Cuando las empresas no son fécilmente comparables existen diferentes metodo-
logias econométricas que intentan corregir estas diferencias y buscan una forma de
compararlas. Otra modalidad es la creacién de una «empresa modelo eficiente». Estos
casos también se incluyen dentro de la modalidad de yardstick competition donde la
empresa modelo se utiliza como el patrén de comparacion o yardstick.

Recientemente, se ha venido utilizando como alternativa la construccién de
fronteras de eficiencia tanto de costos como de produccién basadas en las mejores
précticas de la industria, a partir de las cuales se puede comparar el desempeno de las
empresas. Estas fronteras se pueden construir ya sea mediante métodos no paramé-
tricos, usando la técnica de programacién lineal conocida como DEA (data envelop-
ment analysis), o mediante técnicas econométricas o paramétricas que se usan para la
construccion de fronteras estocdsticas y donde se introduce la posibilidad de tomar
en cuenta efectos aleatorios ajenos al control de las empresas (técnica conocida como
stochastic frontier analysis, SEA).

Regulacién por empresa modelo eficiente

En primer lugar se debe tener en cuenta el objetivo y la definicién de la empresa
modelo eficiente. El concepto de «empresa modelo eficiente» se desarrollé en Chile
a principios de 1980 para evitar que las tarifas estuvieran influidas por motivos no

> Una presentacion accesible de las teorias y aplicaciones de estas técnicas se puede encontrar en Coelli
et al. 2003. Un andlisis usando las técnicas DEA para comparar el desempefio de las empresas eléctricas
dependiendo de su estructura de propiedad en el caso del Reino Unido y Estados Unidos se puede
consultar en Pollitt 1995. Por otra parte, una primera aplicacién de estas técnicas para comparar el
desempefio de las empresas distribuidoras en el Pert se puede ver en Alva y Bonifaz 2003.
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econémicos como habia sucedido en el pasado. Asi surgié el concepto de empresa efi-
ciente como aquella que opera con los costos indispensables para proveer los servicios
sujetos a regulacion tarifaria de forma eficiente, de acuerdo a la tecnologia disponible
y manteniendo la calidad establecida para dichos servicios, adaptdndose a la geografia
y la demanda en cada 4rea de servicio.®

Por otro lado, se ha visto en el capitulo primero que, de acuerdo a la teoria del
second best o segundo mejor, el precio se debe igualar al costo medio de proveer el ser-
vicio. Siguiendo a Bustos y Galetovic (2002), asumiendo la existencia de economias
de escala y aplicando este criterio a lo largo de la vida util de la empresa, ello implica
que se cumpla la siguiente relacién:

K(q)
p=c+ O\ R (5.9.)
donde:

s D : precio
. C : costo variable o de operacién
« K(g) : costo de inversién o valor nuevo de reemplazo (como si toda

la inversién se realizara al momento del cdlculo de la tarifa)
« 0O@p) : unidades demandadas al precio p

* 1/R=1/] e"a : factor de descuento para traer a valor presente un flujo
continuo para un tiempo 7 a una tasa de descuento

Se puede apreciar en 5.9. que K(¢)/O(p) es el costo unitario del capital, mientras
que 1/R es el factor de recuperacion continuo. En cdlculos discretos este factor de

-
1{%(1+rf)

La labor del regulador es calcular los costos eficientes de ¢ y K, y estimar Ry Q(p).

descuento serfa:

Cabe senalar que remunerar empleando anualidades implica valorizar las instala-
ciones como si fueran nuevas, y ello tiene una serie de ventajas frente al esquema de
tasa de retorno con el cual se remunera el activo fijo luego de haber descontado la de-
preciacién (activo fijo neto). Una de las principales ventajas es que da una senal para
el uso de la tecnologia eficiente y para adaptar el tamafio de planta en cada periodo
de tiempo, por lo que las empresas son remuneradas en un nivel de capacidad que
corresponde al costo medio de largo plazo. En este caso, la empresa asume el riesgo
de obsolescencia, lo cual se verd reflejado en la tasa de descuento, a diferencia del me-
canismo de tasa de retorno donde son los consumidores quienes asumen este riesgo.
Si bien el mecanismo de tasa de retorno también busca una tarifa sostenible en el

¢ Articulo 30 Ay C, titulo V, ley 18168 de 1982, ley de telecomunicaciones de Chile, y articulos 294
2296 de la ley eléctrica de Chile.
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tiempo, remunera en cada periodo una tarifa que depende del capital depreciado, por
lo que no genera las mismas sefales a la eficiencia que el esquema de empresa modelo
eficiente (ver Bustos y Galetovic 2002).

Por tltimo, un punto de importancia estd referido a los incentivos a la expansién
del servicio cuando se utiliza este modelo de fijacién de tarifas. En el esquema de
tasa de retorno, por ejemplo, puede ser necesario calcular los costos incrementales
cuando existe un proyecto de expansién del servicio. Sin embargo, en el caso de la
regulacién por empresa modelo eficiente se calculan solo los costos medios de largo
plazo. Esta simplificacién es consistente con la premisa de que los retornos a escala
en distribucién de electricidad son constantes una vez que se ajusta por la densidad.
En ese caso el costo marginal y el medio coinciden, y es innecesario calcular tarifas
diferentes. El esquema de empresa modelo eficiente se utiliza en la regulacion de las
tarifas de distribucién de Chile y Perti. A continuacién se describen con mayor deta-
lle los procedimientos utilizados en la fijacién de tarifas en el caso peruano.

Aplicacién de la regulacién por empresa modelo eficiente en el Perti

Normalmente no es apropiado establecer un valor promedio de distribucién para
todo el pais, pues existen varias empresas regionales con caracteristicas diferentes.
sCémo tratar, pues, las diferencias en los costos de distribucién? Una forma de re-
solver este problema, como se hace en el caso del Perd, es dividir las dreas de distri-
bucién en sectores tipicos. Por ejemplo, se pueden considerar cinco sectores: urbano
de alta densidad, urbano de media densidad, urbano de baja densidad, urbano rural
y rural.” La comparacién de los diferentes costos de distribucién se muestra en el
gréfico 5.1. del subcapitulo 2.

Dados los sectores tipicos, se identifica un sistema de distribucién representativo
en cada sector tipico y, a partir de este, se estiman los costos de una empresa modelo
eficiente (ver cuadro 5.1.). Para obtener esta empresa modelo se selecciona un siste-
ma eléctrico en cada sector tipico y se construye la empresa modelo para abastecer
la demanda sobre la base de consideraciones de eficiencia, teniendo en cuenta su
dispersién geografica y niveles esperados de consumo. En el cdlculo de los costos
eficientes, se consideran los costos de operacién y mantenimiento, incluyendo los
costos de explotacidon comercial, asi como el costo de inversidn estimado a valor nue-
vo de reemplazo (VNR)®. El cdlculo del vNR supone la eleccién de las tecnologias més

7 En el apéndice 5.2. se presentan los criterios usados en el caso peruano para la clasificacion de los
sistemas eléctricos en diferentes sectores tipicos.

8 Segun el articulo 76 de la ley de concesiones eléctricas, el VNR «representa el costo de renovar las obras
y bienes fisicos destinados a prestar el mismo servicio con la tecnologfa y precios vigentes». Una discusion
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adecuadas tanto para los niveles de media tension (redes aéreas, redes subterrdneas y

equipos de proteccion y seccionamiento) como para las de baja tension (subestacio-

nes de distribucién MT/BT asignadas de acuerdo a la zonificacién, redes aéreas, redes

subterrdneas y alumbrado publico).

Cuadro 5.1. Ejemplo de sistemas eléctricos representativos por sector tipico

Sector tipico

Sistema de distribucién
eléctrica (empresa modelo)

Empresa de distribucién
eléctrica responsable

eléctrica de Villacuri*

1 Urbano de alta densidad | Lima Sur Luz del Sur
2 Urbano de media densidad | Huancayo Electrocentro
3 Urbano de baja densidad | Caraz-Carhuaz-Huaraz Hidrandina
4 Urbano-rural Chulucanas Electronoroeste
Valle Sagrado (Calca,
5 Rural Urubamba y Pisac) Electro Sur Este
Especial Sistema de distribucién Villacuri Coelvisa

* Este es un sistema agricola con niveles de carga y configuracién particulares
Fuente: osINERGMIN 2005

Con estos datos se puede calcular el costo de distribucién o valor agregado de

distribucién (vap) mediante la siguiente f6rmula:

= COyM,, + aVNR, (en US$/kW-mes o US$/kWh)

: factor de anualizacién de la inversién

VADmodelo
STi
donde:
- ST : sector tipico i
* VADmodclo
STi . L.
sector tipico i (i = 1,2,...N)
« COyM,,:
del sector tipico i
. a
« aVNR,

(5.10.)

: valor agregado de distribucién para la empresa modelo del

: costo de operacién y mantenimiento para la empresa modelo

: anualidad del valor nuevo de reemplazo de la inversién para

el sector tipico i considerando una tasa de descuento de 12%

antes de impuestos a las ganancias

sobre los conflictos regulatorios que se han suscitado en la aplicacién del concepto del vNR en la regulacion
de la distribucidn en el Perd, en particular en 1997, se puede consultar en Bonifaz 2001.

224



DiISTRIBUCION ELECTRICA

A continuacién se determina el valor agregado ponderado para cada empresa de
distribucién mediante la siguiente férmula:

N
VAD, =Y w,XVAD, 4., (5.11.)
i=1 ST,
donde:
«  VAD,: valor agregado de distribucién para la empresa j
« w, :proporcién de consumo de electricidad del sector tipico sobre el

total de consumo de electricidad tomado de la empresa j

Debe resaltarse adicionalmente que el vap también se calcula de forma separada
para las instalaciones de media y baja tensién. Por ejemplo, una empresa de distri-
bucién que posee sistemas que forman parte de dos sectores tipicos (el 2 y el 3),
donde el ST?2 representa el 20% del consumo de capacidad de distribucién y el ST3
representa el 80% del consumo de capacidad de distribucién de la empresa, tendrd

un VAD, de:
VAD, =0,20xVAD +0,80xVAD

modelo modelo
ST2 ST3

Queda entonces ajustar las tarifas segtin escalas deslizantes (sliding scales). Bajo
este esquema, los precios se ajustan de forma que la tasa de retorno se ubique dentro
de un rango considerado como apropiado. Si la tasa de retorno cae por debajo de la
banda los precios se incrementan, y viceversa. Este fue uno de los primeros esquemas
de incentivos aunque todavia mantiene algunos de los problemas del esquema de tasa
de retorno.

Un ajuste de este tipo, pero en un esquema de regulacién por costos eficientes,
se realiza en los casos chileno y peruano. En el caso peruano se establecen grupos de
empresas en donde los vap ponderados por concesionario difieren como méximo en
un porcentaje previamente determinado —en el procedimiento se utiliza un porcen-
taje de 10%—, tal como se muestra en el gréfico 5.2. Luego se toman las empresas de
cada grupo y se obtiene un vap promedio para el grupo (como en la fé6rmula 5.10.).
A continuacién se ajusta el vaAp promedio para que la tasa interna de retorno (TIR) se
ubique entre 8% y 16% (ver grafico 5.3.).

? La tasa interna de retorno (TIR) de un proyecto de inversion es aquella que hace que el valor actual
neto (VAN) sea igual a cero. Esta tasa se debe comparar con el costo de oportunidad del capital del inver-
sionista a fin de decidir si se realiza o no el proyecto o la inversién.
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Griéfico 5.2. Agrupacién de las empresas en el proceso de verificacién de la rentabilidad

Grupos Empresas
1
Grupo 1 2 10% de diferencia en ingresos entre la 1y 3
3
4
Grupo 11 5 10% de diferencia en ingresos entre la 4 y 6
6
N-2
Grupo L N-1 10% de diferencia en ingresos entre las N-2 y la N
N

Grifico 5.3. Proceso de reajuste de los valores agregados de distribucién propuestos

Benchmark

Resumen

Yardstick

Determinacion
de sectores

!

Estudio de

VNR

Empresas de distribucion

Constantes y
variables de célculo

Empresa modelo

COyM

Empresas de distribucion

8%< TIR<16%

S 1
VAD aprobado

Fuente: GART-OSINERGMIN

!

Tarifa base

|
I
|
|
|
I
: costos del VAD
I
|
|
|
|
|

l_l

Ajuste VAD

NO
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Para realizar la verificacién de la TIR se suman los ingresos de las empresas de un
grupo considerando la tarifa para dicho grupo:

N N
ZlngresosGmpo, =ZQ,.><TGWPUI. (5.12.)
i=l i=1
donde:
- 0, : electricidad consumida por el grupo i
* T4, : tarifa promedio del grupo i segtin la férmula 5.10

Por otra parte, se suman el COyM y los VNR reales de las empresas del grupo 7,
siempre aplicando el criterio de no reconocer gastos innecesarios. Luego se proyectan
los ingresos mostrados en 5.11. para un horizonte de veinticinco afos y, consideran-
do los anuales costos de operacién y mantenimiento y el vNR real como la inversion
al inicio del periodo, se calcula la TIR para el grupo 7. Para mayor claridad este proce-
so se ilustra en el grafico 5.4.

Si la tasa interna de retorno calculada segtin el grafico 5.4. estd entre 8% y 16%
se mantiene la tarifa calculada para el grupo 7 segin la férmula 5.11. Si la TIR es in-
ferior a 8% o superior a 16% se ajustan los vAD proporcionalmente hasta que la TIR
se ubique dentro de este rango. Tal como se indica en el grifico 5.3., en este ajuste se
aplica también un esquema de yardstick competition, pues las empresas més «eficien-
tes» podrdn obtener una mayor rentabilidad que las empresas que han originado el
ajuste de los VAD si este se hizo hacia el alza.

Griéfico 5.4. Cdlculo de la TIR por grupos de concesionarios

Ingresos (formula 5.12.)  Ingresos (formula 5.12.) Ingresos (formula 5.12.)

- COyMreal del grupoi - COyM real del grupo i - COyM real del grupo i
Afio 1 Ano2 Ano 25

VNR real

Grupo i

Comparacién de los métodos de regulacién de la distribucién

En esta seccién se presenta una forma de comparar los diferentes métodos de regu-
lacién de la actividad de distribucién con sus ventajas y desventajas. Los diferentes
esquemas regulatorios proporcionan diferentes incentivos para que las empresas re-
guladas se vuelvan mds eficientes. En esta parte se analizan los métodos usando los
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criterios de Laffont y Tirole (1994) de acuerdo a la presentacion de Bernstein (1999).
Para ello se parte del siguiente modelo genérico que permite evaluar los incentivos

generados por cada esquema:

Ingresos = a + b % costos (5.13.)
donde:
« Ingresos : ingresos recibidos por la empresa ex post
s a : pago fijo especificado por el regulador ex ante
- b : proporcion de costos especificados ex ante (0 < b < 1)

« Costos : costos ex post incurridos por la empresa

Segtin Laffont y Tirole (1994), un esquema regulatorio provee incentivos ade-
cuados cuando puede recompensar a una empresa que minimiza sus costos.'® Ellos
clasifican un esquema de altos incentivos si b tiende a cero, y de bajos incentivos si &
tiende a 1. Consideran que un esquema de costo de servicio puro (rate of return) con
fijacion tarifaria frecuente —en el cual cualquier ahorro o incremento de costos se
corrige inmediatamente con la nueva tarifa— no proporciona incentivos a la reduc-
cién de costos, es decir, que b en la expresién 5.13. es cercano a 1. En cambio, una
empresa que se regula bajo un esquema de incentivos —por ejemplo, price cap, reve-
nue cap o yardstick competition— tiene la posibilidad de aumentar temporalmente sus
ingresos, ya que b es mayor que cero y menor que 1. Finalmente, el caso extremo, no
corresponde a una empresa regulada sino a una empresa que opera en un mercado en
competencia perfecta, donde los precios estdn dictados por el mercado y correspon-
den a los costos marginales donde se alcanza la mayor eficiencia posible. Es decir, en
dicho caso los ingresos no son funcién de los costos de la empresa sino del precio del
mercado competitivo, o sea que b es igual a cero.

Si bien la regulacién por incentivos —price cap, revenue cap o yardstick competi-
tion— tiene la ventaja de motivar a las empresas a incrementar su eficiencia produc-
tiva, y por otro lado reduce los costos regulatorios respecto a regulaciones frecuentes,
puede conllevar algunos riesgos tales como:

Generar ineficiencias en la asignacién si los periodos de revisién son muy lar-
gos. En esta situacion, las empresas pueden obtener muchas ganancias de pro-
ductividad que se transferirian con bastante retardo a los consumidores. Ello
implica que en estos esquemas surja en determinados periodos un conflicto

' Una discusién mds amplia en el marco del disefio de mecanismos que generen incentivos a la eficien-
cia se puede consultar en el capitulo 2 de Laffont y Tirole 2000.
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en la busqueda de eficiencia y la apropiacién de «rentas» por parte de las
empresas que las incentiven a reducir costos.

+  Generar riesgos para los inversionistas dependiendo de cémo se estime el
cambio en la productividad. Adicionalmente, se puede generar en los regu-
ladores algunos incentivos a cambiar las reglas de juego, como el periodo de
revisién de las tarifas o la metodologia de cdlculo de precios, si la empresa
obtiene mds ganancias de las esperadas.

+  Producir un deterioro de la calidad del servicio, producto del afin de las
empresas por reducir costos, lo que lleva a la necesidad de un mayor esfuerzo

en establecer estdndares de calidad y supervisar su cumplimiento.

El cuadro 5.2. resume las caracteristicas y requerimientos de los principales mé-
todos de regulacién de actividades como la distribucién de electricidad.

Cuadro 5.2. Comparacién entre mecanismos regulatorios de la distribucién

Caracteristicas | Costo de servicio (rate of return) Regulacién por incentivos
y mecanismos Puro Normal (periodos Ingreso Precio Yardstick
regulatorios de regulacién largos) | méximo méximo | Competition
Frecuencia . . . .
. Alta Media Baja Baja Baja

regulatoria
Reparto de
beneficios | - | —ee- Opcional | Opcional | Opcional
incrementales
Poder de . . Medio a Medio a
. . Ninguno Medio Alto
incentivos alto alto
Informacién .

. . . . Media a
requerida por Alta Media a alta Media Media baia
el regulador )

Basado en Bernstein 1999
En el cuadro 5.3. se presenta una comparacién detallada de los principales pro-

cedimientos y criterios usados en los cdlculos de las tarifas de distribucién a nivel

latinoamericano.
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DiISTRIBUCION ELECTRICA

4, COMENTARIOS FINALES

El andlisis de la actividad de distribucién de electricidad puede realizarse con cierta
independencia de la operacién de los sistemas eléctricos, que obliga a un anilisis
conjunto de las actividades de transmisién y generacién. Sin embargo, también posee
una serie de peculiaridades como existencia de pérdidas de energia y cierto tipo de
economias que se pueden generar dependiendo de la configuracién de las redes, que
hacen que tenga caracteristicas de monopolio natural, y que obligan a la regulacién
de esta actividad.

En general, la tendencia mundial ha sido introducir mecanismos de regulacién
por incentivos en esta actividad, a fin de reducir los costos de transmisién y transferir
estas ganancias de eficiencia a los usuarios (Joskow y Schmalensee 1999). Los me-
canismos que se pueden usar son diversos, y lo usual es que se adopten modalidades
mixtas, que buscan reducir la asimetria de informacién del regulador respecto de la
empresa regulada usando benchmarks e informacién comparable.

En el caso peruano, siguiendo el modelo chileno, se ha adoptado el modelo de
regulacién por empresa modelo eficiente combinada con yardstick competition, en el
cual se escogen determinados sistemas eléctricos representativos y a partir de estos
se construye una empresa modelo que los abastezca al menor costo posible. Luego,
se introduce un mecanismo de competencia a través de comparar la rentabilidad de
grupos similares ajustando las tarifas sobre la base del promedio para que estas se
ubiquen dentro de un rango aceptable de tasa de retorno.

Si bien este modelo implica un nimero relativamente reducido de cédlculos e
implicitamente fomenta un mecanismo de competencia, su aplicacién requiere agru-
par sistemas eléctricos dentro de una tipologia reducida, lo cual puede ocasionar
problemas a los sistemas intrinsecamente mds costosos dentro de cada grupo. Otros
esquemas de regulacién por incentivos que pueden aplicarse son realizar un cdlculo
de costos eficientes por sistema eléctrico o introducir mecanismos de ajustes tarifa-
rios por ganancias de productividad. Estos esquemas tienen la ventaja de considerar
las caracteristicas unicas de cada sistema, pero suelen requerir mayor cantidad de
informacion asi como un proceso considerable de calculos para realizar todas las esti-
maciones. En la evaluacién de cada uno de estos mecanismos debe tenerse en cuenta
el conflicto o trade off existente entre una mayor precisién en la determinacion de las
tarifas versus un mayor costo de regulacién.
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CarfTuLo 5

APENDICE 5.1. EL. MODELO DE YARDSTICK COMPETITION

En esta metodologia el regulador compara empresas similares entre si para inferir los
costos razonables que deben alcanzar. En el paper original de Shleifer (1985) se mues-
tra como en este caso se puede disefiar un mecanismo de incentivos que induzca a las
empresas a operar eficientemente por més que cada empresa sea un monopolio local.

El modelo més simple considera:

+  Un periodo regulatorio.

«  n firmas idénticas neutrales al riesgo que deben ser reguladas.

« Lano existencia de incertidumbre.

«  Demandas idénticas en cada mercado, ¢(p).

Cada empresa tiene un costo inicial ¢, que es reducible a ¢, pero con un costo R(c).

Asumimos que R(c))= 0, R’(c)<0y R"(c)> 0.

El regulador debe transferir un pago 7T a cada empresa y fijar sus precios, no
conociendo R(c) a priori.

El modelo

Los beneficios de la firma estdn dados por:

n=(p-c).qp)+ T-R() (1)

donde 7 es una transferencia de suma fija a la empresa.

El objetivo del regulador serd maximizar el bienestar —se considera que la trans-
ferencia es recaudada via impuestos—. Por lo tanto, el regulador fijard ¢, p y T para
maximizar:

Max | g(x)dx+(p=c).q(p)= R(c) 2)

Sujeto a que no se incurre en pérdidas: 7> 0
En el caso de que no haya ganancias extraordinarias (7 = 0) tenemos:

@-¢).q(p) + T—R(c)=0 (3)

Derivando la expresién 2 respecto a p —asociado al nivel de demanda—, se

obtiene:
-ap)  + a@+p-9g(p) + 0 =0
o[gwa]  ole-o.ap] AR
ap dp dap
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DISTRIBUCION ELECTRICA

Simplificando se obtiene la condicién a cumplirse en el ptimo:
P-0.9P=0 = p'=c (4)

Derivando el EC respecto a p:
5=
= [q(x).dv = (=)~ q(p)
dp s

cuando p — o, ¢ — 0. Tenemos: EC = —q(p)

Griéfico 1. Excedente del consumidor en el modelo de yardstick competition

P

Excedente del consumidor

EC=[ q(x).dx

qap)

q

Derivando la expresién 2 respecto a ¢ —asociado al nivel de esfuerzo— se obtie-
ne la siguiente condicién:

0 - g(p) - Rf) =0 )
- 7
o[fyacxsax]  al(p=c).a(p)]  9[-R(c)]
e dc dc

La ultima ecuacién implica que, en el éptimo, la inversién en una reduccién
marginal de los costos es igual al ahorro generado —ahorro marginal por la cantidad

producida—.
—R'(c"Ve=q (Ve

Por tltimo, los resultados de las ecuaciones 3 y 4 implican que en el 6ptimo debe

cumplirse lo siguiente:

T" = R(c") (6)
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CarfTuLo 5

En el caso de que no exista la posibilidad de transferencias (7=0), lo que nor-
malmente se hard es fijar el precio correspondiente a la solucién de segundo mejor
(second best), lo cual implicard que las empresas obtengan un margen precio-costo
(mark-up) positivo a fin de recuperar el esfuerzo incurrido en reducir sus costos:

- )-9(p) = R(c)

Nétese que en el caso del primer mejor (first best), p=c y la recuperacién se rea-
liza via 7.

Politica de fijacién de precios

El mecanismo regulatorio comprende las siguientes etapas: 1) el regulador anuncia
su regla para fijar p y T; 2) las firmas invierten en reduccién de costos; 3) el regulador
observa ¢ y R(c) y con esa informacién fija los precios y las transferencias; 4) la firma
produce y vende a los precios fijados.

Se puede demostrar que con una determinada regla, el tnico equilibrio de Nash
posible coincidird con el éptimo social —en el cual cada empresa reduce sus costos
hasta tener ¢, = costo marginal—. Teniendo en cuenta que el regulador actta frente

a N>2 empresas idénticas, para cada empresa definimos:

_ 1

C, =——. C.
i J
N—l J#i

R-—3R(c,)

J#i

La regla de precios y transferencias que el regulador debe fijar es la siguiente:

ol

pl:[
]—;:

~|

i

Teniendo en cuenta estos precios y transferencias, cada empresa maximizara la

siguiente funcién: B
g(c).(c.—c)—R(c)+ R,

Esta maximizacién implica:
~4(@)~ ()= 0
“R'(c) = q()

Si cada empresa fija ¢, = ¢’, entonces p. = ¢, = ¢".
1 1 1
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DiISTRIBUCION ELECTRICA

Supongamos que no todas las empresas fijan ¢, = ¢".
1
De las condiciones iniciales y de segundo orden tenemos que:

4(c)> —R'(©), ¢>¢
g(c)> R0, c<c

Si no todas las empresas eligen ¢”, entonces si una empresa elige un nivel c> c’, se
tendrd que ¢,> p, —dado que p, es el costo unitario promedio de los costos unitarios
de las demds empresas los cuales son menores que ¢—. Si ahora la empresa reduce c en
una cantidad Ac, entonces gana q(p).Ac, con un costo de —R ’(c)).Ac,. Pero dado que
~-R’(c) < q(ci) <q(p), se puede ver claramente que preferird alcanzar un costo me-
nor, pues g(p).Ac,>—R’(c).Ac,, por lo que esta no serfa una situacién de equilibrio.

Por otro lado, si c,< ¢’, puede demostrarse que la empresa i va a incrementar ¢
y por lo tanto tampoco es equilibrio. Esta contradiccién muestra que la estrategia de
la empresa es tnica: ¢, = ¢” (equilibrio de Nash).

De la explicacién anterior se puede apreciar que un nivel de costos diferente a ¢*
no serd de equilibrio y que este nivel ¢"serd el tinico equilibrio posible (ver el gréfico 2).

Grifico 2. Convergencia al minimo costo en el modelo de yardstick competition

Valor
(US$) \
\
\
\ —R’(ci).Aci.
\
\\\\\
N
.E \\ \\\q(pi).Acl
N
: T~a
¢ ——— (, c,p

El principal atributo del mecanismo es que evita que los costos ineficientes en
que puede incurrir la empresa influyan en el precio y la transferencia que puede obte-
ner del regulador. Este precio y transferencia dependen de los costos de las empresas
restantes, y en equilibrio se logrard que las empresas lleguen al 6ptimo sin necesidad
de una «renta informacional», ya que la transferencia cubrird los costos realmente
incurridos en alcanzar el nivel de eficiencia.

Incluso si las empresas a comparar no fueran completamente idénticas se puede

mostrar que la metodologia de yardstick competition funciona mejor que el mecanismo
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de costo del servicio (Bernstein 1999). Sin embargo, existen algunos problemas con
la regulacién por yardstick competition:

« Las empresas tienen diferentes caracteristicas, lo que lleva a la necesidad de
regulacion por «forma reducida» sobre la base de regresiones que busquen es-
timar el impacto de estas caracteristicas especificas (ver la seccién siguiente).

« La independencia entre los precios y los costos puede incrementar el riesgo
regulatorio, lo cual se puede reflejar en una mayor tasa de descuento por
parte de los inversionistas.

DPueden existir problemas de colusién entre las empresas a fin de mantener las

ganancias, aunque ello dependerd del entorno en el cual operen.

Regulacién por forma reducida

El mecanismo de regulacién por comparacién puede utilizarse aun si las empresas
tienen caracteristicas diferentes y a pesar de no ser comparables, siempre que se esti-
men adecuadamente los costos.

Asumamos que se tienen caracteristicas exdgenas directamente observables 8, por
ejemplo la densidad de determinada zona de concesidn; el primer mejor estd dado por
los costos c(0), precios p(0) y transferencias 7(6) para cada tipo de 6, cumpliéndose:

—R, (¢,0) =q(p)
c(0) = p(0)
T (6) = R(c,0)
Reemplazando la segunda ecuacién en la primera tenemos:
—R, (¢,0) = q(c(9))

La relacién anterior puede ser aproximada por una expansién de Taylor alrededor
de un punto (6 , ¢ (0))), que se resuelve para expresar la relacién en funcién de c y 6.

R (cO)=R (c(0),0)+R (c—c)+R,(0-6)
q(c(9)) = q(c,) *q,(c—c,)

oR oR p)
DOHdC: Rll :a_cl(cm’em)’ RI2 :ﬁ(cln’em)’ ql :a_z

Igualando tenemos:

R (c,0)-R .(c—c)-R,.(0-60)=q(c)+q.lc-c)
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DiISTRIBUCION ELECTRICA

Como —R, (c,0) = q(c)
=>-R, (c—¢c)-R,(0-0)=q(c—c,)
(ql + Rn)'cm _R12'9 + R12'9m - (ql * Rn)'c
Reordenando términos tenemos:

c=a+bo

(‘11+R11)'cm+R12~9m b= R

12
’

q,+ R, g, + R,

Donde: a=

De esta forma los costos de cada empresa se pueden expresar como una relacién
lineal de las caracteristicas de las mismas y el regulador puede estimar econométrica-
mente los pardmetros a y b de la ecuacién anterior (ver grafico 3).

Grifico 3. Estimacién de costos usando las caracteristicas de las 4reas de concesién

C

APENDICE 5.2. DETERMINACION DE LOS SECTORES DE DISTRIBUCION TiPICOS EN
EL PERU

El Ministerio de Energfa y Minas (MINEM), a través de la resolucién directoral 015-
2004-EM/DGE, establecié los siguientes sectores de distribucién tipicos para el pe-
riodo noviembre 2005-octubre 2009:

Sector de distribucién tipico 1: urbano de alta densidad.

«  Sector de distribucién tipico 2: urbano de media densidad.
«  Sector de distribucién tipico 3: urbano de baja densidad.

«  Sector de distribucién tipico 4: urbano-rural.

«  Sector de distribucién tipico 5: rural.
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Los sistemas de distribucién eléctrica de Lima Norte y Lima Sur (Edelnor y Luz
del Sur respectivamente) se clasifican como pertenecientes al sector de distribucion
tipico 1, mientras que el sistema de distribucién eléctrica de Villacuri y de otros
nuevos sistemas similares se clasifica como perteneciente a un sector de distribucién
especial, para lo cual se realiza un estudio de costos particular sobre las caracteristicas
propias de este sistema.

La clasificacién de los sistemas de distribucién eléctrica distintos a los sistemas de
Lima Norte, Lima Sur y Villacuri se realiza considerando los siguientes indicadores:

« [ :longitud de la red aérea de media tensién entre la demanda mdxima
total del sistema (km/MW).

« [ :longitud de la red aérea de baja tensién del servicio particular por
demanda mdxima total del sistema (km/MW).

[ : ntimero de usuarios por consumo de energfa anual (usuarios/ MWh).
La clasificacion se realiza siguiendo los siguientes pasos:

1. Se calculan los indicadores I,1,el.
2. Se calcula el indicador de clasificacién usando la siguiente férmula:

Ly = 89,44 + 1,49 X [ +1,96 x [, = 57,92 < I,

De acuerdo con los resultados del indicador de clasificacién (/ Clm[j’)’ los sistemas
se clasifican siguiendo los rangos mostrados en el cuadro siguiente:

Cuadro 1. Clasificacidn de los sistemas eléctricos en sectores de distribucidn tipicos

Rangode /., Sector de distribucién tipico
I,,,,< 145 2
145 <1, <230 3
230 <1, <315 4
L™ 315 5
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CariTULO 6
EXPERIENCIAS INTERNACIONALES EN EL DISENO
DE MERCADOS Y REGULACION

1. INTRODUCCION

Las reformas estructurales introducidas en el sector eléctrico en las dos dltimas dé-
cadas se han basado principalmente en la identificacién y separacién vertical de los
segmentos de la industria que fuesen potencialmente competitivos —generacién y
comercializacién—, la creacién de mercados mayoristas, la aplicacién de esquemas
regulatorios con incentivos en los segmentos monopdlicos, la implementacién de
procesos de privatizacién en casos de industrias operadas por empresas estatales y, en
algunos casos, la creacién de mercados minoristas.

Sin embargo, la motivacién de las reformas ha sido variada, especialmente si
se compara a los paises subdesarrollados con los desarrollados. En los primeros, las
reformas obedecieron principalmente a serios desequilibrios macroeconémicos ca-
racterizados por problemas en las cuentas fiscales y externas, crecientes niveles de
precios y también por problemas de endeudamiento, asi como a las limitaciones y
agotamiento del modelo de empresa publica como responsable de proveer el servicio.
En economias desarrolladas, como la estadounidense o la inglesa, el origen de las
reformas puede ser hallado en la insatisfaccién con respecto al desempeno de las in-
dustrias, en general, y con el paulatino descrédito de la regulacién y de los esquemas
de regulacién por costos, en particular, siendo que las industrias reguladas en estas
economias fueron crecientemente identificadas como fuentes de ineficiencias o de fa-
voritismo. Por ello, en estos casos, las reformas buscaron disminuir los precios de los
servicios a través de las ganancias en eficiencia y mejorar las posibilidades de eleccién
y opciones del usuario a través de la introduccién de mecanismos de competencia, la
promocidén de innovaciones, la mayor diferenciacién de los productos y servicios, la
provisién de incentivos en los esquemas de regulacién, la mejora en el balance de la
distribucién de riesgos entre usuarios y empresas, entre otros.'

' Una discusién mds detallada de estos temas y andlisis de algunas experiencias se puede ver en Dam-

mert, Gallardo y Garcfa 2005.



CariTULO 6

El primer proceso de reforma fue el modelo chileno (1982), aunque su esquema
era mds conservador que los disenos de mercado implementados en paises como
Nueva Zelanda (1987) y Reino Unido (1989), por lo que se suele considerar a estos
modelos como los intentos mds importantes de introducir con mayor énfasis meca-

nismos de mercado en el sector eléctrico.

Grifico 6.1. Cronologia de las reformas del sector eléctrico
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Fuente: CTE. Situacién de las tarifas eléctricas 1993-2000

En este capitulo se ilustra la evolucién, problemas y mejoras en el diseno de
mercados y regulacién para cuatro paises: Estados Unidos (California), Inglaterra,
Brasil y el Perd. Se han escogido los dos primeros casos por su importancia dentro
de los procesos de reforma a nivel internacional y porque los problemas enfrentados
tienen una clara relacién con aspectos especificos de los disenos de mercado adopta-
dos. Se escogid el caso de Brasil porque alli se viene implementando un mecanismo
novedoso de atracciéon mediante licitaciones de contratos de suministro. Asimismo,
se presenta una caracterizacién de las principales experiencias de reforma a nivel
internacional, asi como de los disefios de mercado a nivel latinoamericano; por tlti-
mo, se discute brevemente los instrumentos que debe incluir el disefio de mercado
de acuerdo a la propuesta del «Disefio de mercado estdndar de la FERC» (Standard
Market Design).

En la presentacién de cada caso se explicard la situacién antes de la reforma, los
objetivos que esta buscaba, los problemas presentados, los resultados obtenidos y, en
la medida de lo posible, las lecciones aprendidas.
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EXPERIENCIAS INTERNACIONALES EN EL DISENO DE MERCADOS Y REGULACION

2. LA crisis ELECTRICA DE CALIFORNIA, AKO 200072

En Estados Unidos existen tres grandes mercados eléctricos relacionados muy débil-
mente por lineas de transmisién: la Conexién Occidental (Western Interconnection,
wECC), que cubre desde el Estado de Washington hasta Californi en la costa oeste;
la Conexién Oriental (Eastern Interconnection), que cubre desde el este de Canadd
hasta Florida; y Texas (Ercot Interconnection, ERcoT) (ver grafico 6.2.).

Griéfico 6.2. Sistemas eléctricos en Estados Unidos y el sistema de California

NwpP
CANADA

Western .
Interconnection .
. S EASTERN
. ~ Interconnection
ERCOT A
Interconnection s

Fuente: LecG 2003

Dado que estas interconexiones tienen caracteristicas diferentes, en este capitulo
se cubrird la Conexién Occidental y, dentro de esta, el caso de California. Antes de la
reforma, hasta los afios noventa, las caracteristicas principales del mercado eléctrico
de California eran:

« El75% de la demanda era provista por tres empresas verticalmente integra-
das (utilities) de propiedad privada —Pacific Gas and Electric (pG&E), San
Diego Gas and Electric (spG&e) y Southern California Edison (sce)— y el
25% por empresas municipales —Los Angeles Department of Water and
Power (LADWP) y Sacramento Municipal Utility District (sMuD)—.

% Sobre la crisis de California se ha escrito una serie investigaciones. Se puede consultar como referencia
Joskow 2001, Weare 2003, Wiser, Pickle y Siddiqui 2003, LecG 2003 y Wolak 2005.
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« Como seveenel cuadro 6.1., en 1999 la capacidad de generacién sobre la
base de derivados de petréleo y gas natural representaba el 31%; la capacidad
hidroeléctrica, el 20,1%; la capacidad de generacién a carbén, 19,8%; la
capacidad nuclear, un 16,2% y las energfas renovables, un 12,2%, con una
produccién total de 259 TWh.

Las empresas eran en su mayorfa verticalmente integradas y sujetas a regula-
cién por costos (ROR).

«  Existia poca dindmica en la inversién en generacién desde fines de los anos
ochenta, lo cual se debia en parte a las restricciones ambientales vigentes.

«  Existia preocupacién respecto al nivel de los precios minoristas —precios al
consumidor—, los cuales eran relativamente altos (30% mayores al prome-
dio de Estados Unidos, y se ubicaban entre los mds altos del pais).

Cuadro 6.1. Participacidn en la provisién de electricidad en California por tipo de

generaci6én (1999)

Fuente Participacién
Hidroeléctrica 20,10%
Nuclear 16,20%
Carbén 19,80%
Gas y petréleo 31,00%
Energfas renovables 12,20%
Total 259 TWh

Nota: dentro de California, en el afo 1999, existian mds de 1.300
plantas de generacién, aunque cerca del 20% de la energfa era
importada, la cual se incluye en las estadisticas

Fuente: Rothwell y Gémez 2003

En cuanto a la relacién entre generadores, distribuidores y consumidores finales,
la mayor parte de la distribucién al publico se originaba de las unidades de genera-
cién de la misma distribuidora; generalmente la transmisién era también parte de
esta empresa. En el caso de las distribuidoras municipales sucedia algo similar. Tam-
bién se adquiria electricidad de generadoras de otros Estados —importaciones— a
través de lineas de transmision. Existian cldusulas segtin las cuales las generadoras y
distribuidoras independientes tenfan acceso a las lineas de transmisién bajo condicio-
nes reguladas por la Federal Energy Regulatory Commission (FERC). Por otra parte,
el precio de venta de las distribuidoras a los consumidores era fijado por la reguladora
estatal segin métodos de regulacién por costo de servicio (ROR).

244



EXPERIENCIAS INTERNACIONALES EN EL DISENO DE MERCADOS Y REGULACION

Dadas las restricciones ambientales, los incrementos de capacidad de generacién
de los afios noventa fueron basados en generadoras a gas natural y de energfas no
renovables (ver gréfico 6.3.).

Grifico 6.3. Evolucién de la capacidad de generacién en California por tipo de fuente
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Nota: Incluye centrales en California con capacidades mayores a 0,1 MW.
Fuente: LEcG (2003)

En 1996 se decidié reformar el mercado eléctrico de California. Las razones
principales fueron:

Los altos costos de electricidad. El componente de generacién en los precios
minoristas —al consumidor— costaba US$ 65 por MWh mientras que el
precio de aquella energia que se transaba en el mercado mayorista —entre
generadores y distribuidores independientes— era de US$ 25 por MWh.
Con la reforma, se pretendia reducir el precio del componente de generacién
al consumidor final.

« Dado que se habia tomado la decisién de suspender la generacién con ener-
gia nuclear, se debfa encontrar una férmula para compensar a las empresas
integradas que habian realizado inversiones en esta tecnologia por los costos
que no iban a recuperar en el nuevo escenario, conocidos como «costos vara-
dos» (stranded costs).

3 La proporcion de los costos que no se recuperardn de inversiones realizadas antes de un proceso de
liberalizacién se conoce como «costos varados» o stranded costs.
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« En general, se queria dar mayor competitividad al sistema introduciendo
competencia en generacién y comercializacidn y reformando la regulacién
de la transmisién y distribucién.

«  Otro objetivo era el de fomentar las energfas renovables con la finalidad de
reducir la contaminacién.

Por ello, luego de un proceso de negociacién e intenso debate, en septiembre de
1996 se aprobé la norma que dio inicio al proceso de reestructuracién (Assembly Bill
1890). El nuevo mercado inicié sus operaciones en abril de 1998. Las caracteristicas
principales de la reforma fueron:

«  Se diferenciaron las actividades de transmisién, distribucién y comercializa-
cién minorista. Aun cuando las distribuidoras y generadoras podian pertene-
cer al mismo grupo empresarial estaban obligadas a separar sus operaciones.

Se establecié un mercado mayorista competitivo y un mercado minorista.

+  El mercado mayorista estaba basado en un esquema de subastas administra-
do por el operador del mercado mayorista o Power Exchange (px), habién-
dose separado la funcién de operacién técnica del sistema en otra entidad
denominada el operador de red (Independent System Operador, 150). Antes el
mercado mayorista era operado por la California Public Utilities Commis-
sion (crpuc).

« Con el fin de que las utilities pudieran recuperar los costos de las centrales
nucleares desactivadas se establecié un precio minorista fijo por cuatro afios
igual a US$ 110 por MWh para las distribuidoras, suficiente para cubrir di-
chos costos y las compras de energfa a las generadoras, el cual estaba vigente
hasta marzo de 2002. El costo de generaciéon en 1998 estaba en el rango de
US$ 20 por MWh a US$ 50 por MWh, con un promedio de US$ 33 por
MWh.

« Las distribuidoras que pertenecian a un grupo no podian comprar directa-
mente la energfa a las generadoras del mismo grupo sino que debian comprar
en el mercado spor (administrado por el Power Exchange).

« Las distribuidoras integradas no podian celebrar contratos financieros bilate-
rales con los generadores sino que tenfan que realizar sus compras al mercado
spot. Esta medida se tomé para incentivar el mercado spor y se basaba en la
expectativa de que los precios en este mercado tenderfan a disminuir.

+  El mercado mayorista se regulaba por la reguladora federal —FERC—, mien-

tras que el mercado minorista y los precios a clientes finales se regulaban por
la cruc de dambito estatal. El disefio del mercado establecido en California se
ilustra en el gréifico 6.4.
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Griafico 6.4. Diseno del mercado eléctrico de California
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Fuente: Wiser, Pickle y Siddiqui 2003

El nuevo sistema eléctrico de California entrd en crisis a partir de mayo de 2000.
En el grfico 6.5. se puede ver cémo los precios en el mercado mayorista empezaron
a incrementarse hacia niveles de US$ 50 por MWh para luego aumentar considera-
blemente hasta casi llegar a US$ 400 por MWh para fines de dicho ano.

Griéfico 6.5. Evolucién de los precios en el mercado de dia previo en California
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Si bien el detonante inicial fue el comienzo de un verano especialmente caluroso,

existié una serie de factores coyunturales y estructurales que agudizaron esta crisis.

Estos factores fueron:

US$/MPC
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Incremento inesperado del consumo debido, como se mencioné anterior-
mente, a un verano particularmente caluroso.

Incremento de los precios del gas natural proveniente de Texas por proble-
mas en los ductos hasta llegar en diciembre a niveles hasta treinta veces su
valor normal (ver grifico 6.6.). Asimismo, una explosién en el ducto de gas
natural de la compania El Paso exacerbé esta situacion.

Disminucién de las importaciones de los otros Estados de la costa oeste debi-
do al mayor consumo ocasionado por el caluroso verano, asi como la menor
disponibilidad de las centrales hidrdulicas del noroeste.

Incremento de las restricciones ambientales a la generacién térmica, inclu-
yendo un mayor precio para los créditos de emisiones de NOx*, que parale-
lamente venian limitando nuevas inversiones.

Griéfico 6.6. Incremento de los precios de gas natural en California
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Fuente: Joskow 2001

4 El NOx hace referencia a un grupo de gases muy reactivos, como el éxido nitrico (NO) y el diéxi-

do de nitrégeno (NO,), que contienen nitrégeno y oxigeno en diversas proporciones. Muchos de los

6xidos de nitrégeno son incoloros e inodoros. Sin embargo, el diéxido de nitrégeno (NO,) forma en

el aire junto a las particulas en suspensién una capa entre rojiza y marrén que suele contaminar zonas

urbanas.
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Por otra parte, no hubo capacidad de respuesta del sistema regulatorio, dado que:

«  Los precios finales estaban congelados por la cpuc mientras que los precios
mayoristas se fueron incrementando.

Al no permitirse los contratos de largo plazo por parte de las distribuidoras,
estas estaban totalmente expuestas a los precios spor y no habia un passthrough
a los consumidores.

«  Existia poder de mercado en el mercado mayorista con lo cual las generado-
ras no despachaban a plena capacidad.

Como consecuencia de todos estos factores el sistema entré en crisis, ya que las
distribuidoras no podian cubrir sus costos por el congelamiento de los precios. Las
empresas generadoras, por su parte, se mostraron reticentes a vender a empresas de
distribucién con crecientes problemas financieros. Algunas empresas distribuidoras
fueron declaradas en quiebra, lo que obligd a que el Departamento de Energfa y el
Estado de California se involucraran gradualmente. Por otra parte, el Power Exchange
dejé de funcionar a inicios del ano 2001. El Estado de California debid llevar a cabo
el rescate financiero de las empresas eléctricas y facilité la firma de contratos a largo
plazo entre generadoras y distribuidoras a precios muy superiores a los precios con-
gelados existentes anteriormente.

En resumen, analistas de la crisis como Joskow (2001) y Weare (2003) conclu-
yen que para que esta se hubiera podido evitar o afrontar mds eficazmente se habria
requerido que:

« Se permitieran contratos a largo plazo entre generadoras y distribuidoras
para reducir la volatilidad de precios, garantizar capacidad de generacién y
reducir los incentivos a ofertar precios altos en el mercado spor.

«  Las autoridades regulatorias debierian haber estado facultadas para hacer co-
rrecciones en el proceso tanto respecto a la fijacién de precios como para
hacer frente al poder de mercado de algunas empresas mediante sanciones
por indisponibilidades no justificadas u otros mecanismos de monitoreo.

« Se permitiera que los grandes consumidores pudieran ajustar su nivel de
consumo ante variaciones de precios, como por ejemplo mediante ventas de
energfa al sistema en momentos en que los precios estaban muy altos.

+  Se removieran algunas restricciones a la inversién relacionadas con regula-
ciones medioambientales y se establecieran medidas correctivas para reducir
tales restricciones.
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Lecciones de la crisis de California

Una de las principales lecciones de la crisis de California es la necesidad de que los
clientes de todo nivel tengan, en la medida de lo posible, senales de precios que re-
flejen la escasez en cada momento del tiempo. Este tema ha estimulado una serie de
investigaciones que tratan sobre los beneficios de la tarificacién en tiempo real y el
fomento de la respuesta de la demanda (ver Borenstein 2005 y Ruff 2003).

Otra importante leccion es la necesidad de incorporar mecanismos que reduzcan
los incentivos para ejercer el poder de mercado, no solo a través de una mayor elas-
ticidad de la demanda, sino imponiendo topes de precios y fomentando el mercado
de contratos. Esto es importante pues adquirir obligaciones con los clientes reduce
los incentivos de los generadores a ofertar precios altos en el mercado spoz, debido
a que estos ultimos asumen un mayor riesgo al no entrar a despachar y tener que
pagar el precio spor vigente por los retiros de energfa del sistema de sus clientes. En
particular, algunos estudios como el realizado por Joskow y Kahn (2002) indican que
los generadores habrian ejercido poder de mercado en la crisis de California, lo cual
serfa una de las razones del importante incremento de precios aparte de los factores
que desencadenaron la crisis.

Otra leccién encontrada es la necesidad de que el disefio de mercado establezca un
mecanismo adecuado de manejo de riesgos entre los agentes. En el caso de California,
al prohibirse a los distribuidores la compra via contratos de largo plazo e imponerles
un precio final fijo, se les obligé a asumir el riesgo de las fluctuaciones de los precios
mayoristas sin tener un mecanismo para administrarlo.

Por dltimo, un problema particular del caso de California fue el inadecuado
disefo institucional que otorgaba determinadas prerrogativas a la regulacion estatal y
a la regulacién federal, y que devino en algunas inconsistencias como el fomento de
mercados mayoristas competitivos por parte de la regulacion federal y en el congela-
miento de precios a clientes finales por parte de la regulacion estatal, que luego no se
pudieron remover con la rapidez necesaria para afrontar mejor la crisis. En este sen-
tido, es recomendable que solo una proporcién pequefia de las compras de energia se
realice al mercado spoz y més bien la mayor parte se haga via contratos que protejan
de la volatilidad a los agentes (Wolak 2005).

La crisis de California gener6 una serie de andlisis y criticas a los procesos de des-
regulacién del sector eléctrico en los Estados Unidos. Esto hizo que dichas iniciativas
se tomaran con mayor precaucion y, en algunos casos, que se paralizaran temporal-
mente (Joskow 2005). A su vez, motivaron una serie de estudios por parte de orga-
nismos como la FERC a fin de identificar las mejores pricticas e instrumentos que se
puedan utilizar en los procesos de reforma y que permitan mantener la confiabilidad
del suministro y fomentar la competencia en la industria.
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3. LA REFORMA EN INGLATERRA Y GALES

La primera reforma’

En Inglaterra y Gales el 80% de la electricidad era generada con carbén, siendo los
precios de electricidad y beneficios relativamente altos respecto al promedio de los
paises europeos, lo cual motivé la reforma mediante el fomento de la participacion
privada y mecanismos de mercado. La reforma se inicié en 1989 mediante The Elec-
tricity Act con el objeto de privatizar la industria, previa desintegracion vertical, y
de establecer un mercado mayorista competitivo a fin de fomentar la eficiencia del
sistema.

En marzo de 1990, la empresa putblica Central Electricity Generating Board
(ceaB) se dividié en cuatro empresas: Power Gen, National Power, Nuclear Electric
y National Grid Company (NGc). La nueva empresa NGC retomd las actividades de
transmisién de la CEGB y las actividades de generacién se dividieron entre las otras
tres empresas, quedando la generacién nuclear en manos del Estado. A las doce
empresas eléctricas regionales (Regional Electricity Companies, REC) de Inglaterra
y Gales, antes conocidas como las Area Boards, responsables de la distribucién de
la energia local, se les dieron acciones de la NGc y luego fueron privatizadas (ver

grafico 6.7.).

Griéfico 6.7. Cambios en la estructura de la industria eléctrica en Inglaterra
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> Una discusién de esta etapa del proceso de reforma y privatizacion en la industria eléctrica en Ingla-
terra se puede ver en Armstrong et al. 1994, especificamente en el capitulo 9, y en Green y Newbery

1996.
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En cuanto al marco regulatorio y disefio del mercado, se adoptaron las siguientes
reglas:

«  Se establecieron contratos entre las distribuidoras y las generadoras a carbén
—las cuales generaban el 80% de la electricidad— a fin de que estas genera-
doras se vieran menos afectadas con la reforma.

«  Todos los generadores debian ofertar energia en el mercado mayorista. Sobre
la base de los resultados de las subastas se establecia el orden de despacho de
las centrales, que era independiente de los contratos financieros bilaterales
que pudiera haber entre los generadores con las distribuidoras o grandes
clientes. Las diferencias entre lo despachado y los compromisos contractuales
del generador eran atendidas por el poo/y compradas al precio spot del sistema.

+  Seestablecié un pago por capacidad a las generadoras (Capacity Payment, cp)
basado en la probabilidad de pérdida de carga (Loss of Load Probability, LoLp)
y el valor de energia no servida (Value of Lost Load, voLLr).

« La transmisién y la distribucién se regulaban por un modelo de price caps
(rpI - X).

Se desregularon las tarifas finales para los clientes con consumos mayores a
un MW,

En cuanto al funcionamiento del pool, en el mercado mayorista se establecié
que un dia antes del despacho los generadores ofertaran precios y disponibilidad
de capacidad para cada media hora del dia siguiente. Luego el operador del sistema
debia estimar un orden de méritos que minimizara el costo de abastecer la demanda
proyectada. Con el precio de oferta del tltimo generador despachado —costo mar-
ginal— se determinaba el precio marginal del sistema (System Marginal Price, smp)
para cada media hora. A este se le sumaba un pago por capacidad (Capacity Payment,
cp) que dependia del valor de la energia no suministrada (vorr) multiplicado por
la probabilidad de pérdida de carga (Lorp). El voLL representaba el mdximo precio
teérico que los consumidores habrian estado dispuestos a pagar por tener energia.
La probabilidad de pérdida de carga o de falla, calculada cada media hora, era un
estimado basado en escenarios de consumo y la capacidad que podria estar opera-
tiva en ese periodo. Asi, el pago por capacidad se calculaba mediante las siguientes
férmulas:

A cada generador que despachaba (generador D) se le asignaba un pago por

capacidad igual a:

CP, = (VOLL — SMP) x LOLP (6.1.)
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« Mientras que a cada generador que no despachaba (generador ND) se le
asignaba un pago por capacidad igual a:

CP,, = (VOLL — Precio de oferta de denerador no despachado) x LOLP (6.2.)

El pago por capacidad a ambas categorias de generadores se sumaba al precio
marginal del sistema (sMP) para obtener el precio de compra del pool (Pool Purchase
Price, ppP), precio al cual se compraba capacidad a las generadoras con capacidad

disponible:
PPP = SMP + Pago por capacidad (6.3.)

A este valor se le sumaban los costos de transmisién y los servicios complementa-
rios (ancillary services), que daban lugar a un cargo denominado upliff, para obtener
el «precio de venta del poob (Pool Selling Price, Psp), que venia a ser el precio al cual
se valorizaban las ventas a generadoras con déficit de que tenfan que comprar energia
al sistema para cumplir con sus contratos a las generadoras con superabit capacidad
disponible que adquirfan energia de las generadoras con superavit. Asi, el precio final
para la adquisicién de energfa en el sistema era el siguiente:

PSP = PPP + Pago transmision + Costo servicios complementarios (6.4.)

Esta primera reforma tuvo como resultado un incremento de la eficiencia pro-
ductiva que se tradujo en una reduccion de los costos de operacién y mantenimiento
(Newbery y Pollitt 1997). Por otra parte, en los primeros cinco afios de implementa-
cién de la reforma (1990-1995), la capacidad instalada se expandié en una magnitud
equivalente a un cuarto de la capacidad inicial del sistema, a partir de centrales a gas
natural de ciclo combinado, reduciéndose la participacién de las centrales a carbén en
el parque generador, las cuales eran mds ineficientes y contaminantes (ver grafico 6.8.).

Sin embargo, a pesar de la entrada de las nuevas centrales, persistia el poder de
mercado de General Power y Power Gen. Ademis, se detecté una manipulacién del
pago de capacidad —mediante la declaracién estratégica de indisponibilidades—,
lo cual incrementaba la probabilidad de pérdida de carga, aumentando las tarifas
(véanse las ecuaciones 6.1. y 6.2., asi como los grificos 6.9. y 6.10.). Ello derivé en
incrementos en los precios del poo/, a pesar de la disminucién de los costos y ganan-
cias de eficiencia de las empresas (ver Newbery 1999). Por lo tanto, parte importante
de las ganancias de eficiencia no se trasladaron a los usuarios debido a problemas
de poder de mercado (Newbery y Pollitt 1997). Algunas de estas conductas se co-
rrigieron, como resultado de la amenaza del director general del departamento de
Abastecimiento Eléctrico de denunciar a estas empresas ante la agencia encargada de
velar por la competencia (Monopolies and Mergers Commission, MMc) a fin de que
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interviniera en el mercado eléctrico.® El origen de estos problemas estarfa en que la
bolsa se abri6 con un alto grado de concentracién en la actividad de generacién, lo
cual podria haberse evitado si en el proceso de privatizacion se hubiera dividido en
mds empresas los activos de la CEGB.

Grifico 6.8. Evolucién de la generacién por tipo de fuente en Inglaterra y Gales
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Griéfico 6.9. Evolucién de los pagos de capacidad en el pool inglés
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Fuente: Newbery 1999

¢ En particular, segiin Armstrong et al. 1994, National Power y Power Gen se comprometieron a ven-
der 4.000 y 2.000 MW, respectivamente, en plantas a carbon y petréleo. Adicionalmente, se compro-
metieron a que el promedio de sus precios ofertados en el poo/ no excediera de determinado nivel tope
calculado sobre la base de sus costos y que era 7% inferior a los precios del periodo 1993-1994.
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Griéfico 6.10. Eventos y evolucién de los precios en el pool inglés
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A inicios del ano 2000 la concentracién en la actividad de generacién en Inglaterra

y Gales habia disminuido significativamente, tal como se aprecia en el grafico 6.11.

Grifico 6.11. Evolucién del nimero de generadoras en Inglaterra y Gales
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Elaboracién: OSINERGMIN

Adicionalmente, la organizacién del poo/ tenia una serie de problemas, entre los

cuales destacaban:

El proceso de formacién de precios era complejo y poco transparente.
Los procedimientos de governanza del poo/ eran inflexibles, e impedian o
dilataban cualquier cambio en las reglas. Por ejemplo, no se logré introducir
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la participacion de la demanda en el poo/, a fin de que esta pudiera ofertar
servicios complementarios y que tuviera la posibilidad de dejar de consumir
en determinados momentos y vender esta energia al pool. La demanda se

tomaba mds bien como un dato en el despacho.

El nuevo modelo: NETA

Dado que, como se ha indicado anteriormente, existia manipulacién por parte de las
generadoras para incrementar los pagos de capacidad, y el poo/ supuestamente tenia
problemas de disefio para incorporar mejoras, en marzo de 2001 se decidié modificar
drésticamente el disefio del mercado inglés pasando a un esquema mds descentraliza-
do y desregulado. Este esquema, denominado New Electricity Trading Arrangements
(NETA), estd basado en contratos fisicos bilaterales y administrados por un operador
encargado de asegurar la estabilidad del sistema (National Grid Transco, NGT).

En este esquema se abandond el despacho centralizado, por lo cual los generado-
res solo informan al operador del sistema de sus compromisos para el establecimiento
del despacho —lo que en la prictica seria como «autodespacharse»— y asumen la
obligacién de mantener un balance entre su produccién y demanda contratada. Es
decir, en este modelo los generadores ya no despachan en orden de menor a mayor
precio ofertado, sino de acuerdo a sus contratos, los cuales deben ser informados al
operador del sistema para analizar si son factibles de realizarse fisicamente. Sin em-
bargo, como pueden darse incumplimientos por el lado de la oferta y la demanda,
existe un mercado de balance manejado por el operador del sistema. Este mercado
opera sobre la base de subastas con discriminaciéon de precios. En estas subastas se
paga un precio diferente a cada generador segin su oferta —modalidad conocida
como pay as bid— y no sobre la base de un solo precio para todo el sistema.

Otra caracteristica de este esquema es que no existen pagos por capacidad ni
hay remuneracion separada para la reserva. Tampoco se imponen mecanismos de
requerimientos de capacidad. Todo esto no excluye que los contratos bilaterales ten-
gan garantias de abastecimiento, lo cual puede asegurar la capacidad necesaria. Lo
que no existe es un mecanismo que asegure la capacidad de todo el sistema de forma
obligatoria. El operador del sistema también celebra contratos que le dan la opcién
de comprar capacidad para mantener el balance del sistema. Estos contratos han sur-
gido sobre la base de mecanismos de competencia entre los generadores dispuestos
a ofertar capacidad. En la actualidad cerca del 98% de las transacciones se realizan
mediante contratos bilaterales y solo se recurre al mercado de balance en tiempo real
para completar el 2% restante.
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Grifico 6.12. Funcionamiento del modelo NETA

8% |, Mercado de energia
Contratos | de una hora previa
bilaterales l
Programade 3,5h | Subastas y ofertas £99/MWh
previo & Ser. Aux. de balance
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capacidad balance 2 % Mercado de
de contratos y . — Despacho
. . balance tiempo real
servicios de manejo

de congestion

Fuente: Zhou 2003

Los resultados de la reforma del afio 2001 han sido positivos aparentemente
para los consumidores, aprecidndose una tendencia a la reduccién de precios como
se refleja en la evolucién del mercado de balance (ver grafico 6.13.). Si bien se dio
esta mejora en la evolucién de los precios, no se puede descartar que ello se deba a
una mayor competencia, como lo indican algunos analistas, y no tanto al rediseno
del mercado eléctrico. A su vez, estos precios no reflejan todas las transacciones en el
mercado, particularmente las de los contratos, pues no es necesario que los precios
de estos se informen al operador del sistema.

Grifico 6.13. Evolucién de precios en el mercado mayorista en Inglaterra y Gales
(1999-2002)
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Fuente: Newbery 2002
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Otro aspecto favorable de la diversificacién de este tipo de contratos es que llevd
a una mejora de la participacién de la demanda en la formacién de precios del mer-
cado en tiempo real y en la provisién de servicios complementarios, pues los grandes
clientes pueden decidir dejar de consumir y vender al sistema cuando se requiera
reserva para la regulacién de frecuencia o reserva fria —donde representa cerca del
30%— e incluso como reserva de rdpido arranque.

Sin embargo, el principal problema detectado fue la disminucién en las in-
versiones realizadas y planeadas, posiblemente por la falta de pago de margen de
reserva en forma global, reduciéndose el margen de reserva por debajo del 20% en
contraste con los margenes anteriores a la reforma ubicados entre 20% al 30% (ver

grafico 6.14.).

Griéfico 6.14. Margen de capacidad de generacién del sistema en Inglaterra y Gales
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Fuente: Roques e al. 2004

4. EL MODELO DE LICITACIONES EN BRASIL’

Antes del afno 1995, en Brasil existian empresas regionales o municipales que aten-
dian la mayoria de la carga, y una empresa nacional —Eletrobras— que actuaba
como holding. Dado que la mayor parte de la generacién —un 90%— era hidrdu-
lica, se requeria una cuidadosa coordinacién de la operacién del sistema. La ma-
yoria de las distribuidoras estaban controladas por los gobiernos de los Estados
y en algunos de los mds grandes —Sao Paulo, Minas Gerais, Parand, Rio Grande
do Sul y Rio de Janeiro— las generadoras estaban integradas en las distribuidoras.

7 Para mayores detalles de la reforma de Brasil se puede consultar Pereira 2004, Pereira y Barroso 2005
y el capitulo 3 de Milldn 2003.
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El gobierno federal, por su parte, a través de Electrobras, controlaba las grandes
empresas de generacién y transmisién: Companhia Hidro Elétrica do Sao Francisco
(cHESF), Furnas Centrais Elétricas (FURNAS), Centrais Elétricas do Norte do Brasil
(Eletronorte) y Empresa do Sul do Brasil (Eletrosul). La planta hidroeléctrica de
Itaipd, con 12.500 MW de capacidad, estaba operada por un ente binacional bajo
un tratado con Paraguay. Eletrobras estaba ademds encargada de la planificacién de
la expansién, los programas de investigacion y eficiencia energética y los aspectos
financieros del sector, entre otras funciones.

Dada la gran extensién de Brasil, la red eléctrica estaba constituida por tres sis-
temas aislados que no se integraron hasta finales de los afios noventa. El sistema sur-
sudeste comprendia los centros donde se concentra la mayor parte de la actividad
econdmica del pais; el sistema nordeste aprovechaba el recurso hidrolégico del rio
San Francisco para suministrar electricidad a dicha regién; y el norte consistia en
varios sistemas aislados que se fueron integrando parcialmente.

El desempenio del sector eléctrico fue variable. A pesar de los altos costos de inver-
sidn, la operacién del sistema de generacién fue relativamente eficiente. En cambio,
la mayoria de las distribuidoras estaban sujetas a presiones politicas con una gestion
deficiente del manejo de pérdidas y cobranzas. En algunos estados la cobertura llegd
a niveles altos, como el 96% alcanzado en Santa Catalina, mientras que en otros llegé
a niveles de solo 3% como en Pard.

Durante los afios setenta se produjo un auge en la construccién de nuevas plantas
de generacion, gracias a la abundancia del crédito disponible en esa época. En cam-
bio, en los anos ochenta, cuando se cerraron las fuentes externas de financiamiento,
Brasil recurri6 a la banca multilateral obteniendo financiamiento del orden de US$
8.000 millones. Sin embargo, la imposibilidad politica de mantener tarifas que hi-
cieran sustentables los proyectos llevé a la postergacién de obras y algunas regiones
debieron soportar varios periodos con racionamiento eléctrico, a pesar de cuantiosos
subsidios por parte del gobierno.

El regulador —DNAEE— supervisaba el sistema de tarifas que requeria que las
empresas obtuvieran un rendimiento del 10% anual sobre activos. Sin embargo,
para establecer una tarifa uniforme para todo el pais, el gobierno cre6 un fondo com-
pensatorio, denominado Cuentas de Resultados para Compensar (Crc). A pesar del
conocimiento y experiencia del DNAEE, la estructura de tarifas establecida por el go-
bierno subsidié a las grandes empresas como parte de la politica industrial en Brasil.

En la década de 1980, el sector eléctrico no obtuvo la rentabilidad del 10% vy las
transferencias para compensar la insuficiencia de rentabilidad fueron disminuyendo,
resultando en una deuda del gobierno federal con el sector eléctrico del orden de
US$ 26.000 millones.
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Como consecuencia de lo arriba indicado, el sector eléctrico en Brasil se encon-
tr6 en una crisis muy grave a principios de los anos noventa. El volumen de inversio-
nes cayé a la mitad del nivel de la década anterior. La construccién de varias plantas
hidroeléctricas se paralizé por falta de fondos. Bajo la hiperinflacién existente las
tarifas no eran corregidas debidamente con lo cual la generacién interna de recursos
de las empresas no era suficiente para cubrir sus costos operativos y el servicio de la
deuda. Por otra parte, las pérdidas por hurto y la mala facturacién eran elevadas, y la
eficiencia y la calidad de la distribucién se habian deteriorado por falta de manteni-
miento y nuevas inversiones. Tenemos que en 1992, el servicio de la deuda absorbia
el 70% de los ingresos de FURNAS y el 100% de los de Itaipt. Se hubiera requerido
una tarifa media de US$ 80 por MWh, pero la tarifa que se cobraba a los usuarios
era de solo US$ 33 por MWh.

A partir de 1993 el gobierno comenzé a aplicar un conjunto de medidas para el
saneamiento financiero del sector eléctrico. Estas incluyeron la abolicién de la tarifa
Gnica a nivel nacional, la recuperacién de los niveles tarifarios en términos reales, la
eliminacién de subsidios y la cancelacién de pasivos de las empresas.

En 1995, el gobierno reglamenté (ley 9074) la ley de concesiones, aprobada en
1988, para impulsar proyectos de generacién del sector privado y poner en marcha
un ambicioso programa de privatizacién. Este delegé en el Banco Nacional de Desa-
rrollo (BNDS) el proceso de privatizacién comenzando con las empresas de distribu-
cién. Entre 1995 y 1998 se privatizd cerca del 60% de la distribucién, incluyendo
ESCELSA, Light y cers de Rio de Janeiro.

El nuevo modelo del sector eléctrico incluyé la creacién de los denominados
productores independientes de energfa eléctrica (pIE), autoproductores de energia
eléctrica, el mercado mayorista de energia (MAE), el operador nacional del sistema
eléctrico (ONs), y como organismo encargado de la regulacién y supervisién, la Agen-
cia Nacional de Energia Eléctrica (ANEEL). Las principales caracteristicas de las nue-
vas instituciones son:

*  Operador nacional del sistema eléctrico (ONs): agente privado responsable de la
operacién integrada del sistema que reemplazé al antiguo grupo coordinador
(cco 1) estatal.

Mercado mayorista de energia (MAE): determina la produccién de cada planta
y calcula el costo marginal de operacién del mercado mayorista, el cual de-
pende de las circunstancias hidrolégicas.

Agencia Nacional de Energia Eléctrica (ANEEL): creada en diciembre de 1996
para fiscalizar los contratos de concesién y la calidad de los servicios.
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A pesar de la reforma emprendida en el afio 2001 se generd una crisis de abaste-
cimiento. En abril ese mismo afio, el gobierno fue sorprendido por un racionamiento
de gran magnitud debido al bajo nivel de caudales y del agua almacenada en los em-
balses. El gobierno reaccioné nombrando al ministro de la Presidencia como coordi-
nador de la Cdmara de Gestién de la Crisis (GCE) para adoptar las medidas necesarias,
incluyendo el procedimiento de racionamiento de electricidad. La GcE dispuso una
serie de medidas para obtener generacién de emergencia, acelerar los proyectos en
ejecucion y reducir el consumo en un 20%. Esta tltima medida inclufa un sistema
de cuotas para cada consumidor con pago de los excedentes al precio spor —mercado
de entrega inmediata— y bonificaciones a cierto tipo de consumidores que lograban
ahorros mayores.® Por otro lado, se otorgaron subsidios a los usuarios de bajos in-
gresos para que instalaran ldmparas eficientes, y a las empresas que tenfan exceden-
tes, debido a la reduccién de consumo de sus clientes, se les autorizé a venderlos a
empresas deficitarias. Estas medidas redujeron la necesidad de cortes programados.
Los resultados del programa fueron positivos en el sentido de que el consumo, tres
afos después, no habia regresado a los niveles anteriores a la crisis. Sin embargo, las
menores ventas ocasionaron pérdidas cuantiosas a las distribuidoras.

:Cudl fue el origen de la crisis? Si bien se han dado toda clase de explicaciones,
la primera es que la sequia fue mayor que la esperada. Igualmente, la falta de inver-
siones de anos anteriores, como consecuencia de las politicas previas a la reforma y la
incertidumbre para los inversionistas potenciales mientras se definfan los elementos
principales del nuevo marco regulatorio, asi como el manejo del riesgo cambiario,
llevé al déficit de electricidad en el afio 2001.

Pasada la crisis, la GCE fue la encargada de efectuar ajustes en el nuevo modelo.
Los principales ajustes fueron:

«  Seestablecieron subastas obligatorias para el suministro de la energfa de largo
plazo por un equivalente al 95% de la demanda.

Se revisé la energfa asegurada y se mejoraron los intercambios en el mercado
de entrega inmediata.

«  Se reactivé el Consejo Nacional de Politica Energética (cNPE) que habia sido
creado en 1998 y habia estado inoperante.

«  Se cred un organismo encargado del planeamiento, y un comité responsable
del seguimiento del mercado a fin de prevenir crisis futuras.

«  Sereformd el gobierno del ons y del MAE otorgdndoles mayores facultades en
la toma de decisiones.

8 De acuerdo con Pereira 2004, el racionamiento alcanzé a un 80% de la poblacién, siendo las pérdidas

econémicas estimadas en US$ 15.000 millones.
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Sedictaron medidas para evitar el riesgo cambiario en la compra de combus-
tible (con Petrobrist).

Después de una etapa de transicién con contratos de mediano plazo entre gene-
radoras y distribuidoras, que duré hasta el ano 2006, se establecié un nuevo modelo.
En primer lugar, se establecieron dos mercados: uno regulado para clientes de un
tamano determinado y servido por las distribuidoras, y otro libre, conformado por
grandes clientes. Los grandes clientes participan en el mercado libre como lo hacian
anteriormente, negociando su energfa por medio de contratos bilaterales con genera-
dores independientes y en el mercado spor. La novedad del sistema estd en el mercado
regulado. En este mercado, las distribuidoras obtienen la energia mediante dos tipos
de subastas:

«  Una subasta por «energia vieja» que se genera en plantas existentes con con-
tratos por cantidades de energia por periodos de cinco a quince afios. En este
mercado se prevé que los costos tenderdn al costo marginal.

Una subasta por «energia nueva» —expansién—, con contratos por disponi-
bilidad de energia en los cuales el comprador asume los riesgos. Ello se debe
a que la distribuidora paga al generador una cantidad fija por la energfa ase-
gurada y ademds compensa los costos operativos en caso de que se requiera
generar electricidad con la puesta en marcha de generadoras térmicas. Los
contratos para nueva capacidad son de larga duracién: diez afios o mds. Ade-
mds se tienen dos tipos de subastas: una para contrataciones de cinco afos en
adelante y otra de tres afios en adelante.

Otras caracteristicas importantes del nuevo modelo de licitaciones son que estas
se hacen en conjunto y se otorgan de acuerdo a la menor tarifa ofrecida por energia
firme. Sin embargo, luego de realizadas, cada generadora contratada firma contratos
bilaterales con cada distribuidora a través de un reparto proporcional a la energia
ofertada respecto al total.

Por otra parte, las distribuidoras estdn obligadas a contratar el 100% de sus ne-
cesidades con un margen de holgura —3% hacia arriba y 4% hacia abajo—. En el
caso de desajustes se programan licitaciones por menores cantidades en el sistema.
Ademds, para proteger a los consumidores, ANEEL calcula un precio méximo para las
licitaciones tomando como referencia un costo marginal de largo plazo.

En el ano 2005 se realizé la primera subasta por energia vieja con dos fases:

«  Fase 1: reduccién progresiva de precios hasta igualar la oferta y la demanda,
garantizando que los precios obtenidos sean menores a los precios de reserva
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por producto (descending price clock auction). En este esquema los generado-
res ofrecen las cantidades que estdn dispuestos a vender a cada precio.
o Fase 2: ronda final de ofertas de precios (pay as bid auction).

Los resultados obtenidos se presentan en el cuadro 6.2.

Cuadro 6.2. Resultados de la primera licitacién en Brasil

Afo Monto MW (Promedio) | Precio (US$/MWh)
2005 9.000 25

2006 7.000 29

2007 1.000 33

Total 17.000

Oferta total de energfa: 21.000 MW promedio (18 empresas). US$ 32.000
millones en contratos (depende de la tasa de cambio)
Fuente: Pereira y Barroso 2005

La primera subasta de energia nueva se realizé en diciembre de 2005 y cubrié los
afios 2008, 2009 y 2010. El resultado fue la contratacién de 1.300 MW promedio
para el 2008 —de un total estimado de 3.000 MW promedio— con un precio de los
contratos de 37 US$ por MWh. Para el afio 2009 no se logr6 contratar capacidad. La
raz6n parece haber sido que los precios limite eran demasiado bajos.

Se puede apreciar que el nuevo modelo sectorial presenta caracteristicas positivas
para la confiabilidad del suministro y para la entrada de nuevas inversiones. En par-
ticular, la contratacién a plazo de quince afios o mds, facilita las nuevas inversiones
posibilitando la obtencién del financiamiento bajo la modalidad de Project Finance.
Dado que los contratos de electricidad nueva son por capacidad, se disminuyen los

riesgos de los inversionistas.

5. LA REFORMA DEL SECTOR ELECTRICO PERUANO °

En el Pert, a inicios de los afnos noventa, el esquema de la empresa estatal vertical-
mente integrada presentaba serios problemas de ineficiencia, cortes de electricidad y
falta de inversiones, tal como se indica en el cuadro 6.3.

? Un andlisis mds detallado del proceso de reforma peruano se puede consultar en Dammert, Gallardo
y Garcia 2005 y Santivdnez-Seminario 2001.
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Cuadro 6.3. Algunos indicadores del sector eléctrico peruano prerreforma
(inicios de la década de 1900)

* La oferta de energia solo cubria el 74% de la demanda y las pérdidas de distribucién
superaban el 20%.

* El coeficiente de electrificacién alcanzaba solo al 45% de la poblacién, uno de los més
bajos de América Latina.

* Las tarifas eléctricas eran fijadas con criterios politicos, incluso por debajo de sus costos
de operacién (solo cubrian un 23%).

* Ello produjo significativas pérdidas en las empresas del sector, que en 1989 se estimaron
en US$ 426 millones.

* Se contaba con mds de 15.000 empleados en el sector, mds del doble de los actuales.

Para hacer frente a estos problemas se promulgé la ley de concesiones eléctricas
(Lce) mediante el decreto ley 25844, que tenia entre sus objetivos:

+  Garantizar el suministro de energfa promoviendo la inversién.

«  Fijar tarifas que remuneraran adecuadamente las inversiones.

«  Promover la eficiencia mediante la introduccién de competencia en diferen-
tes niveles.

+  Aumentar la cobertura del servicio eléctrico.

Las principales medidas que se tomaron fueron:

+  Se implement6 un nuevo disefio de mercado separdndose las actividades de
generacién, transmision y distribucién.

« Entre 1994 y 1996 se privatizé cerca del 55% de la capacidad de generacién
y cerca del 60% de la distribucién —medida por el niimero de clientes—,
a través de la divisién de las empresas estatales Electropert y Electrolima en
diferentes unidades de negocio, tanto de generacién como de distribucién.
Posteriormente, en el ano 2002, se transfirié la actividad de transmisién al
sector privado mediante un esquema de concesién basado en el mayor pago
realizado por el postor ganador (que fue la empresa 1sa de Colombia) a cam-
bio de recibir un ingreso fijo anual y comprometerse a realizar la operacién y
mantenimiento de las redes por un periodo de treinta anos."

+  Se establecieron las siguientes reglas del mercado:
a) Creaci6n de una entidad encargada de la operacion técnica del sistema, asi
como de la valorizacién de las transacciones en el mercado spoz, denomina-
da Comité de Operacién Econémica del Sistema (coks). Esta entidad estd

' Para mayores detalles del proceso ver Dammert, Gallardo y Garcia 2005.
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conformada por los generadores cuya potencia efectiva fuera superior al 1%
de la del sistema interconectado y que comercializaran mds del 15% de su
energfa, asi como por los transmisores de las redes troncales."

b) Establecimiento de un mercado spoz exclusivamente para transar electrici-
dad entre generadores que tuvieran superdvit o déficit de produccién respec-
to a sus obligaciones contractuales administrado por el COEs.

¢) Libre entrada a la generacion luego de superar algunos requisitos estable-
cidos por el MINEM.

d) Regulacién de tarifas para clientes de consumo menor a 1 MW (clientes
regulados) y libre contratacién para clientes de consumo mayora 1 MW.

e) Obligatoriedad de contratos de largo plazo entre generadores y distribui-
dores para clientes regulados con la obligacién de las distribuidoras de con-
tratar el 100% de sus necesidades por un periodo minimo de dos afios.

Respecto al esquema regulatorio (resumido en el cuadro 6.5) se separé la politica
sectorial, relacionada con el otorgamiento de concesiones, la generacién de normas y
planificacién, la cual se encargé al Ministerio de Energia y Minas (MINEM) a través de
la Direccién General de Electricidad (pGE), de la regulacién y supervision, la cual se
encargé al Organismo Supervisor de la Inversién en Energia (OSINERG), mientras que
al Instituto Nacional de Defensa de la Competencia y de la Proteccién de la Propiedad
Intelectual (INDECOPI) se le encargé velar por la libre competencia en el sector.'?

OSINERG se cred en diciembre de 1996, mediante la ley 26734; posteriormente
absorbié a la Comisién de Tarifas de Energia (CTE), la cual pasé a ser la Gerencia Ad-
junta de Regulacion Tarifaria (GarT)." Las atribuciones de OSINERG inclufan, entre
otras:

«  Fijar las tarifas de generacién, transmision y distribucién de electricidad.

' En otros paises se ha optado por dejar la operacién del sistema a una entidad independiente o am-
pliar los tipos de agentes que pueden integrar el directorio del operador como sucede con la Compaiifa
Administradora del Mercado Mayorista Eléctrico S.A. (cAMMEsA) en Argentina, donde ademds de los
generadores y transmisores se incluyen representantes de las companias distribuidoras y de los grandes
clientes.

'2 En particular INDECOPI es la autoridad que tiene la facultad para autorizar, previa evaluacién, los
procesos de integracion horizontal que superen un porcentaje de 15% de los ingresos por actividades
y procesos de integracién vertical que superen un porcentaje de 5% de los ingresos entre actividades.
Una discusién de la politica del control de concentraciones en en el sector eléctrico peruano se puede
encontrar en Gallardo y Dévila 2003, y sobre los criterios para evaluar fusiones verticales en el sector
eléctrico en Galetovic 2003.

'3 Las facultades de los organismos reguladores, y en particular de OSINERGMIN, se ordenaron en julio
de 2000, con la promulgacién de la ley marco de los organismos reguladores de la inversién privada en
los servicios publicos (ley 27332).
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+  Supervisar la calidad y seguridad del servicio eléctrico.

Atender los reclamos de los usuarios en segunda instancia.

+  Realizar una serie de actividades de supervision en el sector hidrocarburos.

Desde el ano 2007 OSINERG asumié funciones de supervisién de aspectos de

seguridad y medio ambiente en el sector minero, pasando a denominarse Organismo

Supervisor de la Inversion en Energia y Mineria (OSINERGMIN).

Cuadro 6.4. Principales empresas privatizadas en el Pert

_. . % de Precios Propietario
Compaiifa Actividad Ventas | (US$ MM) Fecha | Comprador aceual
Edelnor Distribucién 60,00% 176,5 Jul.1994 Endes.a y Endesa
nersis
Chilquinta
Luz del Sur Distribucién 60,00% 212,5 Jul.1994 |y Ontario ESEG y
empra
Hydro
Cahua Generacién 60,00% 41,8 Abr.1995 | Sipesa Skanska y
’ ’ ' P NRG Energy
Edegel Generacién 60,00% 524,5 Oct.1995 | Endesa Endesa
Ede-Chancay Distribucién 60,00% 10,4 Dic.1995 Endes.a y Endesa
Enersis
Etevensa Distribucién 60,00% 120,1 Dic.1995 | Endesa Endesa
Egenor Generacién 60,00% 228,2 Jun.1996 | Duke Duke
Chilquinta
Ede-Canfiete Distribucién | 100,00% 8,6 Jun.1996 |y Ontario gSEG y
Hvd empra
ydro
E{np resa Elec‘ Generacién 60,00% 59,7 Oct.1996 | Endesa Endesa
trica de Piura
Electro Sur Distribucion | 98,20% 51,3 | Nov.1997 |IATE IATE
Medio
Mantaro-Soca- | ision | BOOT | 1792 | Feb.199g | ¥dro Que- | Hydro Que-
baya bec bec
Reforzamiento Transmision BOOT 74,5 Ene.1999 Red Electri‘— Red Eléc‘:trica
Sur ca de Espafa | de Espana
., Skanskay  |Skanskay
0
Cahua Generacién 30,00% 9,5 Mar.2000 Vatenfall NRG Enerey
Oroya - Deriva-
cién Antamina | iden | BOOT 654 | Feb.2001 |ISA ISA
y Aguaytia-Pu-
callpa
Electroandes Generacién 100,00% 227,5 Jul.2001 |PSEG PSEG
Etecen y Etesur | Transmisién | Concesién 272,5 Jun.2002 |ISA Estado

Fuente: PROINVERSION
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Cuadro 6.5: Instituciones estatales involucradas en el mercado eléctrico peruano

MINEM — DGE

* Establece la politica sectorial y promulga las normas correspondientes

* Otorga concesiones

» Elabora el plan indicativo de expansién: generacidn-transmisién

» Aprueba los procedimientos para la operacién del Sistema Eléctrico Interconectado
Nacional

OSINERGMIN

* Vela por el cumplimiento de la Lce

» Fiscaliza las obligaciones de los concesionarios establecidas en la ley y su reglamento

* Fiscaliza la adecuada prestacién del servicio pablico de electricidad

e Fiscaliza el cumplimiento de las funciones del Comité de Operacién Econémica del
Sistema Interconectado Nacional (COES-SINAC)

* Supervisa la calidad y el suministro de energia

* Determina semestralmente los porcentajes de participacion de mercado de las empresas

* Supervisa aspectos de seguridad y medio ambiente del sector minero

GART — OSINERGMIN

* Fija las tarifas de generacién, transmisién y distribucién de electricidad
» Fija las condiciones de ajuste de las tarifas a cliente final

» Fija las tarifas de transporte y distribucién de gas natural por ductos

* Dublica los precios de referencia para combustibles liquidos

INDECOPI

* Promueve la competencia en el sector

* Vela por el cumplimiento de la ley antimonopolio y antioligopolio (ley 26876) dictada en
noviembre de 1997

Fuente: LCE, reglamento y sus modificaciones, y otros

Fijacién de tarifas de generacién

Respecto al mecanismo de fijacién de tarifas de generacidn, este se rige por el modelo

de peak load pricing. Dicho modelo establece que:

«  El precio de energia de cada bloque horario del sistema debe corresponder al
costo variable de la tltima unidad de generacién que ingresa a despachar. En el
caso peruano, estos precios se calculan para un horizonte de dos afios teniendo
en cuenta el uso éptimo de los recursos hidroeléctricos a lo largo del tiempo.

«  El precio de potencia corresponde al costo de instalar y mantener disponible
una unidad de generacién de punta para cubrir el crecimiento de la demanda
de potencia, considerando un margen de reserva para el riesgo de fallas.'

!4 En el apéndice 6.1. se resumen los detalles del procedimiento de fijacién de los precios basicos de
energia y potencia.
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La aplicacién de estos criterios permite que los ingresos obtenidos cubran los
costos de inversién y operacién de cada tipo de tecnologia de generacién siempre
y cuando el parque generador esté adaptado para cubrir la demanda al costo mi-
nimo. Al mismo tiempo, este esquema da las sefales para que esta adaptacién se
vaya logrando a lo largo del tiempo conforme se disponga de nuevas tecnologias
o existan cambios estructurales en los costos relativos de las diferentes tecnologias
(ver grafico 6.15.). En los tltimos afios se viene incrementando la participacién de
las centrales a gas natural en el parque generador debido a la concrecién del pro-
yecto de Camisea que permite que por primera vez el Pert tenga gas natural como
una alternativa de importancia para la generaciéon de electricidad, llegando en el
ano 2007 a representar cerca de un tercio de la capacidad efectiva de generacién
del sEIN.?

Grifico 6.15. Minimizacién de costos

Potencia
Diésel L\
Gas natural CS {_|
Gas naturalCC { i
Hidraulica{ | 1 | 5
I ' ! Horas de
Costos i Diesel Gasnatural CS : funcionamiento anual
; : i Gasinatural CC
: : +— Hidraulica
ﬁl[ ] : i
B | : :
Bt : :
L Ioe 8.760  Horas de

funcionamiento anual

15 Para mayor detalle sobre las caracteristicas del proyecto de Camisea, su marco regulatorio vigente y el
impacto que este tiene en los diferentes sectores, incluido el eléctrico, se puede revisar Espinoza 2000.
Garcia y Vasquez 2004 y Dammert y Molinelli 2006.
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Fijacién de las tarifas de transmisién

En lo que concierne a la fijacién de las tarifas de transmisién, se consider la subdi-
visién del sistema en un Sistema Principal de Transmisién (spT) y un Sistema Secun-
dario de Transmisién (ssT). En el gréfico 6.16. se muestra el sistema de transmision
del Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN).

El spT es aquella parte del sistema de transmisién comdn al conjunto de todos
los generadores, que permite el intercambio de electricidad beneficiando a todo el
sistema. En este caso la tarifa se calcula determindndose un costo anual total (cT)
que incluye la anualidad del valor nuevo de reemplazo (avNR) y los costos eficientes
de operacién y mantenimiento. Esta tarifa la pagan todos los consumidores benefi-
ciarios del sistema mediante un peaje por unidad de potencia consumida. Este peaje
resulta de restar al costo total anual lo recaudado por la aplicacién del sistema de pre-
cios nodales que reflejan las pérdidas de transmisién y los costos de congestion que se
asigna al sPT como ingreso tarifario (1T), ver el subcapitulo 7 del capitulo 4.

El ssT es la parte del sistema de transmision destinada a transferir electricidad en
un sentido unidireccional, ya sea para inyectar energfa al sistema por parte de un ge-
nerador en una barra del spT o retirar energfa del sistema por parte de un distribuidor
o consumidor especifico desde una barra del spT. La tarifa es calculada igual que para
el spT pero la pagan solamente los beneficiarios directos.

Es importante mencionar que la fijacidon de tarifas de transmisién estaba basada
en un sistema econémicamente adaptado (sea), es decir, en la dimensién de la red re-
querida para el flujo eléctrico de los préximos anos. Debido a ello, la capacidad reco-
nocida para tramos especificos de la red podia disminuir en el caso que se redujeran
las necesidades de usar la misma, lo que generaba inestabilidad para el inversionista.
Por esto ultimo, para asegurar las inversiones necesarias, el Estado peruano suscribié
contratos con rango de ley del tipo BooT (Build, Operate, Own and Transfer) con
inversionistas en lineas de transmisién, en los cuales se les aseguraba un ingreso anual
précticamente constante —la oferta de costos de inversién del postor que solicitara
el menor monto a reconocerse es anualizada a treinta afos, mientras que los costos
de operacién y mantenimiento se estabilizaron posteriormente—, independizdndola
del proceso de regulacién periddica.
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Grifico 6.16. El sistema de transmisién nacional
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Fijacién de las tarifas de distribucién

En cuanto a la fijacién de las tarifas de distribucidn, estas reconocen un costo total
anual igual a la suma de la anualidad del valor nuevo de reemplazo (VNR), calculada
sobre la base de los costos de inversién de una «empresa modelo eficiente» mds los
costos anuales asociados a la operacién y mantenimiento. Estas tarifas se establecen
para cada sistema eléctrico, divididos en seis sectores tipicos de distribucién: urbano
de alta densidad, urbano de media densidad, urbano de baja densidad, urbano-rural,

rural, asi como un sector especial para ciertas zonas agricolas. Asimismo, se establece

270



EXPERIENCIAS INTERNACIONALES EN EL DISENO DE MERCADOS Y REGULACION

una verificacién de la rentabilidad por grupos de concesionarios, ajusténdose la tarifa
para que se sitlie en un rango entre 8% y 16% de tasa interna de retorno (para una
descripcién detallada véase el subcapitulo 3 del capitulo 5).

Adicionalmente, se preanuncié un cronograma de reduccién de las pérdidas de
energfa reconocidas en las tarifas con una duracién de doce afnos, donde estas con-
vergfan a un nivel de 7% en el afo 2005. Este preanuncio les daba fuertes incentivos
a las empresas a ser mds eficientes, y evitaba efectos ratchet '° al hacer que el estdndar
de eficiencia con el cual se les iba a comparar no dependiera del desempeno pasado
de las distribuidoras.

Por ultimo, es necesario mencionar que en noviembre de 2001, mediante la
ley 27510, se puso en vigencia el Fondo de Compensacién Social Eléctrica (FOSE).
Este esquema de subsidios entre consumidores beneficia a los usuarios con consu-
mos mensuales menores a 100 kWh —nivel algo menor al consumo promedio del
consumo mensual de los clientes residenciales en baja tensién— mediante descuen-
tos fijos y proporcionales. El monto de estos descuentos es financiado mediante un
incremento de las tarifas de los consumidores regulados con consumos mensuales
mayores a los 100 kWh."” En julio de 2004, el rosk se amplié mediante la ley 28305,
alcanzando a subsidiar hasta en 50% en el SEIN y 62,5% en los sistemas aislados a los
usuarios de consumos menores de 30 kWh, incluyendo un grado de focalizacién por
localizacién geogréfica (rural-urbano).

Principales logros alcanzados

Entre los principales logros obtenidos como resultado de la reforma destacan el in-
cremento de la cobertura eléctrica, la cual pasé de menos del 60% en 1994 a un 78%
en el 2000, alcanzando en Lima el 100% de cobertura, aunque atn en el segmento
rural solo cerca del 40% de los pobladores tiene acceso a electricidad.

Otro indicador importante es el incremento en la capacidad de generacién, gra-
cias a la maduracién de los compromisos de inversién y otras iniciativas, que hizo que
se minimice el riesgo de racionamiento existente a inicios de los noventa, aunque en
los dltimos afos se aprecia una tendencia a un estrechamiento del margen de reser-
va. A su vez, en el caso de las distribuidoras destacan la disminucién de las pérdidas

16 El efecto ratchet alude al incentivo de las empresas a no ser més eficientes en vista de que en el futuro
se les medird sobre la base de su desempeiio en el pasado.
7 Una evaluacién de los problemas de focalizacién del FOSE se puede encontrar en Gallardo y Bendezi
2005. Por su parte, Bendezt y Gallardo 2006 presentan un andlisis de la demanda de electricidad de
los hogares peruanos para el cual utilizan el efecto que tiene la introduccién de un mecanismo como el
FOSE sobre los precios para diferentes niveles de consumo.
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de energfa —las cuales superaban el 20% en 1994 y eran algo mayores a 8% en el
2006— y el incremento de clientes conectados por trabajador, asociado a una mayor
cobertura. Estos resultados se muestran en el cuadro 6.6."8

Cuadro 6.6. Principales resultados de la reforma del sector eléctrico peruano

Indicador 1994 2006
Grado de electrificacién 58,5% 78%
Pérdidas de energia en distribucién 20,6% 8,4%
Clientes por trabajador en distribucién 243 1.139
Margen de reserva 21% 34,1%

Fuente: OSINERGMIN

Por su parte, en cuanto al nivel de competencia en el mercado de clientes libres,
si bien en un inicio se detecté una serie de problemas, la reglamentacién posterior
de las condiciones y precios de acceso ha llevado a un incremento de la competencia
y la pérdida de clientes ubicados en la zona de concesién de las distribuidoras que
decidieron firmar contratos directamente con los generadores."’

A partir del afo 2004 se identificaron algunos problemas respecto al funciona-
miento del mercado eléctrico establecido al amparo de la ley de concesiones eléctricas
de 1992. Los principales problemas fueron:

+  Las distribuidoras tuvieron dificultades para renovar sus contratos a los pre-
cios regulados —«tarifas en barra»— con los generadores dado que, como
consecuencia de la sequia, el precio spot estaba muy por encima del precio
regulado (ver grfico 6.17.), asi como a cuestionamientos a la forma de cl-
culo de los precios regulados.?® En este contexto, los generadores deficitarios
tuvieron que comprar al precio spot y vender al precio regulado, asumiendo
pérdidas financieras en dichas transacciones. Adicionalmente, se tuvieron
que aprobar algunas medidas de emergencia como la que establecié que los
retiros de energia que realicen las distribuidoras para el servicio publico sin

'8 En el apéndice 6.2 se muestra la evolucién afio a afo de estos indicadores. Una evaluacién de la refor-
ma del sector eléctrico peruano se puede encontrar en Dammert, Gallardo y Garcia 2005, un andlisis de
los determinantes de los procesos de privatizacién en algunos casos especificos en Macroconsult 2000 y
una discusién enfocada en las tarifas para los clientes finales se puede encontrar en Aguilar 2003.

19 Si bien en el Perti no existen comercializadores independientes, algunas propuestas recientes han tratado
de identificar los potenciales beneficios que ello generaria en el caso peruano (ver Oyanguren 2007).

% Un andlisis de las razones por las cuales los generadores no tendrian incentivos a renovar sus contratos
a los precios regulados por OSINERGMIN se puede ver en Garcia (2000).
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el respaldo de un contrato se prorrateardn entre todos los generadores segin
su potencia firme.

Griéfico 6.17. Evolucidn del precio spoz y el precio en barra de energia en el Perti

(1993-2006)
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Fuente: cogs-siNac Y OSINERGMIN

A pesar de que las empresas privadas y el Estado han invertido en capacidad
de generacidn, las inversiones no guardan proporcién con las futuras necesi-
dades del sector. Por un lado, el consumo de electricidad crecfa entre un 7%
y 10% por ano, mientras que por el otro los inversionistas consideraron que
habia un nivel de incertidumbre y que las tarifas eran relativamente bajas
(ver grifico 6.18.). Se debe recordar que los contratos de largo plazo entre
generadoras y distribuidoras, si bien indicaban un nivel méximo de potencia
que podia retirarse a cargo del contrato, los precios de potencia y energia punta
y fuera de punta no eran prefijados sino que estaban asociados a los precios
vigentes en cada periodo de regulacién, los cuales variaban semestralmente y
posteriormente afio a afio.

En cuanto a la inversién en transmisidn, si bien se venia resolviendo la incerti-
dumbre inherente a la regulacién de tarifas mediante los contratos BOOT para
ampliaciones y nuevas inversiones, este era un mecanismo disenado adhoc
y no era concordante con los criterios establecidos en la Lce. Ademds, no
existia un mecanismo claro de planificacién de la inversién en transmisién
por lo que las inversiones realizadas mediante los contratos BOOT eran el
resultado de decisiones relativamente aisladas.
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Griéfico 6.18. Inversidn en capacidad y médxima demanda en el Pert
(Niveles y variaciones porcentuales)
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Con el objetivo de hacer frente a los problemas existentes bajo la ley de conce-
siones eléctricas de 1992, a propuesta del Ejecutivo, el Congreso aprobd la ley para
asegurar el desarrollo eficiente de la generacion eléctrica (ley 28832) en julio de 2006
basada en el /ibro blanco elaborado por una comisién de especialistas del MINEM y
OSINERGMIN. Las principales modificaciones en el marco regulatorio de las activida-
des de generacién y transmisién contenidas en esta ley y basadas en el Libro Blanco

se resumen a continuacién.?!

Modificaciones en la actividad de generacién

«  Se cred un mecanismo de licitaciones de contratos entre distribuidoras y ge-
neradoras mediante el cual se obtendria el precio de la energia, ordendndose
las ofertas de los generadores de menor a mayor hasta cubrir la demanda a
contratarse. El precio de la potencia sigue siendo determinado anualmente
por el regulador.

«  Después de una etapa de transicién, los distribuidores deben contratar con
una anticipacién no menor a tres afios su demanda regulada —los consu-
midores libres pueden adherirse a estas licitaciones— para incentivar a los
nuevos inversionistas e introducir competencia a los actuales.

! En la ley 28832 se incluyen unas modificaciones adicionales entre las cuales destacan la reestructu-
racion del coks, cuya asamblea estard conformada por cuatro comités —representantes de los gene-
radores, transmisores, distribuidores y usuarios libres—. Ademds este ente se encargard de elaborar la
propuesta del plan de transmisién para su aprobacién por el MINEM.
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+ Los distribuidores que inicien licitaciones para cubrir su demanda deben
permitir la asociacién de otros distribuidores, a fin de que estas se puedan
licitar en paquete.

+  Los contratos pueden suscribirse hasta por diez afios.

+  Los contratos de menos de cinco afos solo pueden cubrir hasta el 25% de la
demanda regulada y los de menos de tres anos solo hasta el 3%.

«  Sibien las transacciones entre generadores y distribuidores son al precio que
haya resultado en cada contrato, se crea un mecanismo de compensacién de
tal manera que todos los usuarios regulados de cada concesionario paguen la
misma tarifa de generacién.

¢ OSINERGMIN establecerd un precio tope para el precio de la energfa en las
licitaciones —desconocido hasta que se dan a conocer los resultados de las
licitaciones— siempre que la demanda a licitar no sea cubierta con las ofertas
vélidas.

Modificaciones en la actividad de transmisién??

Secreauna entidad independiente encargada del planeamiento de la transmi-
sidn, cuya funcién es identificar las necesidades de transmisién en el futuro,
analizar las opciones de proyectos alternativos y determinar los beneficiarios.

Se establece un Sistema Garantizado de Transmisidn (sGT) que estd confor-
mado por todas aquellas instalaciones incluidas en el plan de transmisién
que se construyen como resultado de un proceso de licitacién y un Sistema
Complementario de Transmisién (scT) que surge de acuerdo a las necesida-
des especificas de los generadores, distribuidores y grandes usuarios.

 Las tarifas del sGT se fijan a través de licitaciones en las cuales se paga el
costo de inversién y de operacién y mantenimiento para un periodo de has-
ta treinta anos que hayan solicitado los postores ganadores, pasado el cual
se transfiere a otro operador reconociéndose el valor remanente, asociado
principalmente a los refuerzos que se hayan tenido que hacer y el costo de
operacién y mantenimiento por el tiempo que dure la instalacién.

«  Las tarifas del scr las fija el regulador sobre la base de costos eficientes o se
determinan por negociacién cuando estdn destinadas a transmitir la energfa
de los generadores o proporcionarla a usuarios libres que hayan previamente
efectuado contratos con las entidades que construyeron las lineas.

2 Mayores detalles sobre estas modificaciones se pueden revisar en el decreto supremo 027-
2007-EM. Reglamento de transmisién y modificacién reglamento de la ley de concesiones
eléctricas.
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« Los activos existentes se pagardn de acuerdo a la metodologia que se ha ve-
nido utilizando en cada caso. Los activos nuevos los pagardn, en el caso del
SGT, los beneficiarios de cada zona, y, en el caso del sct, los beneficiarios
identificados dentro de la zona de beneficio o segin contrato (asignacion
tipo estampilla o postage stamp).

Con estas modificaciones, se pretende: 1) en el caso de la generacidn, asegurar nue-
vas inversiones, pues las tarifas serdn definidas por el mercado, y establecer un plazo largo
para los contratos, a la vez que dichas tarifas tenderdn a los costos eficientes ya que surgi-
rdn de la competencia en las licitaciones de generadores actuales y potenciales y estardn
sujetas a un precio tope razonable; 2) en el caso de la transmisiodn, se establece un marco
estable de ingresos, con tarifas pagadas por los beneficiarios y determinadas competitiva-
mente a través de licitaciones para las lineas establecidas bajo el plan de transmisién.

6. CARACTERIZACION DE LOS PROCESOS DE REFORMA

En el cuadro 6.7. se presentan las principales caracteristicas e instrumentos utilizados
en los mds importantes procesos de reforma. En dichos modelos, los mercados en
tiempo real funcionan generalmente para un balance de posiciones entre la cantidad
despachada y los compromisos contractuales, los cuales pueden pactarse en contratos
de mediano plazo o contratos realizados en los mercados de dia previo. A su vez, en
varias experiencias los contratos no solo tienen un cardcter financiero, sino que tam-
bién tienen implicancias para el despacho.

Cuadro 6.7. Comparacién de los instrumentos utilizados en los principales
procesos de reforma

Con- | Deri- Merca- | Precios | Requeri- | Derechos
Mercado . . . .
tratos | vados , doen | margi- | mientos de | financieros | Precio
Mercado . de dia . .
bilate- | finan- revio | emPpO nales | capacidad | de trans- | tope
rales | cieros | P™V real | locales | instalada misién
Nord Pool X X X X X CFD
Australia Fl.nan- Indicativo| X SRA X
ciero
UK-NETA X X Privado X
PJM X X X X X X X
ERCOT X Indicativo X Tcc X
FERC SMD X X X X X X X

ceD : Contract for Differences

1CC : Transmission Congestion Contract
SRA : Settlement Residue Actions
Fuente: Spiller ez al. 2004.
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Del mismo modo, se observa la existencia de imposiciones regulatorias que de-
terminan la creacién de mercados de capacidad y de servicios complementarios de
reserva, los cuales brindan sostenibilidad y confiabilidad al sistema. EI manejo de
la congestién también cuenta con pautas similares en los mercados mencionados,
existiendo mercados competitivos en los que se transan los derechos de transmisién.

En cuanto a los resultados obtenidos, es dificil evaluar las diversas experiencias
debido a que se tienen que tomar en cuenta diferentes indicadores de desempeno.
Una primera evaluacién, que toma en cuenta criterios como niveles de inversién
y seguridad de suministro —a través del margen de reserva—, poder de mercado,
ineficiencias, dificultades en el manejo de riesgos y el grado de participacién de la
demanda, se presenta en el cuadro 6.8.

Cuadro 6.8. Comparacién de los resultados de los principales procesos de reforma

Margen de Poder de L Desarrollo de | Participacién
Mercado Ineficiencias . .
reserva (2002) | mercado manejo de riesgos | de la demanda
Nord No .. . .. .
29% .. . Infrecuentes | Muy significativa | Significativa
Pool significativo
. o . . Poco .. . Poco
Australia 18% Significativo Poco significativa . .
frecuentes significativa
Poco Poco .. . . .
UK-NETA 27,5% . . Significativa Significativa
significativo | frecuentes
o . . .. . Poco
PJM 17,2% Significativo | Frecuentes | Poco significativa . .
significativa
o . . . . Poco
ERCOT > 30% Significativo | Frecuentes | No significativa e .
significativa

Fuente: Spiller ez /. 2004

Los procesos de reforma a nivel latinoamericano, que se iniciaron tempranamen-
te con la reforma del mercado chileno en el aho 1982, estuvieron marcados, basica-
mente, por el redisefio de los mercados eléctricos, la introduccién de competencia en
determinados segmentos y la promocién de la participacién privada.?

Sin embargo, el grado de desregulacién y avances logrados ha variado amplia-
mente, dependiendo de las caracteristicas institucionales y del tamano de mercado,
teniéndose experiencias como la colombiana en un extremo, con una bolsa de energia
y la introduccién de competencia a nivel minorista; y en el otro, el caso de Guyana,
donde existe un monopolio de propiedad mixta. En el gréfico 6.19. se caracterizan

% Una primera revision de las principales reformas del sector eléctrico en los paises latinoamericanos se
puede consultar en Spiller y Martorell 1996.

277



CariTULO 6

estos disenos sobre la base de los esquemas presentados en el capitulo 2 y la partici-
pacién en la propiedad del sector puablico y del sector privado.

Griafico 6.19. Disenios de mercado latinoamericano

p O Chile
Privado Panamd © © Bolivia .
O Argentina
Peri ©
O Colombia
Jamai Guatemala O o
i o Jamaica
Mixto Guyana O El Salvador
Honduras O Brasil
oHonduras
. O México
Publico
Venezuela
Monopolio Comprador Mercado Competencia
tnico mayorista minorista

Fuente: Milldn 2003

7. EL DISENO DE MERCADO ESTANDAR DE LA FERC

Luego de la crisis de California y de los cambios que se han tenido que hacer en
importantes experiencias como la de Reino Unido, los especialistas del sector dentro
de Estados Unidos han venido trabajando la propuesta de un disefio de mercado
estandar (Standard Market Design, smMp), el cual ha sido presentando en una serie de
documentos de la Federal Energy Regulatory Commission (rErc). Este disefio de
mercado planteado se basa en la busqueda de algunos objetivos bésicos: 1) promo-
ver la operacién diaria eficiente del mercado, 2) entregar sefiales adecuadas para los
inversionistas y la demanda y, 3) que los mecanismos planteados en el modelo sean
implementables a un costo razonable para la sociedad.

Esta propuesta ha sido estudiada adicionalmente por diferentes entidades tales
como el Departamento de Energia de Estados Unidos, habiéndose realizado una
serie de andlisis sobre sus potenciales impactos en los diferentes mercados regionales.
A continuacién resumimos las principales caracteristicas de la propuesta de la FERC
de acuerdo a un documento elaborado por el Departamento de Energia de Estados
Unidos (2003):

+  Creacién de un operador de la red independiente de cualquier participante
del mercado que se encargue del despacho vy las restricciones de transmisién
con el fin de evitar la influencia de los agentes involucrados en las transaccio-
nes del mercado mayorista sobre la operacién del sistema.
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Un mercado basado principalmente en la firma de contratos de largo plazo
como forma predominante de hacer negocios, que permita estabilidad al sis-
tema y reduzca los incentivos a ejercer poder de mercado en el mercado spor.
Un mercado spor de corto plazo voluntario con precios transparentes. En
particular, se requerirfa un mercado de un dia antes (Day Abead Market) para
coordinar el compromiso de las centrales. A su vez, el manejo de desbalances
requeriria la operacién de un mercado spoz en tiempo real basado en subastas
competitivas.

Un planeamiento regional de la transmision, que incluya guias para la instala-
cién de centrales y lineas de transmisién econémicamente eficientes asi como
programas para fomentar la generacién distribuida —es decir, dentro del 4rea
de concesién de las distribuidoras, lo cual reduce las inversiones en transmi-
sion y las pérdidas de energia—, la respuesta de la demanda a los precios en el
mercado spo** y mejoras en el manejo en tiempo real de la red. Ello asegurard
el abastecimiento eficiente de la electricidad a lo largo del territorio.

Sefales de precios locales. Los mercados spot deben usar precios margina-
les locales (Locational Marginal Prices, LMP), que valoren las restricciones de
transmisién. Estos dardn las senales para las inversiones de una capacidad de
generacion rentable y fomentardn, donde sea necesaria, una mayor capacidad
de transmisién.

Derechos de transmisién comercializables. Estos derechos deben acompa-
fiar a los LMP, ya que permiten a los compradores del mercado mayorista,
generadores y comercializadores, manejar los riesgos de incrementos subitos
en los precios. Los mecanismos mds usados son los «derechos financieros de
transmision».

Necesidad de medidas destinadas a mitigar el poder de mercado. Ello debido
a que generalmente en las bolsas de energia pueden darse comportamientos
explotadores del poder de mercado en determinadas horas, los cuales son
dificiles de distinguir en un contexto de una alta volatilidad de precios. En
muchas experiencias se han usado precios topes.

Una medida adicional destinada a evitar problemas de capacidad insuficiente
y cortes son los requisitos de adecuacion de recursos, en particular a través de
la exigencia de niveles de reserva minimos (cerca de 12%).%

2 Para una discusién de los principios econémicos y beneficios de incrementar la respuesta de la de-
manda, ver Ruff 2002.

% Una discusién de las medidas planteadas por la FErC y andlisis de su posible impacto sobre
los mercados eléctricos de Estados Unidos se presenta en US Department of Energy 2003.
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Grifico 6.20. El disefio de mercado estandar de la FERC

i Respuesta del lado | Mercado de derechos Mercado de $1.000/MWh
i de la demanda i de transmision capacidad g
-\\\ T f —':I T I:\—
Chb . 1 Mercado basado | 101
o “. | onsubastas | ip!
t a WIS oo i g i
; é Mercado del dia LMP y derechos |, H
— . F-» o
tr previo de transmision N Sniaiteisirtaiiiutaiabiiait 1
0 a 4 Mitigacion del |
v ) i
s 1 - /1 poder de mercado
e Tiempo real/Sc.As. > LMPy R S !
S L

Mercado de balance Confiabilidad s

Fuente: Zhou 2003

8. COMENTARIOS FINALES

La revision realizada de algunas experiencias relevantes de reforma del sector eléctrico
muestra que estos procesos han tenido que enfrentar una serie de eventos inespera-
dos, lo que llevé en algunos casos a una crisis del modelo adoptado (California) y
en otros a la necesidad de realizar cambios radicales al diseno de mercado (Inglaterra
y Gales). Por otra parte, en Latinoamérica se vienen adoptando esquemas hibridos
como las licitaciones de contratos de largo plazo usadas en Brasil como forma de
atraer inversiones, modelo que también se estd implementando en el Perd, pais don-
de la reforma ha obtenido importantes logros y donde no se ha enfrentado un perio-
do de crisis del sistema como en otros casos latinoamericanos.

En vista de los resultados obtenidos en los procesos de reforma a nivel interna-
cional se puede ver que la introduccién de mecanismos de mercado y participacion
privada en el sector eléctrico estd todavia en un proceso de maduracién y refinamien-
to, tratandose de encontrar los disehos de mercado mds adecuados a las caracteris-
ticas institucionales y estructurales de cada pais. En particular, existe un proceso de
aprendizaje y bisqueda de las reglas que permitan garantizar inversiones suficientes y
promover la competencia y la eficiencia en el sector eléctrico. En este proceso existen
algunos avances como la propuesta de disefio de mercado estdndar de la FERC, pero
que todavia estd lejos de convertirse en un modelo de consenso a nivel internacional.
Parece ser que cada pais debe ir aprendiendo de los problemas enfrentados y buscar
un modelo propio que se adapte a las peculiaridades de su mercado, teniendo como
marco de referencia los problemas enfrentados en otras experiencias.
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APENDICE 6.1. PROCEDIMIENTO DE FIJACION DE PRECIOS DE ENERGIA Y
POTENCIA EN EL PERU

Precio bdsico de energia

El precio bésico de energia viene a ser aquel precio estabilizado que permite que los
generadores obtengan ingresos equivalentes a los que se habrian registrado de apli-
carse los costos marginales mensuales del mercado spot, considerando la evolucién
esperada de la oferta y la demanda. La finalidad de este cdlculo es reducir la volatili-
dad de los precios tanto para el generador como para el distribuidor, y por lo tanto a
sus clientes finales, ademds de dar una senal de precios de mediano plazo con la cual
puedan analizar sus decisiones de inversion los potenciales inversionistas.?®

Para determinar el costo marginal mensual se utiliza un modelo de programacién
dindmica (PERSEO), en el cual se minimiza el costo de operacién teniendo en cuenta
no solo los costos de las centrales térmicas sino también el costo de oportunidad del
uso del agua. Se asume que el agua puede ser embalsada para usarla en el futuro, o
ser utilizada en el presente, con el riesgo de que el costo de operacién sea mayor en
el futuro, debido a la necesidad de recurrir a las centrales térmicas. En un parque
hidrotérmico como el peruano, el objetivo en cada periodo es minimizar la suma de
los costos operativos inmediatos dados por las centrales térmicas, mds el costo futuro
del uso del agua. Este modelo debe respetar las restricciones técnicas del balance hi-
drico, los limites de transmision y la capacidad de generacién, y las leyes fisicas que
gobiernan los sistemas eléctricos.

El modelo PERSEO realiza esta funcién obteniendo el despacho en cada barra del
sistema y los costos marginales mensuales. Se utiliza programacién dindmica para deter-
minar la estrategia éptima de operacién considerando la incertidumbre sobre el com-
portamiento de la hidrologfa, por lo que se consideran diferentes escenarios de hidro-
logia basados en registros histéricos de caudales naturalizados de los tltimos 36 afos.

La demanda del sistema es proyectada a partir de dos componentes: 1) un com-
ponente vegetativo del consumo que se estima usando un modelo econométrico,
donde las ventas de electricidad dependen del pBI esperado, las tarifas y el crecimien-

127

to poblacional” y, 2) un componente que incorpora las cargas adicionales o grandes

26 Una manera sencilla, aunque incompleta, de analizar las decisiones de inversién consiste en comparar
los precios promedios del sistema con el costo medio de una central de generacién, el cual dependerd a
su vez, en forma inversa, del grado de utilizacion de la capacidad instalada o del despacho esperado de
la central, lo cual se puede medir a través del «factor de planta» (ver Stoft 2002: capitulos 1-3).

% Una discusion detallada de los diferentes modelos de estimacion de la demanda agregada, inclu-
yendo la necesidad de usar un modelo en logaritmos para poder interpretar los coeficientes como
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proyectos que pueden alterar significativamente el crecimiento de la demanda de
electricidad y que el modelo econométrico no necesariamente captura, dado el tama-
fio de la demanda nacional de electricidad. El modelo PERsEO utiliza la demanda al
nivel de barras usando pérdidas de energia estdndares a transmisién y distribucién. Se
construyen diagramas de carga mensuales divididos en dos bloques horarios —punta
y fuera de punta—, estos bloques se abastecen con la oferta disponible buscando el
minimo costo y se calculan los costos marginales correspondientes, cuyos promedios
se utilizan para fijar las tarifas de energfa punta y fuera de punta. Respecto al «Plan
de obras» —relacién de centrales generadoras que entrardn a operar en los préximos
veinticuatro meses—, los criterios bdsicos que se han usado para incorporar centrales
fueron considerar inicialmente las centrales incorporadas en el «plan referencial de
electricidad» del MINEM, y luego aquellas cuyo ingreso esperado al sistema sea mds
factible, de acuerdo al grado de avance de las obras, el financiamiento y el compromi-
so de los operadores. Sin embargo, los criterios utilizados no han sido aceptados por
consenso, lo que ha dado lugar a una serie de discusiones con el coEs.

El precio en barra de energfa se calcula como un costo promedio de abasteci-
miento para un horizonte de veinticuatro meses, ponderando los costos marginales
(Cng) con las demandas de energia mensuales proyectadas (qj). Este valor se actuali-
za usando la tasa regulatoria () de 12% real anual establecida en la ley de concesiones
eléctricas.

< Cmg.q,;

i PB.q, =§,‘ Cmg,.q, _ pg. (A+7r)
(I+r)y (1+r) <

j=1 i=1 Z q;
(1+r)

J=1

Adicionalmente, las modificaciones introducidas en diciembre de 2004 han con-
siderado pertinente que las tarifas incorporen también la evolucién de la oferta y la
demanda de los doce tltimos meses, como un mecanismo que permita ajustar las
tarifas a la evolucién real del sector.

En el cdlculo de las tarifas se utilizan los costos variables auditados de los genera-
dores, que incluyen el costo variable del combustible y otros costos variables —aso-
ciados a los lubricantes y mantenimientos por hora de operacién—, conocidos como
costos variables no combustibles. Sin embargo, debe destacarse que las centrales a gas
natural pueden declarar anualmente sus costos variables con un tope méximo basado
en el precio del gas de Camisea en boca de pozo, mis el costo del transporte y distri-
bucién del gas en Lima (en aplicacién del procedimiento 31 C del cogs-siNac).

elasticidades y una especificacién de un «modelo de correccién de errores» se encuentra en Bendeza
y Gallardo 2004.
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Precio basico de potencia

El precio bdsico de potencia se basa en el costo de instalacién y mantenimiento de
la central que serd la dltima en despachar en los periodos de mdxima demanda pro-
yectada durante los préximos dos afios, incluyendo un margen de reserva y un por-
centaje de indisponibilidad forzada. En la actualidad el cdlculo de este precio se basa
en el «Procedimiento para la determinacién del precio bdsico de potencia», aprobado
mediante resolucién oSINERG 260-2004-0s/CDE.

La central con cuyos costos se calcula el precio basico de potencia deberd te-
ner una capacidad estindar no menor al 3,5% y ni superior al 5,0% de la mdxima
demanda anual del sistema. En la actualidad la central corresponde a una unidad
turbogds de 174,2 MW —iso - diésel 2—. El precio de potencia se obtiene de cal-
cular un valor por MW-mes sobre la base de la anualidad de los costos de inversién
y operacién y mantenimiento, considerando una vida util de treinta afios para la
conexién y de veinte afios para el generador, y usando una tasa de actualizacién de
12%. Se considera que la central estd ubicada en Lima —centro de carga—, siendo
la potencia efectiva el 95,1% de la potencia 150. A este costo se le suman otros com-
ponentes que resultan de aplicar los factores de indisponibilidad fortuita de la unidad
punta (FIF) y el factor margen de reserva firme objetivo (FMREO). En el primer caso
se considera una tasa de indisponibilidad fortuita (T1F) de 2,63% y en el segundo un
margen de reserva firme objetivo (MRro) de 19,4%. Luego de aplicar estos dos fac-
tores al precio de potencia (Pp), se obtiene el precio bésico de potencia (pBP). La idea
es que de esta forma los generadores podrdn recaudar en sus contratos, a través de la
tarifa en barra, el monto de dinero necesario para pagar a las centrales disponibles
incluyendo la reserva del sistema.

PBP = PP* (1 + MRFO) * (1/1-TIF) = PP* FMRFO * FIF

Debe considerarse, por tltimo, que la central marginal no necesariamente co-
rresponde a una central existente en el sistema, sino mds bien a una central eficiente
de acuerdo a consideraciones técnicas y econdémicas, que permitan identificar un cos-
to razonable de expansién del sistema. Entre estas consideraciones estdn el tamafo y
la tecnologia o modelo a utilizar, para lo cual se toma como referencia la informacién
de la publicacién Gas Turbine World Handbook del ano vigente, la cual considera
precios promedio del mercado. Los resultados de la regulacién tarifaria de mayo de
2006 se resumen en el cuadro 6.9.:
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Cuadro 1. Fijacién del precio bésico de potencia en el Perti

(mayo de 2006)
CENTRAL TERMOELECTRICA Tasa | Moneda Extanjera | Moneda Nactonal | - 0T Ss
Precio FOB 35212.50 35212.50
Repuestos iniciales 2.50% 880.31 880.31
Transporte y Seguro Maritimo 4.00% 1 408.50 1.408.50
Aranceles ad-valorem 4.00% 1500.05 1500.05
Gastos de desaduanaje 0.80% 300.01 300.01
Transporte local 202.67 202.67
Montaje electromecénico 293.38 569.40 862.78
Prucbas y puesta en marcha 120.50 120.50
Supervisién 241.72 469.23 710.95
Adgquisicién de terreno (incluye sub estacién) 283.66 283.66
Obras Preliminares y Cerco (incluye subestacién) 120.42 120.42
Obras civiles 341.92 341.92
Suministro de sistema de combustible 1003.41 1003.41
Suministro de sistema contra incendio 177.34 177.34
Gastos Generales - Utilidad Contratista 215.16 215.16
Intereses Durante la Construccién (1) 6.76% 2572.16 358.66 2930.82
Costo Total de Inversién de la Central Termoeléctrica (CTI ) 40 608.57 5 662.44 46271.01
CONEXION ELECTRICA Tasa | Moneds Exteanjera | Moneda Nackonal | i i6s
Precio FOB 2107.51 2107.51
Transporte y Seguro Maritimo 4.00% 84.30 84.30
Aranceles ad-valorem 4.00% 87.67 87.67
Gastos de desaduanaje 0.80% 17.53 17.53
Transporte local 18.60 18.60
Obras civiles 36.56 36.56
Ingenierfa, Montaje, Pruebas y puesta en servicio, suministro local 130.27 130.27
Supervision 47.74 47.74
Gastos Generales - Utilidad Contratista 26.38 26.38
Intereses Durante la Construccién (1) 6.76% 148.22 24.67 172.88
Costo Total de Inversién de la Conexién Eléctrica (CTI ) 2 340.03 389.43 2729.46
ANUALIDAD DE LA INVERSION
CENTRAL TERMOELECTRICA Miles US$ / afio | Miles US$ / afio | Miles US$ / afio
Vida Util (afos) 20
Factor de Recupero de Capital 13.39%
Anualidad del Costo Total de la Inversion de la Central Térmica ~ (aCTI.) 5 436.63 758.08 6194.71
CONEXION ELECTRICA Miles US$ / afio | Miles US$ / afio | Miles US$ / afio
Vida Util (afios) 30
Factor de Recupero de Capital 12.41%
Anualidad del Costo Total de la Inversion de la Conexién Eléctrica (aCTI) 290.50 48.35 338.84
Costo Fijo Anual de Operacién y Mantenimiento Miles US$ / afio | Miles US$ / afio | Miles US$ / afio
Costo Fijo de Personal y Otros (CFPyO) 890.28 890.28
Costos Fijos de Operacién y Mantenimiento (CFOyM) 662.46 662.46
Participacién 79.02% 20.98%
Costo Fijo anual de Operacién y Mantenimiento (CFaOyMe) 8.92 US$ / kW-aiio
Anualidad de la Inversion de la Unidad de Punta (aINV) 37.52 US$ / kW-afio
Costo de Capacidad por Unidad de Potencia Estdndar (CCUPS) 46.43 US$ / kW-afo
Costo de Capacidad por Unidad de Potencia Efectiva (CCUPE) 48.78 US$ / kW-aiio
Precio Bisico de la Potencia (PBP) 59.82 US$ / kW-afio
Capacidad Estdndar de la unidad de Punta (CE) 174.2 MW
Potencia Efectiva (P,) 165.8 MW
Factor de Ubicacién (FU) 1.051
Margen de Reserva Firme Objetivo del sistema (MRFO) 19.40%
Tasa de Indisponibilidad Fortuita de la unidad (TIF) 2.63%

Fuente: 0SINERG-GART/DGT 058-2006
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APENDICE 6.2. INDICADORES DE DESEMPENO DEL SECTOR ELECTRICO PERUANO
(1994-20006)

Griéfico 1. Evolucién de la demanda y oferta de electricidad en el sein (1994-2006)
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Fuente: GART - OSINERGMIN
Griéfico 2. Evolucién de las pérdidas de energia en distribucién (1994-2000)
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Grifico 3. Evolucién de la cobertura (1994-2006)
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Gréfico 4. Evolucién del nimero de clientes por trabajador (1994-2006)
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SUPERVISION DE LA CALIDAD EN EL SECTOR ELECTRICO PERUANO

1. INTRODUCCION

En los mercados competitivos si una empresa decide incrementar unilateralmen-
te la relacién precio-calidad que ofrece a los consumidores, el resultado serfa una
disminucién en su nivel de ventas con la consiguiente reduccién o pérdida de su
participacién en el mercado. Esto de debe a que los consumidores pueden recu-
rrir a otras empresas para obtener la mejor relacién calidad-precio. En este tipo
de mercados, por lo tanto, no se justifica la regulacién de la calidad, pudiendo la
intervencién mds bien terminar restringiendo artificialmente la gama de productos
ofrecidos (Shapiro 1982).!

La regulacién de la calidad en industrias de redes, donde no se puede elegir libre-
mente al proveedor y la sustitucion del bien o servicio es limitada, ha sido enfatizada
a partir del trabajo de Spence (1975) donde se muestra que la provisién de calidad
por parte de un monopolista no regulado determinard un nivel de calidad distinto
del socialmente 6ptimo. Mds especificamente, un monopolista elige el nivel de la
calidad a proveer de acuerdo a las preferencias del consumidor que marginalmente
consume el bien o servicio, mientras que el nivel éptimo para la provisién de calidad
debe reflejar més bien la valoracién promedio de los distintos consumidores (ver
detalles en Dammert, Gallardo y Quiso 2004).

La supervisién de la calidad del servicio eléctrico es un aspecto importante de la
intervencién del Estado en esta actividad debido no solo a las caracteristicas mono-
policas de la provision del servicio sino a los incentivos que pueden tener las empre-
sas para brindar niveles de calidad inferiores a los deseables y a las dificultades que

! La calidad se puede definir como el conjunto de propiedades inherentes a un producto o servicio que

le confieren la capacidad de satisfacer necesidades implicitas o explicitas. En esa medida estas caracteris-
ticas le confieren valor al bien o servicio incrementando la disponibilidad a pagar de los consumidores
por el mismo.
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enfrentan muchas veces los consumidores para distinguir una mala calidad —infor-
macién asimétrica— y realizar reclamos a las empresas.?

Si bien existen estudios sobre la calidad en el servicio eléctrico, no se conocian
anteriormente aplicaciones extensivas de los mismos que incorporaran los niveles de
calidad deseados y los instrumentos de supervisién y sancién para el lograr el cumpli-
miento —enforcement— de los mismos. Por eso, en el Perd, el Organismo Regulador
y Supervisor de la Energfa y Mineria (0SINERGMIN) desarroll6 en el afo 2003 una
metodologia integral que incorpora estos conceptos. El presente capitulo, por lo tan-
to, desarrolla los conceptos utilizados y la experiencia del OSINERGMIN en este tema.

2. AMBITO DE LA SUPERVISION DE LA CALIDAD EN EL SERVICIO ELECTRICO

En los mercados donde existe competencia efectiva, las empresas compiten ofertando
diferentes precios y niveles de calidad, de modo tal que los clientes pagan un precio
competitivo para el nivel de calidad que desean o estdn dispuestos a pagar. En cam-
bio, en las industrias de redes —como en el caso del sector eléctrico— se enfrentan
dos problemas: 1) dado que no existe competencia en precios tampoco se compite
por calidad; 2) dentro de una zona de concesién no es posible ofrecer diferentes
opciones de precio y calidad de producto, salvo en los aspectos relacionados con la
comercializacién del bien o servicio.

Dadas estas consideraciones, es comin que en el sector eléctrico se regulen no so-
lamente los precios, sino también la calidad del suministro. Los aspectos de la calidad
que normalmente se regulan son los siguientes:

Calidad técnica

La calidad técnica considera dos componentes: la calidad de producto y la calidad
de suministro.

2 En un contexto de informacién asimétrica, Besanko, Donnenfeld y White 1987 estudian el caso de
un monopolista discriminador en presencia de consumidores heterogéneos. En un contexto de dis-
criminacién de segundo grado el monopolista ofrece una canasta de bienes o servicios con diferentes
calidades buscando un proceso de autoseleccién de los consumidores. El marco regulatorio también
incide en los incentivos para proveer calidad, en el caso de tasa de retorno para sobreinvertir en ella y en
el caso de los mecanismos de incentivos para subinvertir en ella en el afén de reducir costos y maximizar
ganancias residuales.
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Calidad del producto

En lo referente a la calidad del producto, los principales aspectos a considerar son
la tensidn, la frecuencia y las perturbaciones —flicker y tensiones arménicas—, los
cuales se explican a continuacién brevemente.

La tensién o voltaje es la presion eléctrica que se ejerce sobre la corriente, valor
que varia entre sistemas eléctricos. Para el consumidor es importante el nivel de vol-
taje que recibe del sistema eléctrico, ya que variaciones en el mismo pueden ocasionar
danos a sus instalaciones y equipos. Por ello un indicador de la calidad de tensién
mide la diferencia entre la tensién efectiva en el punto de entrega (V,) y la tension
nominal (V) (220 V en muchos paises).

AVK(%)zVKV_—VN.IOO% (7.1.)

N

Esta medici6n la realizan las empresas en intervalos durante el dfa.

Otra medida importante es la frecuencia, que corresponde al nimero de ciclos
que suceden durante un segundo, siendo su unidad de medida el hertz (Hz). Un
hertz es un ciclo por segundo. Una frecuencia tipica es 60 Hz y las variaciones permi-
sibles son de alrededor de 1 Hz. Grandes variaciones de la frecuencia pueden danar
los equipos de generacién u otros —cambios de velocidad en mdquinas rotativas,
mal funcionamiento de equipos sincronizados, sobrecalentamientos, entre otros—.
La raiz de las variaciones de la frecuencia son los desequilibrios entre la generacién y
el consumo que pueden existir en el despacho en tiempo real, siendo principalmente
una variable de control del operador del sistema eléctrico. Un indicador de la calidad

de la frecuencia es:

Af i (%) _Ls=Ix 100 (7.2)
Iy

Donde f, es la frecuencia registrada y £, es la frecuencia nominal.

Por otra parte, un tipo de perturbacién es el flicker (parpadeo), el cual consiste
en variaciones temporales de la luminosidad ocasionadas por distorsiones en la onda
de tensién. Este fenémeno provoca molestias por encima de ciertos umbrales, in-
crementdndose esta rdpidamente con la amplitud de la fluctuaciéon o con repeticion
por mds que sea débil (Rivier Abbad 1999). El origen de este fenémeno radica en
oscilaciones importantes de potencia eléctrica en la red, que provocan variaciones en
la tensidn, debido por ejemplo a hornos de arco, soldadura por puntos (resistiva),
motores con arranques frecuentes, laminadoras, molinos industriales, mdquinas he-
rramientas, entre otros equipos que se conectan a la red.
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Por ultimo, otro tipo de perturbacién son las «tensiones arménicas».” Estas son
originadas por cargas conectadas a la red que demandan intensidades no sinoidales.
Rivier Abbad (1999) menciona algunas cargas de uso industrial, como los conver-
tidores de potencia (rectificadores), los hornos de induccién y los hornos de arco; y
algunas cargas de uso residencial, como los televisores, los aparatos controlados por
tiristores o las ldmparas fluorescentes. Asimismo, la sobrecarga de transformadores
de voltaje y equipos que transforman la corriente alterna en continua también son
causas potenciales de estas perturbaciones. Los efectos negativos comprometen los
equipos de control y las protecciones. También provocan sobrecalentamiento de mo-
tores y condensadores, aumento de pérdidas de energfa, errores en la medicion de
energfa, interferencia con sistemas de telecomunicaciones, etcétera.

Calidad de suministro

La calidad de suministro estd relacionada con la ocurrencia de las interrupciones en
el sistema eléctrico. En general, se suelen contabilizar las interrupciones que superan
los tres minutos, aunque en algunos paises el umbral para empezar a contabilizarlas
es de un minuto.

Las interrupciones pueden originarse por problemas en las etapas de genera-
cién, transmision o distribucién de electricidad. Sin embargo, en la medida en que
exista un parque generador desarrollado, capaz de atender al integro de la demanda
nacional y hacerlo de manera rdpida, esta etapa del servicio puede tener muy poca
incidencia en el origen de las interrupciones. Un caso similar es el de transmision,
en la medida en que se trata de un segmento muy monitoreado, debido a que las
fallas en este sistema pueden ocasionar dafios a grandes sectores de la red eléctrica.
Por estas razones, los resultados de diferentes estudios indican que entre un 80%
a 95% de las interrupciones se deben a problemas en la etapa de distribucién (ver
Rivier Abbad 1999).

También es importante el hecho de que el impacto de las inversiones en calidad
de suministro en la red de distribucién sea muy localizado, y aunque para mejorar la
calidad de suministro de determinados sectores se requieran inversiones pequefias,
para hacerlo con la poblacién en general se requiere de un monto de inversién agre-
gado significativamente mayor —la agregacion de todas las pequenas inversiones—.
Por otro lado, la mayor vulnerabilidad de la red de distribucién (debido en parte a

3 Estas son variaciones irregulares en las ondas, en particular, tensiones cuya frecuencia es un maltiplo
entero de la frecuencia fundamental nominal de la tensién de alimentacion (que en el caso peruano es
de 60 Hz) y que conforman la onda emitida por la empresa distribuidora. De esta manera, los arméni-
cos se miden como la amplitud relativa de su valor eficaz (media del valor eficaz) con respecto al de la
frecuencia fundamental (o frecuencia nominal del sistema).
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que es mds costoso implantar sistemas de proteccién dada su configuracién en com-
paracion con la de transmisién), hace que los origenes de las fallas en el suministro
sean bastante mds diversos que en el caso de las etapas de generacién y transmision,
aumentando su probabilidad de ocurrencia.

Normalmente se utilizan dos indicadores de calidad del suministro. El primero
es el numero de interrupciones durante un periodo dado —semestral, anual—. El
segundo es la duracién total de las interrupciones durante un periodo, el cual puede
incluir interrupciones programadas a las cuales se les da comdinmente una pondera-
cién menor en el indicador. La férmula de este indicador es:

D=Zkidi (7.3.)

Donde 4, es la duracién de la interrupcién 7y k, es el factor de ponderacién de la

duracién de las interrupciones dependiendo de su causa, por ejemplo:

+ Interrupciones programadas por expansién o reforzamiento: k, = 0,25
+ Interrupciones programadas por mantenimiento: &, = 0,5

+ Las demds interrupciones: &, = 1

+ Interrupciones por fuerza mayor: k= 0

Internacionalmente se suelen usar dos indicadores de calidad de suministro a
nivel de sistemas eléctricos. Ellos son el sarr1 (frecuencia media de interrupcién por
usuario, en inglés System Average Interruption Frequency Index) y el sap1 (duracién
media de interrupcién por usuario, en inglés System Average Interruption Duration
Index). La definicién de estos indicadores se expresa con las siguientes férmulas:

n n
Zui Zt,.Xui

SAIFI ==— | SAIDI = =—— (7.4.)
N N

u, : numero de usuarios afectados en cada interrupcién «»
t, : duracién de cada interrupcién «» (medida en horas)

« n :ndmero de interrupciones en el periodo
N : ntmero de usuarios del sistema eléctrico al final del periodo

4 Una clasificacién comun de las causas de las fallas de calidad de suministro en la red de distribucién,
de acuerdo con sus diversos origenes, las divide en las siguientes categorfas: climatoldgico, externo,
interno, fuerza mayor y desconocido.
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Los indicadores de satr1 y saip1 dan una buena idea de la calidad promedio de
suministro para todos los clientes del sistema eléctrico en evaluacién.’

Calidad comercial

La calidad comercial del servicio eléctrico considera tres grandes rubros: la atencién
al cliente, la facturacién y registro, y la medicién del consumo. Respecto a la aten-
cién al cliente, los indicadores de calidad estdn relacionados con la atencién a las
solicitudes, los tiempos de espera y el trato al cliente. Respecto a la facturacion, las
facturas deben ser claras y correctas, contener toda la informacién necesaria y basarse
en lecturas reales.

En cuanto a la medicién del consumo, se debe garantizar que la energfa facturada
no presente errores de medida que exceden los limites especificados. Como parte de
este ultimo se consideran la calibracién y el reemplazo de los medidores eléctricos.

Alumbrado publico

En algunos paises el alumbrado publico es responsabilidad de las empresas concesio-
narias y se incluye en las tarifas. En otros es responsabilidad de la municipalidad, la
cual se encarga de cobrarla en los arbitrios. En cualquier caso, la calidad del alum-
brado publico estd relacionada con los niveles de iluminacién de acuerdo a la zona.
Un indicador de calidad del alumbrado publico se define como la sumatoria de los
tramos de la via ptblica con alumbrado deficiente sobre el total de tramos de la via
publica.

Un resumen comparativo de las regulaciones internacionales de calidad se pre-

senta en el cuadro 7.1.

> Existen otros indicadores que se enfocan en la calidad de suministro a los clientes interrumpidos,
denominados carrr (frecuencia media de interrupcion por usuario cortado, en inglés Customer Average
Interruption Frequency Index) y caipl (duracién media de interrupcién por usuario cortado, en inglés
Customer Average Interruption Duration Index).
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3. DETERMINACION DE LOS NIVELES OPTIMOS DE CALIDAD

La fijacién de pardmetros para niveles minimos de calidad es necesaria debido a los
incentivos intrinsecos y también a los derivados de los diferentes marcos regulatorios
que tienen las empresas monopdlicas para reducir sus niveles de calidad. El estableci-
miento de estos pardmetros de niveles de calidad se puede hacer sin recurrir a mayo-
res estudios usando criterios basados solo en los «niveles deseables» para la sociedad.
Sin embargo, se debe tener en cuenta que cada nivel de calidad tendrd asociado un
costo y que dicho costo serd trasladado al consumidor.®

Por lo expuesto, aun cuando la determinacién del nivel de calidad tenga un com-
ponente subjetivo, es recomendable tener en cuenta que a mayor calidad mayor serd
el costo del servicio. Un andlisis de la provisién éptima de calidad debe, por lo tanto,
considerar sus costos y beneficios. Rivier Abbad (1999) define el costo social neto
(csN) de proveer la calidad como la suma de las inversiones necesarias para lograr un
determinado nivel de calidad méds el costo o dafio a los clientes asociado con este ni-
vel de calidad —es decir, lo que pierden por no tener mayor calidad—. Por ejemplo,
se puede pensar en el costo que representa para una fibrica tener una interrupcién
del servicio. El csN se puede expresar en la siguiente férmula:

CSN = I(CAL) + C(CAL) (7.5.)

Donde:
« I(CAL) : costos de inversion necesarios para lograr un nivel de calidad
«CAL»
»  C(CAL) : costo de los usuarios asociado al nivel de calidad «CAL» (costo
para el usuario de tener el nivel de calidad «CAL» en vez de la
calidad mdxima)

Se asume que tanto /(CAL) como C(CAL) son funciones convexas. Es decir, en
el caso de /(CAL) el costo de mejorar la calidad en una unidad es cada vez mayor y
en el caso C(CAL) el costo para el usuario de incrementar la calidad en una unidad es
cada vez menor, lo que indica que los primeros incrementos en la calidad tienen un
mayor efecto sobre el bienestar del usuario. Las funciones CSV, /(CAL) y C(CAL) se
muestran en el gréfico 7.1.

¢ Una discusién sobre la problemdtica de la regulacién de la calidad en servicios puiblicos se puede
encontrar en el capitulo 19 de Baldwin y Cave 1999. Sobre la determinacién de los niveles ptimos de
calidad en la provisién de electricidad se puede consultar Munasinghe y Gellerson 1979 y Munasinghe
1981.
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Griéfico 7.1. Los costos y beneficios de provisidn de calidad

Costo

valor 1(CAL)

. , C(CAL)

= —!
CAL'  CAL* CAL? CAL

Minimizando la funcién CSN de la expresion 7.5., tenemos que el nivel éptimo
de calidad se encuentra donde:

JI(CAL) _ dC(CAL)

IM(CAL) =
( ) dCAL dCAL

=CM(CAL) (7.6.)

El punto correspondiente al éptimo se presenta como CAL* en el grifico 7.1. En
este punto, la inversién marginal en la que incurren las empresas concesionarias para
mejorar la calidad (ZM(CAL)) es igual a la reduccién marginal en los costos de los usua-
rios por una mejora en la calidad (CM(CAL)). Si se grafican estas dos funciones, el nivel
6ptimo de calidad también se puede ver como el punto en que ambas se intersecan (ver
grifico 7.2.). En un punto como CAL’ la inversién marginal en calidad es menor que
el valor marginal que los consumidores le otorgan a mayor calidad, por lo que este nivel
debe incrementarse. Lo contrario sucede si se parte de un nivel de calidad como CAL.?

Este grifico también permite analizar de manera simple dos problemas inmedia-
tos del marco analitico descrito. En primer lugar, debido a la heterogeneidad de los
clientes, cada uno de ellos tiene diferentes valoraciones de las fallas de calidad. En
segundo lugar, el costo de proveer calidad en diferentes zonas del pais puede también
ser diferente, de modo que las funciones de costos de cada empresa distribuidora
también pueden variar. Asi, del andlisis anterior podemos apreciar, por ejemplo, que
el nivel aceptable de interrupciones del suministro de electricidad puede ser mayor
en una zona rural donde los consumidores prefieren tener un menor nivel de calidad
si ello significa pagar menos. El caso opuesto seria el de una empresa, por ejemplo
minera, cuya produccién puede verse afectada por una interrupcién del suministro.
En la prictica para determinar los niveles de calidad aceptables se pueden realizar en-
cuestas a los diferentes clientes para extraer sus valoraciones por calidad, estudios de
la evolucidn de los costos respecto a la calidad suministrada y andlisis de benchmarks
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internacionales como, por ejemplo, ver los niveles de calidad reconocidos en paises

con ingreso per cdpita y otras caracteristicas similares.

Griéfico 7.2. Obtencién del nivel éptimo de calidad

Costo
valor

IM(CAL)

CM(CAL)

—

CAL' CAL* CAL? CAL

4. SUPERVISION DE LA CALIDAD

Un enfoque moderno para la supervisién de la calidad requiere de procedimientos

efectivos que a su vez estén sujetos a criterios econémicos. Un esquema tipico de

supervision incluye las siguientes etapas:

1)

2)

3)

4)

5)

La autoridad normativa establece los niveles requeridos de calidad para cada
caso teniendo en cuenta los beneficios y costos (grafico 7.1.).

El ente regulador o supervisor disena los procedimientos de supervisién con
el fin de alcanzar los niveles de calidad fijados en las normas, la forma como
las empresas prestadoras del servicio deben medir y reportar sus niveles de
calidad, asi como las sanciones por los incumplimientos.

La empresa prestadora del servicio informa al regulador o supervisor los nive-
les de calidad alcanzados de acuerdo a los procedimientos de requerimiento
de informacién.

El regulador o supervisor verifica que la informacién proporcionada por la
empresa sea correcta. Dependiendo del indicador de calidad a medirse este
proceso puede realizarse a través de un muestreo —alumbrado, facturacién,
contraste de medidores, entre otros—, dispositivos electrénicos —equipos
testigos para la deteccién de interrupciones o mediciéon de variaciones en la
tensién e imdgenes satelitales en el caso de aspectos medioambientales por
ejemplo—, entre otros.

Cuando los niveles de calidad encontrados estin por debajo de la norma, el
regulador o supervisor aplica sanciones que normalmente consisten en multas
pecuniarias, pero que pueden llegar en casos extremos a la paralizacién de los
servicios, como en el caso de peligro inminente o dano irreversible.
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En el caso peruano, en octubre de 1997, se promulgé la norma técnica de calidad
de los servicios eléctricos-NTCSE (decreto supremo 020-97-Em), donde se fijaron los
estindares y compensaciones a cumplirse en los aspectos de calidad del suministro,
calidad del producto y alumbrado piblico, asi como un cronograma de aplicacion
por etapas. Paralelamente a ello, OSINERGMIN ha establecido una serie de procedi-
mientos destinados a monitorear diferentes indicadores de calidad y seguridad que
se deben supervisar en las actividades de generacidn, operacién, transmisién y distri-
bucién. El cuadro 7.2. muestra los alcances de la funcién supervisora en el caso del
Perti, mientras que el cuadro 7.3. muestra los indicadores utilizados en los procesos

de supervision del servicio publico de electricidad para el caso peruano.

Cuadro 7.2. Alcances de la funcién de supervisién de OSINERGMIN

Area/obje- | Metodologfa para em- | Procedimiento de supervi- | Sanciones/compensa-

tivos presas (obligaciones) sién de OSINERGMIN ciones

Contraste |* Contrastar a solicitud | Verifica realizacién de * Aplicacién de sancién

de medi- del usuario. contrastes. administrativa por

dores * Contrastar anualmen- | * Supervisa realizacién de incumplimiento de
te el 10% del parque | contrastes en funcién de contrastacion.
de medidores. muestreo estadistico (reso- | * Procedimiento es-

» Suministrar a 0sI- lucién 005-2004-0s/cp). | tablece evaluacién
NERGMIN informa- semestral.
cién de su programa.

Alumbra- | Prestar servicio de * Supervisién del funciona- |+ Aplicacién de san-

do publico | alumbrado ptblicoy | miento del parque basado | cién administrativa
mantener instalacio- | en muestra estadistica por excederse de los
nes. representativa. limites de deficiencias

* Atender oportuna- ¢ Establecimiento de tole- admitidas en el proce-
mente quejas de los rancias admisibles y de dimiento.
usuarios. procedimiento de super- | ¢ Evaluacién semestral.

visién (resolucién 192-
2003-o0s/cp).

Zonas * Notificar a los res- * OSINERGMIN comunica * Verifica muestral-

de alta ponsables de los esta- | a concesionarias de elec- mente los cortes del

afluencia blecimientos para que | tricidad relacién de zaap | servicio por no contar

de publico | obtengan el certifica- | que estdn obligadas a con los CBEE.

(zAap) do de buen funciona- | presentar CBEE. * Aplica sanciones
miento eléctrico de | * Supervisa mediante mues- | administrativas por
certificadoras (cBFE). | tra el cumplimiento de excederse de limites.

* Efectuar el corte del procedimiento 084-2005- | * Informa a Fiscalia de
servicio a aquellos os/cp. Prevencién de Delito
establecimientos que para que actte en
no presenten el CBFE. casos de alto riesgo.
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Area/obje- | Metodologia para em- | Procedimiento de supervi- | Sanciones/compensa-
tivos presas (obligaciones) sién de OSINERGMIN ciones
Seguridad | Conservar y mante- | ¢ Establece procedimiento | ¢ Aplicacién de multas
publica en | ner las redes e instala- | de supervisién (resolucién | administrativas cuan-
redes de ciones cumpliendo las | 011-2004-0s/cD). do no se subsanan
distribu- distancias y normas | Supervisa mediante mues- | deficiencias segin
cién de seguridad. tras e indicadores de de- metas establecidas.
* Reportar periédica- ficiencias establecidos en

mente a OSINERGMIN | media tensién y en subes-

informacion relativa | taciones de distribucién.

a instalaciones de alto

riesgo y riesgo mode-

rado.
Zonas de | Mantener lineas de | ¢ Establece procedimientos |+ Aplica sanciones
alto riesgo | transmision y salva- de reporte de informacién | administrativas por
eléctrico guardar seguridad y de metas de saneamien- | incumplimiento de
en servi- publica conservando | to de lineas de transmi- metas establecidas de
dumbres distancias minimas sién (procedimiento 264- | saneamiento de plie-
de lineas establecidas. 2005-05/cp). gos.
de trans- | * Informar a OSINERG- * Dispone medidas
misidn MIN deficiencias cautelares por nuevas
(zARES) seglin procedimiento invasiones a franjas de

establecido. servidumbre.

¢ Disminuir zonas de

riesgo identificadas

mediante trabajos de

saneamiento de zonas

de servidumbre.
Fiscaliza- |+ Mantener eficiente- | ¢ Establece procedimientos |* Aplica sanciones
cién de mente los sistemas para la fiscalizacién y administrativas por
generacién | de generacién aislada | sistema de informacién exceder interrupcio-
de sistemas| evitando cortes pro- de interrupciones y del nes o no contar con
aislados longados del servicio. | balance entre oferta y mdrgenes de reserva

Informar periédica-
mente al OSINERGMIN
sobre el estado de
equipos, margen de
reserva de cada siste-
ma y planes de con-
tingencia operativa
(pco).

demanda.

* Supervisa planes de con-
tingencia (ex ante) y verifi-
ca cumplimiento (ex post).

regulados.

Fuente: GFE-OSINERGMIN
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SUPERVISION DE LA CALIDAD EN EL SECTOR ELECTRICO PERUANO

5. UsO DE MUESTREO EN LA DETERMINACION DE LA CALIDAD ALCANZADA

La determinacién de la calidad alcanzada para un determinado indicador en un sis-
tema eléctrico o para cada concesionario, seglin sea el caso, se realiza tomando una
muestra representativa. Un caso tipico es cuando se quiere verificar si las unidades
cumplen o no con determinada caracteristica como puede ser, en el caso de las uni-
dades de alumbrado publico, que estén en funcionamiento o no lo estén. Para deter-
minar el tamafo de la muestra se puede utilizar la férmula estdndar de una muestra
representativa cuando la poblacién es infinita o suficientemente grande, adaptada al
caso correspondiente a un proceso de muestreo por proporciones:’
Zo* Z'p

=3 :7(] (tamano de muestra para una poblacién infinita)  (7.7.)

Para obtener la muestra éptima cuando la poblacién es finita (7) es necesario
modificar el tamano de muestra obtenido con la férmula anterior de la siguiente

forma:
n= 1+(non—0—1)/N (tamano de muestra para una poblacién finita) (7.8.)
Donde:

e n : tamano de la muestra a verificar

- N : tamano de la poblacién a evaluar

e p : proporcién de las unidades que cumplen con el estdndar de
calidad

« g = (1-p): proporcién de las unidades que incumplen con el estdndar de
calidad

. 2z : abcisa que corta a la distribucién normal formando dreas del

tamano a/2 enambas colas. Porejemplo, siZ=1,96 envalorab-
soluto, el intervalo de confianza es de 95%, siendo o igual a 5%
e d : nivel de precision disefiado para la distribucién. Por ejemplo,
sid = 0,01 entonces si en una muestra se encuentra un 10%
de unidades defectuosas, la poblacién puede tener entre 9%
y 11% de unidades defectuosas con un determinado nivel de
confianza preestablecido, que puede ser 95% o0 99%

Como se puede ver, el tamafio de la muestra para una poblacién muy grande

—infinita— es mayor que el requerido para una poblacién finita debido a que en

7" Para la derivacién de esta férmula se asume una distribucién normal de los eventos. La derivacién de
esta férmula escapa a los alcances de este libro; los detalles se pueden encontrar en Thompson 2002.
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CarftuLo 7

esta tltima existe una mayor probabilidad de encontrar unidades que cumplen con
la caracteristica deseada.

A modo de ejemplo, veamos cémo se obtendria la muestra éptima para el caso de
la empresa eléctrica Luz del Sur si se quiere supervisar que las limparas de alumbrado
publico (o unidades de alumbrado publico, uapPs) estén en funcionamiento.

Si Luz del Sur tiene 222.986 ldmparas (/V = poblacién), considerando un nivel
de confianza de 95% (z = 1,96) y un nivel de precisién & de 1%, y usando las f6r-
mulas anteriores se obtienen las muestras correspondientes a una poblacion infinita
(aproximadamente 3.457) y luego la muestra corregida considerando el tamafno de
la poblacién de limparas de alumbrado publico (aproximadamente 3.408). Estos
cdlculos se muestran a continuacidn.

Muestra para una poblacién infinita:

2n(1- 1,96)°0,1(0,9
ny=2202p) _(196) 0M(0.9) o)

d? (0,01)’

Muestra para una poblacién finita:

Mo 3.457

= / ~3.408 UAP
1+(n,—1)/N  1+(3.457-1)/222.986

nLuz del Sur

Como se puede ver, gracias al muestreo, la supervision en este caso solo se tiene
que realizar a cerca del 1,4% de la poblacién para tener una muestra representativa
de la calidad del servicio.

6. MULTAS DISUASIVAS

La teoria econdmica del public enforcement consiste en el uso éptimo, desde el pun-
to del bienestar social, de instrumentos de sancién tales como multas o penas mds
drésticas —por ejemplo, cierres temporales, clausura de locales, privacién de la liber-
tad— y de variables de supervisién —como el esfuerzo de supervisién, cuyo nivel
determina la probabilidad de deteccién de una infraccion—. El esquema general
que resulta de este enfoque considera la determinacién simultdnea de los montos de
multas o sanciones (72), el esfuerzo de supervision (e) y el periodo de penas privativas
de la libertad o de cierre del local (z).

Desde un punto de vista social, se debe tomar en cuenta no solo el dafio directo
ocasionado por la infraccién o delito, sino también el costo de los esfuerzos de detec-
cién —gastos de supervision de las entidades publicas correspondientes—, el costo
de aplicacién de una sancién —gastos judiciales—, el costo administrativo de utilizar
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SUPERVISION DE LA CALIDAD EN EL SECTOR ELECTRICO PERUANO

instrumentos como la privacion de la libertad —gastos en prisiones—, asi como los
distintos costos incurridos por el propio infractor.

El modelo tedrico desarrollado por Polinsky y Shavell (2000) incorpora todos
estos aspectos, y permite obtener los valores 6ptimos de la multa o sancién (), del
esfuerzo de supervisién (e) y de la pena privativa o tiempo de clausura del local «z».
En este modelo existe un beneficio para el infractor de un magnitud By un costo
para la sociedad que incluye el dafo directo a los usuarios (), la probabilidad de
detectar la infraccién dado un nivel de esfuerzo p(e), el costo de aplicar la sancion
(k), la probabilidad (¢) de que esta se aplique una vez detectada la falta,® el costo ad-
ministrativo (@) que genera monitorear que no se reabra el local o los gastos asociados
a la pena de privacién de la libertad, y la «desutilidad» que le genera al infractor la
pena por unidad de tiempo (4).

Con los elementos antes indicados, el beneficio méximo para la sociedad (W) se
encontrard luego de resolver el siguiente problema de optimizacién:

Max W{e,t,m}zT B-f(B)-dB —(1-F(B)) (d+q P(e)-[t-(A+ o) +k])—e (7.9)

—
Beneficio esperado agregado  Dafio esperado agregado por las acti- Costo
obtenido por las empresas  vidades de las empresas, que incluyen  administra-
que infringen las normas. el dafio a la sociedad, las pérdidas tivo de la
Se obtiene de aplicar la suma ocasionadas por la suspensién de ejecucion
continua (integral) de los las actividades de las empresas y los de la super-
beneficios esperados de las costos administrativos de aplicar las visién

empresas sanciones

Donde B es el «beneficio critico» o valor limite para el beneficio de la empresa
infractora debajo del cual dicho beneficio resulta inferior a la penalidad —producto
de las probabilidades de deteccién y sancién por la multa més la «desutilidad» del
tiempo de cierre—. Es decir:

B=q.p(e).(m+At) (7.10.)

Si se toman derivadas parciales de W (de la ecuacién 7.9.) respecto a la multa
(m), al tiempo de clausura del local () y al esfuerzo de supervisién (e), y se igualan
a cero, se obtienen las condiciones de primer orden a partir de las cuales se pueden
despejar los niveles dptimos de m, ¢ y e. Normalmente, una prictica usual es consi-
derar el esfuerzo de fiscalizacién e y la pena privativa o clausura como valores fijos.

8 Se introduce esta probabilidad pues se considera que no siempre el infractor serd sancionado como,
por ejemplo, cuando el infractor puede, por medios legales u otros, suspender la aplicacion de la multa.
Una exposicién detallada de este modelo en un contexto donde se aplica el sector hidrocarburos se
puede encontrar en Gallardo y Vdsquez 2006.
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En este caso se obtiene la siguiente solucién simplificada del problema de optimiza-
cién planteado en 7.9.:

m= o +ro+k (7.11.)

El la ecuacién 7.11. observamos que la multa 6ptima es igual al dafio causado
dividido entre la probabilidad de sancién (g) cuando se detecta la falta por la proba-
bilidad de deteccién p(e), mis el costo de la pena privativa o clausura del local mul-
tiplicado por el tiempo (£.0) y el costo administrativo de aplicar la sancién (k). Esta
multa se puede interpretar como una solucién de «primer mejor» pues se impone una
sancion que es igual al costo para la sociedad ocasionado por la infraccién.

Sin embargo, Polinsky y Shavell sefialan que si bien esta multa es socialmente
dptima ex post, no necesariamente es institucionalmente aplicable, pues en algunos
paises el dano debe compensarse por la via judicial, y en algunos casos puede no
ser disuasiva, principalmente si la estimacién del dafo es complicada. Por ello, se
puede recurrir a una solucién de «segundo mejor»’ basada solo en el beneficio ilicito
obtenido por la empresa por incumplir la norma. En este caso, la multa es ptima
ex ante, en el sentido de que es suficiente para disuadir a las empresas de incumplir
las normas, aunque no ex post, debiéndose cubrir la diferencia mediante un proceso
judicial o mecanismo compensatorio. La magnitud de esta multa, donde el beneficio
derivado de la infraccién es B, serd la siguiente:'

B
m=
q.p(e)

(7.12.)

Otra alternativa es incorporar en las actividades donde haya existido dafo am-
biental una fraccién (f) del dano," mds algiin indicador de atenuantes (4¢) y agra-

9 Este «segundo mejor» no es del mismo tipo que el utilizado para determinar los precios regulados,
sino que alude, en términos generales, a que la sancién requerida para desincentivar la conducta infrac-
tora solo requiere la incorporacién de criterios basados en el beneficio privado de incumplir y no en el
dafio para la sociedad.

10 Se considera en este caso que no es conveniente la paralizacion de las actividades (¢=0) debido a que
ello reduciria més bien el bienestar de la sociedad y que # es igual a cero pues es financiado por el aporte
por regulacién que realizan los usuarios y que se incorpora en las tarifas. Esta forma de célculo de la
multa se puede obtener de una forma mids sencilla teniendo en cuenta que la multa dptima debe hacer
igual a cero el beneficio de incumplir con la norma, el cual estd definido de la siguiente forma:
Beneficio de incumplir = Ahorro (costo evitado) — (Probabilidad de deteccién) x Multa

Igualando a cero se puede despejar la multa éptima, la cual tiene la siguiente expresién:

Multa = Ahorro (costo evitado)/(Probabilidad de deteccién)

' Sise quiere llegar a la multa ptima el valor de fx d deberia ser tal que cierre la brecha entre IM*y CM*
en el grifico 7.1. Sin embargo, dado que las compensaciones por el dafio se suelen canalizar por otros
mecanismos, como el poder judicial o normas especificas, solo se incluye en la multa una proporcion
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vantes (Ag), como se hace en OSINERGMIN en los procesos que tienen un importante
componente de dafio ambiental. En este caso la expresién es:

m= @ + fxd+t At/ Ag (7.13.)

Con este marco de andlisis se puede notar que tomando como punto de partida
un esquema de supervisién inadecuado, con un esfuerzo de fiscalizacién bajo y la
falta de aplicacién efectiva de multas, es posible que el bienestar de la sociedad no sea
el 6ptimo. Ello lleva a la recomendacién de que los esquemas de supervisién deben
incluir mecanismos de sanciones que tomen en cuenta el beneficio y el costo para
la sociedad, tal como el que se ha desarrollado en esta seccién. De este andlisis, se
puede apreciar también que si se incrementa el esfuerzo de fiscalizacién p(e) también
se reducird el nivel de multas necesario para que las empresas se comporten adecua-
damente.

7. APLICACIONES EN EL SECTOR ELECTRICO!'?

Determinacién de multas por calidad del alumbrado publico'

En este caso, lo primero que se ha hecho es simplificar el esquema de supervisién,
centrdndose en el funcionamiento de las [imparas de alumbrado publico, mds que en
las caracteristicas técnicas de la iluminacién —luminancia e iluminancia—. Luego se
establecieron tolerancias para las limparas fuera de funcionamiento. Estas tolerancias
son de 3% para el 2004 de todo el parque del concesionario; 2,5 % para el 2005; 2,0 %
para el 2006 y 1,5% para el 2007 en adelante.

Para reflejar de la manera més confiable posible la evolucién de este indicador, las
unidades supervisadas deben provenir de un muestreo representativo del total de la
poblacién de ldmparas. En la prictica, sin embargo, esto debe ser aproximado en las

menor del dafio. Se puede consultar Gallardo y Vdsquez 2006 para mayores detalles sobre los procesos
de sancién donde existen importantes componentes de dafio, principalmente al medio ambiente, aun-
que enfocado en el sector hidrocarburos. También se puede ver Visquez 2006 para una discusion sobre
la medicién del valor de los servicios ambientales y el esquema de sanciones por dafno ambiental en el
sector hidrocarburos, donde se utilizan encuestas que intentan capturar todos los valores de uso y no uso
perdidos, asi como estudios de otros casos cuyos valores, luego de determinadas correcciones, se pueden
utilizar (transferir) para estimar el dano.

'2 Los dos primeros casos presentados en esta seccién estdn basados en Dammert, Gallardo y Quiso
2005.

!> Esta multa se incorporé como el anexo 5 a la Escala de Multas de la Gerencia de Fiscalizacién Eléc-
trica de OSINERGMIN (resolucién 054-2004-0s/cp).
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distintas zonas de concesién, por un muestreo entre las subestaciones de distribucion
(sED). Los tamafios de muestra se deben determinar de acuerdo a criterios técnicos
y no de acuerdo a pardmetros con valores predeterminados. Bdsicamente el tipo de
muestreo propuesto corresponde a un proceso que consiste, en primer lugar, en de-
terminar las SED a ser evaluadas, para posteriormente evaluar a todas las unidades de
alumbrado piblico que se encuentran en el dmbito de cada subestacién incluida en
la muestra.'

El cuadro 7.4. presenta el tamano de muestra en varias zonas de concesidn, el
cual depende la composicién de sectores tipicos en las empresas de distribucién. En
el caso de la empresa Luz del Sur, por ejemplo, se requiere una muestra de 3.405 uni-
dades de alumbrado publico, lo que corresponde a la supervisién de 64 subestaciones
aproximadamente.

Este célculo se obtuvo considerando un universo de fiscalizacién de 222.986
unidades, considerando una varianza de 0,09 (que corresponde a una proporcién de
uAP con deficiencias de 0,10 asumiendo una distribucién Bernoulli), un margen de
error de 1% y un nivel de confianza de 95% (lo que implica un valor z de 1,96). En
el caso de empresas que tienen concesiones fuera de Lima Metropolitana, consider6
un porcentaje de deficiencias de 15% del parque de ldmparas, teniendo en cuenta
que en supervisiones anteriores se encontré que el alumbrado puablico fuera de Lima
era mds deficiente.

Cuadro 7.4. Tamano de muestra para supervisién de alumbrado piblico

Tamafno de muestra
Empresa Sector tipico 1 Sector tipico 2 Total

SED UAP SED UAP SED UAP
Edecanete 68 2.052 68 2.052
Luz del Sur 64 3.405 64 3.405
Edelnor 66 3.053 11 359 77 3.412
Hidrandina 104 4.702 104 4.702
SEAL 128 4.621 128 4.621
Electrocentro 155 4.421 155 4.421
Electronorte 111 4.463 111 4.463
ENOSA 103 4.498 103 4.498

!4 Este tipo de muestreo corresponde a un muestreo por conglomerados, donde las unidades primarias
o conglomerados vendrian a ser las SED, mientras que las unidades de muestreo secundario serfan las
luminarias, que son los elementos de la poblacién que van a ser evaluados.
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Tamafno de muestra
Empresa Sector tipico 1 Sector tipico 2 Total
SED UAP SED UAP SED UAP
Electro Oriente 97 4.265 97 4.265
Electro Puno 69 4.107 69 4.107
Electro Sur Este 82 4.123 82 4.123
ﬁiﬁfg’ Sur 115 4.280 115 4.280
Electro Sur 87 4.216 87 4.216
Electro Ucayali 79 3.602 79 3.602
Total 130 6.458 1.208 49.709 1.338 56.167

Fuente: OEE, GFE-OSINERGMIN

En lo referente a la supervisién del plazo de atencién de denuncias individuales
por tipo de deficiencias del alumbrado publico, se establecieron plazos diferenciados
dependiendo de la zona geogrifica (ver cuadro 7.5.). En este caso también se reali-
za un muestreo para determinar el porcentaje de reclamos atendidos dentro de los
plazos previstos, fijindose un plazo para subsanar la deficiencia, el cual rige desde el
momento en que la concesionaria detecta la deficiencia, o la misma es notificada por

el organismo regulador, la municipalidad o denunciada por cualquier usuario.

Cuadro 7.5. Plazos méximos por tipo de deficiencia de alumbrado publico

Cédigo Deficiencia Zona urbana Zona urrb;rr;(l)-rural ©
DT1 |Ldmpara inoperativa 3 dfas dtiles 7 dias ttiles
DT2 |Pastoral roto o mal orientado 3 dfas dtiles 7 dias ttiles
DT3 |Falta de unidad de alumbrado publico| 7 dias ttiles 14 dias trtiles
DT4 |Interferencia de 4rbol 45 dias ttiles 45 dfas ttiles

Fuente: OSINERGMIN

Naturalmente, si los concesionarios sobrepasan dichos niveles de tolerancia de-
ben ser multados de acuerdo a lo dispuesto en la escala de multas y sanciones. Desde
una perspectiva disuasiva, el beneficio que obtendrian las concesionarias del no fun-
cionamiento de las limparas serfa igual al monto dejado de invertir en la reparacién
de las deficiencias del servicio de alumbrado publico para cumplir con los estindares
establecidos.
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Dado que la proporcién de tipos de luminarias cambia por drea de concesién, se
deben hacer los ajustes necesarios ponderando los costos por la proporcién de cada
tipo de luminaria. Esta proporcién viene determinada por las caracteristicas de las
vias a iluminar. Asi, por ejemplo, en calles principales o avenidas se utilizan lumi-
narias con una potencia de 250W o 150W, mientras que en otras calles se utilizan
luminarias de potencia de 70W. Asimismo, se deben ponderar los costos por tipo

de deficiencia encontrada, siendo tomadas en cuenta en la directiva tres tipos de
deficiencias.

Cuadro 7.6. Composicién del parque de alumbrado publico

Descripcion Lima Provincias
U.A.P. Na 70W 0,6 0,85
U.A.P. Na 150W 0,3 0,10
U.A.P. Na 250W 0,1 0,05

Fuente: GFE-OSINERGMIN
Elaboracién: OEE, GFE-OSINERGMIN

Considerando la composicién del parque mostrada en el cuadro 7.6, los costos
estdndares y una proporcién por tipo de deficiencias de 85% para DT1, 7% para
DT2 y 8% para DT3, se obtiene una multa de 61,2 nuevos soles por unidad de
alumbrado piblico con deficiencias para los concesionarios de Lima y de 56,1 nue-
vos soles para los concesionarios de provincias.

Griéfico 7.3. Margen de error y confiabilidad
120%

100%_ .............................................

80% 1
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Debido a que en todo proceso de muestreo existe un margen de error, es necesa-
rio realizar ajustes en el esquema de sanciones. Por ejemplo, se puede dar el caso de
que luego de realizar el muestreo en una empresa se estime que la proporcién de uni-
dades de alumbrado publico con deficiencias es de 3,5%, cuando en realidad la pro-
porcién de unidades con deficiencias es solo de 2,5%, lo que implica estar dentro del
margen permitido por la directiva. En esta perspectiva y considerando que el margen
de error de disefio para el muestreo es de +/-1% (dado que se ha tomado d = 0,01),
es conveniente ajustar el importe unitario de la multa por unidad de alumbrado pu-
blico deficiente para el intervalo entre 3% y 4%." El gréfico 7.3. muestra la relacién
estimada entre la confiabilidad y el margen de error que se obtiene fijando el tamafno
de muestra y la varianza. Asi, se sugirié que para que la multa refleje la confiabilidad
de la estimacién en el tramo de 3% a 4%, se debe ajustar su magnitud con la finali-
dad de reflejar el error de estimacién.'

De esta manera, utilizando los criterios anteriormente mencionados, se debe
considerar una multa en funcién del porcentaje de unidades de alumbrado publico
con deficiencias obtenido en la muestra fiscalizada durante el semestre de evaluacién.
La multa a pagar estd expresada para cada 0,1% en exceso del porcentaje permitido L
en la directiva de alumbrado, tomando en consideracién el ndmero de unidades del
universo fiscalizado por concesionario. El monto de la multa por cada 0,1% sobre el
limite establecido se fija por tramos de acuerdo al cuadro 7.7., donde el monto se ha
expresado en términos de unidades impositivas tributarias (urT).

Los resultados iniciales de la implementacién de la estrategia de supervisién de-
tallada en la tercera seccién de este documento muestran importantes logros tanto en
el indicador agregado como en los indicadores por empresa. Asi, tenemos que el indi-
cador de deficiencias en las unidades de alumbrado publico mostraba un porcentaje

1> La metodologfa seguida para este caso utiliza la ecuacién del tamafio de muestra. En esta ecuacién
del punto critico de la distribucién normal, un determinado nivel de confianza Z y un margen de error
o se pueden relacionar mediante la siguiente férmula:

Ilﬂ e ®

SN2 2
Es decir, que fijando el tamafio de muestra y la varianza, podemos tener una funcién que relacione el
nivel de confianza con el margen de error; dado que no es posible tener una férmula para la integral de
la ecuacién anterior, esta se evaliia de manera numérica.
16 Utilizando los resultados de este anlisis, se puede determinar que el promedio de la confiabilidad en
el tramo de 0% a 0,5% es de aproximadamente 30% (confiabilidad para p — L en el gréfico 7.3.), por lo
que la multa en el tramo de 3 a 3,5% deberia ser el 30% del monto de la multa calculada previamente,
y en el tramo del 0,5% al 1% es de aproximadamente 80%, por lo que en el tramo de 3,5% al 4% el
monto de la multa deberia ser el 80% del monto calculado. Por dltimo, para valores superiores al 1%
la confiabilidad es cercana al 100%, por lo que a partir del 4% el monto de la multa deberia ser igual al
100% del monto calculado previamente.
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promedio para los afios 2002 y 2003 superior a 10%. Luego de la implementacién
del nuevo procedimiento de fiscalizacién en alumbrado publico, el porcentaje agre-
gado de unidades con deficiencias se redujo a 5,1% en el primer semestre del ano
2004 y a 3,5% en el segundo semestre. Debe mencionarse que los indicadores de los
afios 2002 y 2003 no son exactamente comparables con los del afio 2004 debido a
diferencias en el muestreo, la forma como se han construido, entre otros factores.
No obstante, la magnitud de las diferencias sugiere mejoras que ademds son genera-
lizables al conjunto de empresas de distribucidn, sean estas privadas o ptblicas. Esta
evidencia sugiere la relevancia de la aplicacién de esquemas de incentivos en la super-
visién. Un andlisis detallado del impacto del cambio en el modelo de supervisién del
alumbrado publico se puede ver en Murillo (2007).

Cuadro 7.7. Multas por deficiencias en alumbrado publico (en urr)

Rango segtin el ndmero de Tramo

unidades de alumbrado publico La L+05%a | L+1,0%a 10,0%

del universo fiscalizado L+0,5% L+1,0% 10,0% 2 mis
Menos de 10.000 U.A.P. 0,039 0,105 0,132 0,197
De 10.000 a 15.000 U.A.P. 0,066 0,175 0,219 0,329
De 15.001 a 20.000 U.A.P. 0,092 0,245 0,307 0,460
De 20.001 a 30.000 U.A.P. 0,132 0,351 0,438 0,658
De 30.001 a 40.000 U.A.P. 0,184 0,491 0,614 0,920
De 40.001 a 50.000 U.A.P. 0,237 0,631 0,789 1,183
De 50.001 a 100.000 U.A.P. 0,394 1,052 1,315 1,972
De 100.001 a 200.000 U.A.P. 0,789 2,104 2,630 3,945
De 200.001 a méds U.A.P. 1,434 3,825 4,781 7,172

Elaboracién: OEE, GFE-OSINERGMIN

Determinacién de multas por fallas en la precisién de la medida de la energia'

El énfasis del procedimiento de contraste de medidores es mejorar la calidad de la
medicién de energia garantizando que las empresas concesionarias cumplan con ha-
cer el mantenimiento y reposicién de los medidores que las tarifas les reconocen. El
procedimiento establece el contraste de un lote de medidores por semestre, el cual es

supervisado por el organismo regulador de acuerdo a un esquema de muestreo.

7 Esta multa se incorpor6 como el anexo 6 a la escala de multas de la Gerencia de Fiscalizacion Eléctrica
de OSINERGMIN (resolucién 192-2004-0s/cp).
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La seleccién de los medidores sujetos a contrastacién debe tener como criterios,
ordenados de mayor a menor importancia, la fecha de la dltima contrastacién o ve-
rificacion, la antigiiedad de su instalacién, asi como la marca y modelo. Asimismo,
se debe considerar que la contrastacién de toda la poblacién de medidores debe efec-
tuarse en un periodo de diez afos, lo cual indica que en cada semestre debe evaluarse
el 5% del parque de medidores. El procedimiento también establece, entre otros, la
renovacién de todos aquellos medidores electromecdnicos que pasen los treinta anos
de antigiiedad.

Las empresas estdn sujetas a multas si se comprueba que no se ha cumplido con el
programa de contrastacién o verificacion, que los medidores defectuosos no han sido
reemplazados en la oportunidad sefialada, o que se incumplieron las disposiciones da-
das por el organismo regulador. Para cumplir con lo dispuesto en el procedimiento de
una manera mds esquemadtica se consideran tres tipos de sanciones. La primera se refiere
a la no realizacién de la totalidad de contrastes requeridos por semestre, es decir, el 5%
del parque total de medidores. La segunda se refiere a la no realizacién de los contrastes
programados. Finalmente, la tercera multa se refiere al no reemplazo de los medidores
que no hayan pasado la prueba de contrastacién. Por otro lado, se estd estableciendo
un procedimiento de sanciones por presentar resultados inexactos con respecto a los
resultados de los contrastes de medidores, lo cual requiere la modificacién de la norma-
tividad de fiscalizacion de la calidad de la precision de la medida de energa.

Griéfico 7.4. Ejemplo de multas aplicadas por contraste de medidores

Contrastes realizados Contrastes no realizados
reportados por la empresa reportados por la empresa

Contrastes realizados
detectados en la supervision 7o,
por muestreo de OSINERGMIN

v_\(___ ....... e 30%

Contrastes no realizados
detectados en la supervision
por muestreo de OSINERGMIN

Fuente: OSINERGMIN

Como se ha sefnalado, cada semestre se debe realizar contrastes en el 5% del
parque de medidores. Este porcentaje es el universo de referencia de la fiscalizaciéon
semestral. El grifico 7.4. muestra algunos problemas que se pueden presentar en la
supervision de los contrastes. En primer lugar se debe distinguir una fraccién de me-
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didores que no pueden ser evaluados pues la empresa concesionaria no ha realizado
el contraste (en el grifico esto representa el 30% del nimero de medidores a con-
trastar). En segundo lugar, dentro del grupo de medidores evaluados se tienen que
distinguir aquellos que son reportados como contrastados pero que no lo han sido
(el 20% de los medidores sujetos a contraste). En tercer lugar, se tiene que distinguir
el porcentaje de medidores defectuosos encontrados en el lote que no han sido reem-
plazados (una fraccién del 70% evaluado).

a) Multas por los contrastes reportados por la empresa como no realizados

Para el primer caso, es decir, cuando no se ha cumplido con contrastar el 5% del
parque total de medidores, la multa disuasiva debe ser equivalente al costo de la con-
trastacion del parque pendiente estimado sobre la base del muestro. Este puede ser
aproximado multiplicando el costo promedio de realizar un contraste por el nimero
de contrastes pendientes. De esta manera la empresa tendria incentivos para contras-
tar en lugar de pagar la multa.

Para calcular el monto de la multa debemos tener en consideracién el nimero de
usuarios por empresa concesionaria agrupados por sectores tipicos, ya que los costos
de realizar un contraste varian entre los diversos sectores tipicos, debido a que es mds
costosa la contrastacién en los sectores tipicos 3 y 4 (menor densidad) que en los
sectores 1 y 2, por los mayores costos de transporte que ello implica.

Para el célculo del monto de la multa se han tomado como referencia los costos
de mercado de la realizacion de contrastes. De acuerdo a informacién proporcionada
por empresas contrastadoras autorizadas por INDECOPI, los costos de cada contraste
varfan entre sectores tipicos: 25 nuevos soles en el sector tipico 1; 30 nuevos soles en
el sector tipico 2; 45 nuevos soles en el sector tipico 3; y 55 nuevos soles en el sector
tipico 4. Considerando la composicién por zona de concesidn, se obtuvo un costo
promedio ponderado de 30,35 nuevos soles, el cual se utiliz6 en los cdlculos para los
montos de las multas por incumplir con el 5% de nivel de contrastaciones.

Cuadro 7.8. Beneficio esperado por incumplir el programa de contrastacién

Clasificacion de la empresa segtn el Beneficio por cada 0,1% de contrastes no
numero de usuarios realizados (nuevos soles)
Menos de 20.000 usuarios 30,4
De 20.000 a 40.000 usuarios 60,7
De 40.001 a 70.000 usuarios 106,2
De 70.001 a 100.000 usuarios 151,8
De 100.001 a 130.000 usuarios 197,3
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Clasificacién de la empresa segtin el Beneficio por cada 0,1% de contrastes no
numero de usuarios realizados (nuevos soles)
De 130.001 a 160.000 usuarios 242,8
De 160.001 a 190.000 usuarios 288,3
De 190.001 a 230.000 usuarios 349,0
De 230.001 a 280.000 usuarios 4249
De 280.001 a 330.000 usuarios 500,8
De 330.001 a 400.000 usuarios 607,0
De 400.001 a 500.000 usuarios 758,8
De 500.001 a mds usuarios 1.365,8

Elaboracién: OEE, GFE-OSINERGMIN

Adicionalmente, para tramos por encima del 10% de contrastes no realizados
se ha incrementado el monto de la multa en un 50%, con objeto de reflejar el dano
generado a los usuarios por no realizar los contrastes por encima de dicho valor (ver

cuadro 7.9.).

Cuadro 7.9. Multas por incumplimiento del programa de contrastacién

) Multa por cada 0,1% de contrastes

Clasificacion de la empresa no realizados (nuevos soles)

segin el nimero de usuarios 0 10% 10% = s
Menos de 20.000 usuarios 30,4 45,5
De 20.000 a 40.000 usuarios 60,7 91,1
De 40.001 a 70.000 usuarios 106,2 159,3
De 70.001 a 100.000 usuarios 151,8 227,6
De 100.001 a 130.000 usuarios 197,3 295,9
De 130.001 a 160.000 usuarios 242.8 364,2
De 160.001 a 190.000 usuarios 288,3 432,5
De 190.001 a 230.000 usuarios 349,0 523,5
De 230.001 a 280.000 usuarios 4249 637,4
De 280.001 a 330.000 usuarios 500,8 751,2
De 330.001 a 400.000 usuarios 607,0 910,5
De 400.001 a 500.000 usuarios 758,8 1.138,1
De 500.001 a mds usuarios 1.365,8 2.048,6

Elaboracién: OEE, GFE-OSINERGMIN
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b) Multas por no realizar los contrastes detectados en el muestreo de OSINERGMIN

Esta multa es aplicada sobre los contrastes no realizados por la empresa que son
detectados mediante el muestreo aleatorio realizado por OSINERGMIN durante el se-
mestre de evaluacién. Este muestreo es realizado sobre los contrastes que la empresa
reporta como realizados, con la finalidad de supervisar el cumplimiento de dichos
contrastes.

Una variable clave para determinar el monto de la multa disuasiva por dicho
concepto es el cdlculo del beneficio esperado por la empresa por no cumplir con
realizar un determinado contraste. Claramente, el beneficio por no realizar un con-
traste es el costo del contraste mismo. Sin embargo, al reportar dicho contraste como
realizado, también se estd evitando el pagar la multa respectiva, que de acuerdo a la
metodologia es equivalente al costo del contraste. Adicionalmente, se debe tomar en
consideracién que el reportar un contraste como realizado cuando en realidad no ha
sido hecho, implica que dicho medidor no va a ser contrastado. Es decir, que en este
caso el beneficio esperado debe ser igual a dos veces el costo de realizar el contraste
—una vez por no realizar el contraste y otra por evitar el pago de la multa—.

De acuerdo a los criterios anteriormente presentados, ademds del beneficio espe-
rado para el cdlculo de la multa éptima, debemos considerar también la probabilidad
de deteccién. Si el muestreo es aleatorio, entonces la probabilidad de deteccién pue-
de ser aproximada tomando en consideracién el tamano de la muestra utilizada en la
fiscalizacion. La probabilidad de detectar un contraste no realizado, de un universo
de NV contrastes reportados por la empresa utilizando un muestreo con tamafo de
muestra de 7, puede ser aproximada como 7#/N. En ese sentido, el monto de la multa
a aplicar por encontrar un contraste no realizado del universo de contrastes reporta-
dos siguiendo los criterios de disuasion deberia ser igual al beneficio dividido entre
la probabilidad de deteccién.

_ B
TN (7.14.)

Multa por medidor no contrastado =
prob

De esta manera, si en el muestreo detectamos 7 contrastes no realizados, tene-
mos que la multa por los 72 contrastes detectados deberia ser igual a 72 multiplicado
por la expresién anterior, que representa la multa por medidor no contrastado. Es
decir, que la multa por no realizar los contrastes puede estimarse con la siguiente
expresion:

m

Multa=m (7.15.)

n/N n
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Dado que m/n es la proporcién de contrastes no realizados (g) de la muestra
fiscalizada, podemos expresar la multa por este concepto en funcién de la propor-
cién de contrastes no realizados de la muestra fiscalizada, el beneficio de cometer la
infraccién —que es igual a dos veces el costo promedio de realizar el contraste— y el
numero de contrastes realizados reportado por la empresa. En resumen, el monto de
la multa disuasiva debe ser igual a:

Multa=q-B-N (7.16.)

Donde:
g :proporcién de contrastes no realizados de la muestra fiscalizada
« B :beneficio de la empresa por reportar un contraste no realizado
como realizado, que es igual a 60,7 nuevos soles (dos veces el
costo promedio de un contraste)
N :nuamero de contrastes realizados reportado por la empresa, que
es el universo sobre el cual se fiscaliza el aspecto en consideracién

¢) Multas por no reemplazar los medidores defectuosos

Para el tercer caso, es decir, cuando no se reemplazan los medidores que no pasen
la prueba de contrastacién, la multa disuasiva por medidor no reemplazado deberia
ser mayor o igual al costo del medidor, incluidos los costos de instalacién mds un
monto positivo que es equivalente al valor actual de los futuros ingresos derivados de
la mala medicién de la energia; todo esto dividido entre la probabilidad de deteccién
que viene determinada por el esfuerzo en la fiscalizacidon de este aspecto por parte de
OSINERGMIN.

El costo de un medidor electrénico monofisico clase 2 de 220V es de aproxima-
damente US$ 25, lo que equivale a 87,5 nuevos soles. Si a este monto le adiciona-
mos un cargo por instalacién de 20 nuevos soles, el costo de reemplazar un medidor
serfa de aproximadamente 107,5 nuevos soles. Adicionalmente, debemos considerar
también los beneficios derivados de la sobrefacturacion de la energia consumida. Por
ejemplo, puede darse el caso de que luego de la contrastacidn se determine que se ha
facturado en exceso un 5% y que la facturacién promedio utilizando el medidor en
mal estado sea de 50 nuevos soles. En este caso tendriamos que en realidad se estd
consumiendo el equivalente a 47,6 nuevos soles, por lo que estarian cobrando en
exceso 2,4 nuevos soles mensuales.'®

'8 En este caso, si el si el medidor sigue funcionando en esas condiciones durante un afio, recibird un
beneficio adicional de 28,6 nuevos soles. Como la directiva establece que cada medidor sea contrastado
por lo menos una vez cada diez afios, el medidor con errores de medicién podria seguir funcionando por
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Para aplicar este esquema debemos, en primer lugar, tomar en consideracién di-
versos aspectos, como la facturacién promedio por empresa, el nimero de usuarios,
el tamafo de la muestra empleada, el universo fiscalizado y el nimero de medidores
no reemplazados. Utilizando informacién histérica podemos estimar los consumos
promedio por sector de distribucién tipico. Segun la fijacién tarifaria para distribu-
cién, tenemos los consumos promedio por drea de concesién en el cuadro 7.10. Sin
embargo, es preciso resaltar que para los célculos se ha excluido el sistema eléctrico
Villacuri por ser un caso atipico en la conformacién del sistema eléctrico peruano.

Cuadro 7.10. Consumo y facturacién mensual de energia eléctrica

Sector | Consumo mensual | Facturacién mensual
tipico kWh (nuevos soles)

1 227,2 79,5

2 76,6 26,8

3 50,6 17,7

4 31,8 11,1

Fuente: GART-OSINERGMIN
Elaboracién: OEE, GFE-OSINERGMIN

Por lo tanto, utilizando el criterio mencionado lineas arriba, podemos aproximar
el beneficio que obtiene la empresa por no reemplazar un medidor que presenta erro-
res en la medicién de la energfa. Para esto una variable muy importante es el porcen-
taje de desvios en exceso que debemos utilizar para el cdlculo del beneficio esperado.
Utilizando la base de datos de la campana de contrastes de medidores del afio 2003
se encontrd un porcentaje de errores de medicién igual al 6,85%." Dado que existe
una proporcion del parque que presenta errores de medicién a favor del usuario, es
l6gico suponer que la empresa concesionaria tenga los incentivos suficientes deriva-
dos de las pérdidas debido a la mala facturacién para reemplazar estos medidores, por
lo que utilizando el valor indicado, estarfamos asegurando que la empresa reemplace
todos los medidores defectuosos, independientemente de si estdn a favor o en contra
del usuario. De lo contrario, de tomarse un valor demasiado bajo, la empresa conce-

diez afos mds, hasta ser detectado nuevamente por el regulador, de esta manera el monto de la multa
deberia ser igual al valor presente del monto de 28,6 soles por un periodo de diez afios:

90 28,6
Multa unitaria = 2 :

= (L+7)

Utilizando como tasa de descuento 12% el monto de la multa deberia ser igual a 161,6 nuevos soles mds

el costo de reposicién de medidor (107,5 nuevos soles), es decir 269,1 nuevos soles.

+ Costo del medidor

t

19 Se ha tomado el percentil 99 del total de errores de medicién.
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sionaria solo reemplazaria los medidores que presentan errores de medida menores
al valor utilizado. Otra variable empleada en el andlisis es la tasa de descuento, ha-
biéndose utilizado en los cdlculos el 12% establecido como costo de capital para las

empresas distribuidoras en la ley de concesiones eléctricas (LCE).

Cuadro 7.11. Célculo del beneficio de no reemplazar medidores (en nuevos soles)

Sector | Valor presente del error en | Costo de cambio del| Beneficio esperado por no
tipico la facturacién medidor reemplazar un medidor
1 369,3 107,5 476,8
2 124,5 112,5 237,0
3 82,3 117,5 199,8
4 51,7 122,5 174,2

Elaboracién: OEE, GFE-OSINERGMIN

El beneficio que obtiene la empresa por no reemplazar un medidor con problemas
es presentado en el cuadro 7.11., para cada sector tipico. Se puede apreciar que el bene-
ficio que obtienen las empresas concesionarias es mayor en el sector tipico de distribu-
cién 1, ya que tienen un mayor consumo promedio y por lo tanto, al haber errores de
desvio, el monto de la sobrefacturaciéon es mucho mayor que en las empresas que ope-
ran en los sectores tipicos de distribucién 2, 3 y 4. El valor presente de los flujos que re-
cibe la empresa por los errores de medicién puede superar incluso el costo del medidor.

Para establecer las multas por no realizar el cambio de medidor se debe tomar en
consideracién la proporcién de suministros por sector tipico de cada empresa conce-
sionaria, asf como la probabilidad de deteccién que depende del esfuerzo desplegado
por OSINERGMIN en la fiscalizacién. Para el cdlculo de la probabilidad de deteccién
deben ser tomados en cuenta diversos aspectos, tales como el tamafio del lote fiscali-
zado y el tamano de la poblacién de medidores con errores de medicién del periodo
de control. Dado que el muestreo es aleatorio, una vez determinada la proporcién de
medidores no reemplazados de la muestra fiscalizada, el monto de la multa deberia
ser igual a la siguiente expresion.

Multa=p-B2-N (7.17.)

Donde:
* B2 :importe unitario de la multa
* N :ndmero de medidores que presentaron problemas de medicién de-
terminado en el proceso de contrastacién de medidores
* p :proporcion de medidores con errores de medicién que no fueron
reemplazados de la muestra fiscalizada
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El importe unitario de la multa por no reemplazo de medidores es mostrado en
la siguiente tabla:

Rango segtin el nimero de usuarios B2
Menos de 100.000 usuarios 207
Entre 101.000 a 200.000 usuarios 222
Entre 201.000 a 500.000 usuarios 224
Mis de 500.000 usuarios 466

Determinacién de multas por indisponibilidades y estado operativo de las unidades
de generacién®

Una de las funciones del 0SINERGMIN es fiscalizar la adecuada aplicacién de los pro-
cedimientos que establece el Comité de Operacién Econémica del SEIN (COES-SINAC)
para el despacho econémico. En ejercicio de estas funciones, se detecté una inade-
cuada aplicacién del procedimiento N° 25 del cogs-siNac (en adelante, PR-N° 25),
referido a la verificacién de disponibilidades de las unidades mediante pruebas alea-
torias. Dada esta problemdtica, OSINERGMIN publicé en octubre de 2005 el «Proce-
dimiento para supervisar la “disponibilidad y el estado operativo de las unidades de
generacién del semn».?!

En resumen, el procedimiento busca cumplir los siguientes objetivos: 1) veri-
ficar el desarrollo del proceso aleatorio operado por el coes-sINAC y, 2) determinar
el estado operativo de las unidades térmicas. Ello permitird a OSINERGMIN constatar
la disponibilidad real de las unidades térmicas del sEIN a partir de su conservacién
y mantenimiento adecuados, y supervisar las actividades de mantenimiento de las
unidades de generacién, tanto de los programados mensualmente como de aquellos
no programados, asi como de los programados con horizonte diario.

Segin el procedimiento, se establecen las siguientes causales para la aplicacién de
multas a las empresas titulares de las unidades de generacién:

Cuando la verificacién de la prueba aleatoria no haya sido exitosa.

«  Cuando no se encuentre disponible la unidad de generacién, luego de haber

sido convocada al despacho por requerimiento del seIN.

«  Cuando exceda del plazo extendido para la actividad de mantenimiento.

% Esta multa se incorporé como el anexo 10 a la escala de multas de la Gerencia de Fiscalizacion Eléc-
trica de OSINERGMIN (resolucién 672-2006-0s/cp).
?! Resoluciéon de Consejo Directivo 316-2005-0s/cp.
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A continuacién se presentan las multas establecidas por el incumplimiento de
cada uno de estos indicadores y los criterios usados, los cuales se basan en el marco
tedrico explicado anteriormente, que sirvieron de sustento para la escala de multas.”

a) Prueba aleatoria

El pr-N° 25 establece la verificacién de disponibilidades de las unidades térmicas
mediante pruebas aleatorias, proceso que es verificado por OSINERGMIN. Se realizan
cuatro pruebas mensuales durante el ano. La seleccién de los dias de prueba se hace
mediante un sorteo que se lleva a cabo todos los dias a las 16:00 horas con el siguien-
te procedimiento:

+  Los representantes de la pocots (Direccién de Operaciones del coks) y del
coordinador (entidad encargada de la operacién en tiempo real) reunirdn al
inicio del mes, en una urna, tantas balotas como dias tenga el mes, de las
cuales cuatro (4) serdn de color negro y las restantes de color blanco.

«  Seselecciona en forma aleatoria una balota de la urna, la cual no se reintegra-
rd a la urna. Si la balota resulta ser negra, se realizard la prueba ese dia.

Si, conforme al punto anterior, se seleccionara una balota negra, se procederd in-
mediatamente con la seleccién de la unidad de generacién que se someterd a prueba,
con el siguiente procedimiento:

+ Los representantes de la bocoEs y del coordinador reunirdn, en una urna,
tantas balotas como unidades tenga el parque térmico en ese momento, ex-
cluidas aquellas que hayan operado exitosamente en los treinta dias previos
y las que no se encuentren disponibles segtn el programa semanal de ope-
racién. Cada balota mostrard la identificacién de una de las unidades de
generacion térmica.

 Las unidades que ya fueron sometidas a pruebas mediante esta seleccién no
serdn consideradas en la seleccién para las pruebas siguientes del mes en curso.

+  Se seleccionard en forma aleatoria una balota de la urna. La unidad a la que
corresponda serd sometida a una prueba a partir de las 17:00 horas de ese dia.

La prueba aleatoria serd considerada exitosa en caso de que la unidad en prueba
haya cumplido las condiciones estipuladas en el Pr-N° 25, y de fallar en el arranque,
el titular de la unidad de generacién podrd solicitar a la DOCOES, a su propio costo,
un rearranque dentro de su tiempo de rearranque declarado. De no sincronizar la
unidad en prueba y cumplir con lo estipulado en el PR-N° 25, en esta segunda opor-
tunidad la prueba serd declarada no exitosa por OSINERGMIN.

22 Resolucién OSINERG 672-2006-0s/cD.
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De acuerdo a la metodologia propuesta, la multa por una prueba no exitosa estd
determinada por los costos evitados de no efectuar el mantenimiento adecuado para
garantizar el arranque exitoso —que se refleja en los ingresos obtenidos por potencia
mensual—, debido a que la unidad no operé en los treinta tltimos dias y a una pro-
babilidad de deteccién —que es la probabilidad de que una de las unidades que no
ha operado los dltimos treinta dias sea seleccionada para la prueba aleatoria—. De

esta manera la multa propuesta es la siguiente:

Multa = Ingreso garantizado por potencia (7.18.)
Probabilidad de deteccion

Donde:

«  Ingreso garantizado por potencia : corresponde al ingreso garantizado por
potencia del mes anteriorala ocurrencia
de la prueba aleatoria correspondiente

Probabilidad de deteccion : es la probabilidad de que, el dia en que
se realice la prueba, una unidad sea
elegida entre las que se encuentren dis-
ponibles para entrar al sorteo segtin lo
establecido en el Pr-N° 25. Esta se cal-
culard como: 1/n, siendo 7 el ndmero
de unidades que entran al sorteo segin
lo establecido en el PR-N° 25

b) Arranque por requerimiento del sistema

La pOCOEsS, sobre la base de sus procedimientos 1, 2, 6 y 9, efectia la programacién
y la reprogramacién de la operacién de corto plazo del seIN —en sus horizontes se-
manal y diario— y el coordinador realiza la operacién en tiempo real.

Si el arranque de determinada unidad de generacién se encuentra programado, o
el coordinador lo requiere en el despacho, y esta no se encuentra disponible, se genera
ineficiencia en el sistema, ya que dependiendo de las condiciones, puede ocasionar el
ingreso de otra unidad de mayor costo variable. Se considera, entonces, que el titular
de la unidad no mantuvo la unidad de generacién en adecuadas condiciones de con-
servaciéon y mantenimiento.

En este sentido, es conveniente senalar que el arranque fallido puede incrementar
los precios del mercado spot y, por lo tanto, podria generar un beneficio econémico
al titular de la unidad de generacién. Una manera de considerar estos efectos, tanto
el potencial incremento en el beneficio como la externalidad que causa el incremento

de los costos operativos y costos marginales del sistema, es estimando la diferencia
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entre el costo marginal de la unidad de mayor costo despachada menos el costo mar-

ginal de la unidad de mayor costo si la unidad que fallé hubiese arrancado. Teniendo

en cuenta este criterio, la multa se calcula con la siguiente férmula:

Donde:

Multa=CVNCxhx P+ (CMg, — CMg,)x0,25x P (7.19.)
h

CVNC': costo variable no combustible de la unidad, expresada en nue-

h

CMg

CMg, :

P

0,25

vos soles por MWh, reconocido en la fijacién tarifaria vigente

: tiempo (en horas) que la unidad tarda en reestablecer su dispo-

nibilidad, la cual serd constatada por OSINERGMIN en la siguien-
te programacion de la operacién (la que incluye las actividades
de mantenimiento), elaborada conforme a los procedimientos
del cogs-sINAC. Se aceptard como tolerancia no sujeta a multa
un arranque fallido por trimestre

: costo marginal promedio del SEIN, cada quince minutos, en el

intervalo 7, sancionado conforme a lo establecido en el procedi-
miento técnico del coes N° 07

costo marginal de la unidad que excedié el plazo en el intervalo
i, calculado conforme a lo establecido en el numeral 8.2. del
procedimiento técnico del coes N° 10

: potencia efectiva vigente de la unidad en MW obtenida confor-

me al procedimiento técnico del coes N° 17

: ratio que expresa los periodos de fijacidn del precio spor (quince

minutos) en horas

Luego, si el CMg, es menor o igual al CMg, no se incurre en incremento del costo

marginal, por lo cual la segunda expresion de la multa es igual a cero. Por otro lado,

para las centrales hidroeléctricas que no se encuentren disponibles luego de haber sido

convocadas por requerimiento del SEIN, la multa se calcula con la siguiente expresién:

Donde:

Multa=(C+SS)xhx P+ (CMg, — CMg))x0,25x P (7.20.)
h

C

SS

: canon de agua expresado en nuevos soles por MWh de acuerdo

al rendimiento de cada central hidroeléctrica, de conformidad
con lo establecido en el articulo 107 de la LcE y el articulo 214
de su reglamento

: costo por sélidos de suspensién expresado en nuevos soles por

MWh, reconocido en la fijacién tarifaria vigente
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e h : tiempo (en horas) que la unidad tarda en reestablecer su dis-
ponibilidad, la cual serd constatada por OSINERGMIN en la si-
guiente programacién de la operacién, elaborada conforme a
los procedimientos del coes-siNac. Se aceptard como tolerancia
no sujeta a multa un arranque fallido por trimestre

« CMg, : costo marginal promedio del sEIN, cada quince minutos, en el
intervalo 7, sancionado conforme a lo establecido en el PrR-N° 07

« CMg/ : costo marginal de la unidad que excedié el plazo en el intervalo 4,
calculado conformealo establecido en el numeral 8.2. del Pr-N° 10.

« P : capacidad nominal de la unidad en MW, establecida en las fi-
chas técnicas vigentes declaradas al coEs conforme a su PR-N°
20 «Verificacién del cumplimiento de requisitos para ser inte-
grante del COES-SINAC».

Luego, si el CMg, es menor o igual al CMg, no se incurre en incremento del
costo marginal, por lo cual la segunda expresion de la multa es igual a cero.

En este caso, la deteccién de la indisponibilidad es solo por el efecto del no arran-
que de la unidad, por lo que el evento de requerimiento del despacho no es aleatorio,

sino que solo lo es el resultado.”

¢) Exceso de plazo extendido por actividades de mantenimiento

A través del PR-N° 12 del cOEs-SINAC se establecen los criterios para la programacién
del mantenimiento para la operacién de seIN y se detallan las responsabilidades de la
Direccién de Operaciones y de los integrantes del cOEs-sINAC respecto a la elabora-
cién y cumplimiento de los diferentes programas de mantenimiento. Estos incluyen
el Programa de Mantenimiento Mayor (PMMa), el Programa Anual de Mantenimien-
to (PMa), el Programa Mensual de Mantenimiento (PMM), el Programa Semanal de
Mantenimiento (PsMm) y el Programa Diario de Mantenimiento (ppm) de los equipos
principales de generacién y transmisién del sEIN.

El procedimiento establece que el OSINERGMIN supervisard el cumplimiento del
Programa Mensual de Mantenimiento (PMM) y procederd a verificar si el periodo de
ejecucién del mantenimiento excede el tiempo programado aprobado por el coes-
SINAC. De excederse en los plazos extendidos para las actividades de mantenimiento,

las empresas titulares de unidades de generacién estardn sujetas a sancién.

% En este tipo de evento el resultado es similar al evento de «lanzar una moneda» solo existen dos posi-
bles resultados —cara o sello—, el evento es siempre detectable.

324



SUPERVISION DE LA CALIDAD EN EL SECTOR ELECTRICO PERUANO

Para efectos de aplicacién de la multa, el periodo de tiempo a verificar estard
referido a la duracién de la intervencidn programada y ejecutada, considerando que
la actividad de mantenimiento en ambos casos es la misma.

En caso que el plazo de mantenimiento exceda al programado, el titular de la
unidad de generacién debe sustentar técnicamente ante el OSINERGMIN el motivo por
el cual la actividad de mantenimiento programada no ha concluido, asi como el tiem-
po en el cual culminaria. Si se encuentra que el motivo es justificado técnicamente
se seguird supervisando el desarrollo de la actividad de mantenimiento.?* Para la
supervisién de las actividades de mantenimiento diario, OSINERGMIN procede de ma-
nera similar a la supervisién del pMm.

El cilculo de la multa por exceder el plazo extendido para actividades de mante-
nimiento se encuentra asociado, en el caso de las unidades térmicas de generacién,
al exceso —en términos de horas— en el plazo de mantenimiento, al costo variable
no combustible (cvNC) y a la potencia efectiva de la unidad cuyo plazo de manteni-
miento excedié lo programado.

Teniendo en cuenta que, de manera similar al caso de unidades que fallan en el
arranque, los excesos en los plazos pueden originar incrementos en los costos margi-
nales, y considerando que el evento es siempre detectable (probabilidad = 1), la multa
por exceder el plazo extendido para actividades de mantenimiento, para las unidades
de generacién térmica, es calculada de la siguiente manera:

Multa = CVNCxh*x P+ () (CMg, — CMg;)x0,25x P (7.21.)
<

Donde:
« CVNC:': costo variable no combustible de la unidad expresada en nevos

sles por MWh, reconocido en la fjacién trifaria vigente
- CMg,

1

: costo marginal pomedio del SEIN, cada quince minutos, en el
intervalo 4, sancionado conforme a lo establecido en el PrR-N° 07
«  CMg/ : costo marginal de la unidad que excedié el plazo en el intervalo
i, calculado conforme a lo establecido en el numeral 8.2. del
procedimiento técnico del coes N° 10
. K : exceso medido en horas, respecto al plazo extendido para activi-
dades de mantenimiento. Se aceptard una tolerancia de 0, horas.
« P : potencia efectiva vigente de la unidad en MW obtenida confor-
me al PR-N° 17

 OSINERGMIN comunicard a los titulares de las unidades de generacién del resultado de la evaluacién
a mds tardar dentro de los quince dias siguientes al mes en que se presenta la justificacién. Si al vencer
dicho plazo OSINERGMIN no se pronuncia, se entenderd admitida la justificacién. La ampliacién del
plazo de mantenimiento se dard como mdximo dos veces.
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Luego, si el CMg, es menor o igual al CMg), no se incurre en incremento del
costo marginal,por lo cual la segunda expresién de la multa es igual a cero.

En el caso de centrales hidroeléctricas que excedan el plazo para las actividades de
mantenimiento, la multa tiene la siguiente expresién:

Multa =(C+SS)xh*xP+(Y (CMg, — CMg,)x0,25x P (7.22.)
e

Donde:

- C : canon de agua expresado en nuevos soles por MWh de acuerdo
al rendimiento de cada central hidroeléctrica, de conformidad
con lo establecido en el articulo 107 de la LcE y el articulo 214
de su reglamento

« 8§  :costo por sélidos en suspensién expresado en nuevos soles por
MWh, reconocido en la fijacién tarifaria vigente

- P : capacidad nominal de la unidad en MW, establecida en las fi-
chas técnicas vigentes declaradas al coes conforme a su PR-N°
20, «Verificacién del cumplimiento de requisitos para ser inte-
grante del COEs sINAC»

- CMg,

1

: costo marginal promedio del sEIN, cada quince minutos, en el

intervalo 4, sancionado conforme a lo establecido en el PrR-N° 07
«  CMg/ : costo marginal de la unidad que excedi6 el plazo en el intervalo 7,
calculado conformealoestablecidoenelnumeral 8.2. del PrR-N° 10

Cabe destacar que si se considera que el costo marginal de hora punta es el mds
alto, queda implicito que las empresas evitardn incurrir en exceder los plazos progra-
mados de mantenimiento en el periodo de hora punta.

Determinacién de multas por no brindar los niveles de calidad de suministro®

En este caso, independientemente de las compensaciones por las interrupciones de
suministro que deben realizar los concesionarios de acuerdo a la NTCSE, estos deben
brindar determinados niveles de calidad reconocidos en los costos utilizados en el cal-
culo de las tarifas, especificamente cuando se disefian las empresas modelo eficientes.
Por ello se vio necesario imponer una multa ex ante de cardcter disuasivo que tenga
por finalidad que las empresas inviertan realmente de acuerdo a los costos reconoci-
dos a nivel tarifario.

» Esta multa se incorporé como el anexo 13 a la escala de multas de la Gerencia de Fiscalizacion Eléc-
trica de OSINERGMIN (resolucién 590-2007-0s/cp).
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De esta manera, la multa incorpora las desviaciones de los valores alcanzados
respecto a los indicadores de desempefo esperados, estimados de acuerdo a los cal-
culos tarifarios, y los costos reconocidos asociados al desempenio de los indicadores
de frecuencia y duracién de las interrupciones (sarr1 y saipi). Dado que estos costos
estan calculados por MW de capacidad de distribucién para la maxima demanda de
los sistemas eléctricos usados como referencia para cada sector tipico, se tienen que
determinar para cada sistema eléctrico usando la informacién de su mdxima deman-
da particular.

Especificamente, se incorporan a la multa los siguientes conceptos a nivel de
media tension: la anualidad de los equipos de proteccién y seccionamiento (4

£rys)
sus respectivos costos de operacién y mantenimiento (COyM,, ) y los costos de
operacién y mantenimiento de las redes de distribucién (COyM,,).

Adicionalmente, se incorporé solo la méxima de las desviaciones de los indica-
dores reportados respecto a los niveles de desempefio y se establecié como restriccion
que, cuando la desviacién sea mayor que uno, se considerard el valor de uno, es decir,
se estarfa multando como médximo por el monto que es reconocido en la tarifa. Asi, la
multa por exceder los niveles de desempefio esperado de los indicadores sarr1 o sa1DI,

para cada sistema eléctrico, se calcula mediante la siguiente férmula:
Multa sistema, = Max Dy, , Dy, )X CU X MD, (7.23.)

Donde:

Dy, : desviacién del sarFr reportado, atribuible a instalaciones
de distribucién en media tension, respecto al desempefio es-
perado anual establecido en el cuadro 7.12. del sector tipico
correspondiente®

D, : desviacién del saip1 reportado, atribuible a instalaciones
de distribucién en media tension, respecto al desempefio es-
perado anual establecido en el cuadro 7.12. del sector tipico
correspondiente. En ambas desviaciones no se incluyen las
interrupciones por rechazo de carga ni aquellas calificadas
como de fuerza mayor por OSINERGMIN

- CU, : costo unitario por MW reconocido por sector tipico j, el

cual se determina mediante la siguiente expresién:

CU, = (Agns, +COPM 5 +COVM, |1 MD,

% Las desviaciones de los indicadores sa1F1 y saIDI son desviaciones proporcionales y se calculan de la

x—x*

siguiente forma: D, = , donde x*es la tolerancia establecida para el indicador x.
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c Ay : anualidad de los equipos de protecciéon y seccionamiento
por sector tipico j

« COyM,

pys; | COStos de operacién y mantenimiento de los equipos de pro-

teccién y seccionamiento por sector tipico j
« COyM, : costos de operacién y mantenimiento de las redes de media
J .y . .
tensién por sector tipico j

+ MD, : mdxima demanda del sistema establecida para el sector tipi-
coj

« MD, : mdxima demanda del sistema eléctrico 7 en el periodo de
evaluacién

Cuadro 7.12. Indicadores de desempefio esperado para la calidad del suministro

Sectores Afio 2008 Afio 2009 Afio 2010 Afio 2011
tipicos SAIFI SAIDI | SAIFI | SAIDI | SAIFI | SAIDI | SAIEI | SAIDI
STD1 3 7,5 3 7,5 3 7 3 6,5
STD2 11 20 9 16 7 13 5 9
STD3 13 24 11 20 9 16 7 12
STD4 16 32 15 29 13 27 12 24
STD5 20 50 19 47 17 43 16 40

Especial 12 27 12 27 12 27 12 27

Fuente: OSINERGMIN

La multa para cada concesionario es entonces igual a la suma de las multas por

cada sistema eléctrico en el que opera:

Multa empresa = z Multa sistema, (7.24.)
i=1
Donde:

+ n :ndmero de sistemas eléctricos en los que opera el concesionario a
penalizar

La multa por sistema no podra exceder el monto correspondiente a lo recaudado
anualmente por cada concesionario en el sistema eléctrico evaluado, el cual viene a
ser el producto del costo unitario por la médxima demanda respectiva. Ello teniendo
en cuenta que el mecanismo tarifario considera que los concesionarios pueden finan-

ciar sus inversiones en cuotas anuales.

Multa mdaxima = CU x MD (7.25.)
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Donde:
« CU : costo unitario por MW definido en el cuadro 7.13.
« MD: méxima demanda por sistema eléctrico

Cuadro 7.13. Costo unitario asociado a la calidad de suministro por sector tipico

Sector tipico . Costo unitario (cu) Costo unitario

(miles de nuevos solesy MW) (urT)

1 41,9 12,0

2 16,4 4,7

3 27,5 7,9

4 57,0 16,3

5 77,8 22,2
Especial 42,6 12,2

Fuente: OSINERGMIN

8. COMENTARIOS FINALES

Las actividades de supervision surgen debido a algunas peculiaridades de la provision
del servicio eléctrico, como la existencia de informacién asimétrica y los limites a
la competencia en los segmentos de transmision y distribucién. Ello hace necesario
no solo la regulacién de precios sino el establecimiento de estdndares de calidad que
deben ser supervisados por el regulador.

En los dltimos anos, el Perd ha reformulado su sistema de fiscalizacién de las
actividades eléctricas, introduciendo criterios estadisticos como el disenio de mues-
tras representativas que hacen mds eficiente el proceso de fiscalizacidn, la creacion
de procedimientos especificos para cada actividad a fin de implementar una super-
visién basada en resultados obtenidos respecto a determinadas metas o estindares y
el establecimiento de multas disuasivas basadas en el costo evitado o beneficio ilicito
que pueden obtener los concesionarios por incumplir los procedimientos, conside-
rando ademis la probabilidad de detectar estas conductas. Estas metas también han
incorporado un criterio de gradualidad a fin de que los objetivos establecidos sean
alcanzables efectivamente por las empresas.

Los resultados obtenidos han sido satisfactorios, pues las empresas se han esfor-
zado en alcanzar los estindares establecidos en cada procedimiento ante la amenaza
creible de ser multadas. Algunos de estos resultados se muestran en el cuadro 7.14.,
destacando la drdstica reduccién en los porcentajes de limparas de alumbrado publi-
co deficientes y los medidores con errores de lectura.
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Cuadro 7.14. Resultados de algunos indicadores supervisados en el sector eléctrico

Indicador 2003 2006
Porcentaje de limparas de alumbrado publico deficientes 11,1% 1,7%
Porcentaje de medidores con errores de lectura 12,5% 5,2%
Tiempo de atencién promedio més alto a los usuarios 60 minutos* | 20 minutos
Porcentaje de facturas con errores 0,07%* 0,05%

* El indicador corresponde al aio 2005
Fuente: OSINERGMIN
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Adecuacién (Adequacy): es la habilidad del sistema eléctrico para suplir los requerimien-
tos de demanda de los consumidores en todo momento.

Arranque en negro (Black Start): capacidad que tiene una unidad generadora para arran-
car sin alimentacién exterior del sistema en un tiempo inferior a un mdximo
establecido, generando de forma estable.

Aversién al riesgo: se dice que un agente tiene un comportamiento de aversion al riesgo
si prefiere que se le dé un monto seguro de dinero en vez de jugar un juego con
cierto nivel de riesgo, aunque este tenga el mismo valor esperado que el monto
seguro. El grado de aversidn al riesgo estard medido por la prima o pago adicional
que requerird este agente para aceptar jugar el juego.

Barra (Bus): es aquel punto del sistema eléctrico preparado para entregar o retirar electri-
cidad. Se conoce también como nodo (node).

Bien piiblico: es aquel bien donde la rivalidad en el consumo es baja y las posibilidades
de excluir de los beneficios —por medios fisicos o legales— a terceros es relativa-
mente dificil.

BTU (British Thermal Unit): unidad de energfa inglesa que representa la cantidad de
energfa que se requiere para elevar un grado Fahrenheit la temperatura de una
libra de agua en condiciones atmosféricas normales.

Central hidrdulica de embalse: central hidrdulica que posee facilidades para almacenar
agua —embalses—, que le permiten mantener un nivel de produccién relativa-
mente estable a través de la regulacién de sus embalses.

Central hidrdulica de pasada: central hidrdulica que utiliza caudal natural, es decir, agua
fluente que no se almacena en reservorios, para generacién de energfa eléctrica.

Competencia a lo Bertrand: cuando en un mercado los agentes compiten ofreciendo
precios, situacién donde el que ofrece el menor precio puede ganarse a toda la
demanda.



GLOSARIO

Competencia a lo Cournot: cuando en un mercado oligopdlico los agentes compiten
ofreciendo cantidades al mercado bajo la conjetura de que los otros generadores
mantienen las suyas constantes.

Confiabilidad (Reliability): es la habilidad de un sistema eléctrico para enviar la energia
con el voltaje y frecuencia dentro de determinados limites. Un sistema eléctrico
es conflable cuando cumple con las condiciones de adecuacién (adequacy) y segu-

ridad (securizy).

Congestién: cuando el flujo de energfa que pasa por una determinada linea de transmi-
sién ya no puede incrementarse debido a que ha llegado a su limite de capacidad
de transmisién.

Consumo especifico: es ¢l consumo de combustible por unidad de generacién de energia
eléctrica utilizada por una central termoeléctrica.

Contrato bilateral: contrato usado para hacer transacciones entre dos partes o agentes
privados.

Contrato por diferencias (Contract for Differences): es un instrumento financiero o con-
trato futuro en el cual un vendedor —generador o comercializador— se com-
promete a cobrar un precio fijo a un distribuidor o cliente libre. Este a su vez se
compromete a pagatle dicho precio fijo por sus compras de energfa. Por ello a este
contrato se le conoce como two-way o de mutuo aseguramiento. Si la cantidad
despachada por el generador es igual a la contratada, este instrumento le per-
mite eliminar la exposicién al precio spor del sistema eléctrico, permitiendo a los
agentes conseguir un flujo de caja mds estable para ambas partes respecto del que
habrian obtenido transando al precio spor.

Costo de reposicién: costo actual estimado de reemplazo de bienes existentes como si
fueran nuevos. Precio que deberd pagarse para adquirir un activo similar a los
precios prevalecientes en el afio de estudio sin tener en cuenta la posible obsoles-
cencia o la existencia de otras nuevas alternativas que realicen la misma funcién.

Costo marginal de energia: es el costo de produccion de una unidad adicional de energia
usando la central mds barata que tenga capacidad disponible.

Costos hundidos (Sunk Costs): inversiones que no se pueden redituar en actividades
distintas a las que les dieron origen debido a que no se pueden utilizar luego para
fines alternativos por tener un cardcter muy especifico.

Costos varados (Stranded Costs): costos incurridos en diferentes inversiones que se rea-
lizaron en entornos regulados cuya recuperacién ya no es posible cuando se li-
beraliza una industria debido a la entrada de operadores con menores costos; un
ejemplo son las inversiones en centrales nucleares en Estados Unidos.

Curva de carga (Load Curve): representa el comportamiento de la demanda a lo largo de
un periodo de tiempo —anual, mensual, semanal—.
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Curva de duracién (Screening Curve): es la demanda en un periodo de tiempo ordenada
de mayor a menor, y se utiliza para tomar decisiones de planificacién de inversio-
nes y para el despacho econdmico.

Demanda méxima anual: es la mdxima generacién bruta horaria del total de las unidades
&
generadoras del sistema dentro de las horas de punta del mismo.

Despacho (Dispatch): proceso de toma de decisiones de produccién —tanto en niveles
como perfodos— de las centrales en un sistema eléctrico considerando aspectos
técnicos y econémicos. Se denomina despacho econémico (economic dispatch) a
la bisqueda del menor costo de produccién de electricidad en un horizonte de
tiempo determinado teniendo en cuenta los recursos disponibles del sistema eléc-
trico.

Disefio de mercado (Market Design): se refiere al conjunto de reglas e instituciones exis-
tentes en un sistema eléctrico que regulan la forma como se toman las decisiones
de operacién, formacién de precios y contratacién.

Energia (£): mide el uso de la potencia en el tiempo. Se mide en kilovatios-hora (kWh)
y se define como: E=Px ¢

Externalidades: un tipo de fallas de mercado que surgen cuando las decisiones de un
agente pueden afectar el bienestar de otro agente, siendo estas consecuencias no
tomadas en cuenta por el primero, como puede ser la produccién de una fibrica
que contamina el rio y reduce la pesca de los pobladores aguas abajo.

Factor de carga (Load Factor): es un indicador de la eficiencia en el consumo en un sis-
tema eléctrico, definido como la demanda promedio de potencia en un periodo
entre la mdxima demanda del mismo.

Factor de planta (Capacity Factor): es un indicador del uso de la capacidad efectiva de
una central de generacién, definido como la ratio de la produccién promedio en
un perfodo entre la potencia efectiva de la central.

Informacién asimétrica: es una falla de mercado referida a la situacién donde un agente
involucrado en la transaccién tiene mayor informacién que el otro y aprovecha
esta situacién para su beneficio.

Inframarginal: denominacién aplicada a un agente cuando, en un mercado donde exis-
ten limites o restricciones de capacidad, este no fija el precio del mercado debido
a que entrd a operar antes que el ltimo agente que entré a producir o agente
marginal, siendo este quien fija el precio del mercado a un nivel igual a su oferta o
costo marginal si todavia no ha alcanzado su méxima capacidad, a la cual operan
los agentes inframarginales.

Intensidad de la corriente (): se refiere a la cantidad de electrones que pasa por una
seccion del conductor por unidad de tiempo. Se mide en amperios (A).
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Loop Flows: es la diferencia entre el despacho esperado en un sistema donde se considera
el efecto de las leyes fisicas respecto del que se obtendria si no se consideraran
estos efectos. Por ejemplo, una ley fisica que se suele considerar para evaluar esta
diferencia es que la energfa se desplaza en proporcién a la resistencia existente en
cada linea.

Monopolio natural: situacién en la cual es mds eficiente que toda la produccién de deter-
minadas cantidades de uno o més bienes se realice en una sola empresa antes que en
dos 0 mds empresas. En el caso de la produccién de un solo producto, la existencia
de economias de escala —costos medios decrecientes— es condicién suficiente para
que se cumpla la condicién de monopolio natural, mas no condicién necesaria,
pues puede existir subaditividad de costos aun cuando estas ya se agotaron.

Opcién: es el derecho a comprar (call option) o vender (pur option) un determinado ac-
tivo a un precio dado o precio de ejercicio (strike price) otorgado por un agente a
otro a cambio de un determinado pago (prima).

Poder de mercado (Marker Power): es la habilidad de alterar rentablemente los precios
por encima de los niveles competitivos sin inducir una rdpida entrada de otros
agentes al mercado.

Potencia (P): es la capacidad de desarrollar trabajo mecdnico o realizar una accién. Se mide
en vatios o watts (W). Se define como la intensidad de corriente (/) por la tensién
(V): P= Vx I. Se suelen utilizar los siguientes multiplos: 1.000 W = 1 kW (kilovatio
o kilowatt), 1.000 kW = 1 MW (megawatt), 1.000 MW = 1 GW (gigawatt).

Potencia efectiva: también denominada potencia real, es la que en el proceso de transfor-
macién de la energfa eléctrica se aprovecha como trabajo.

Potencia firme: es la potencia méxima que serfa capaz de inyectar y transitar en los siste-
mas de transmisién en las horas de punta del sistema una central, considerando

su indisponibilidad probable.

Potencia reactiva: es la encargada de generar el campo magnético que requieren para su
funcionamiento los equipos inductivos como los motores y transformadores.

Precios rayo (Price Spikes): son incrementos stbitos en los precios de un mercado eléc-
trico en los periodos donde la demanda supera a la oferta del sistema debido a los
limites de capacidad instalada. Estos contribuyen a financiar los costos fijos de las
centrales.

Probabilidad de pérdida de carga (Loss of Load Probability, LoLP): es un indice que
permite medir el nivel de confiabilidad del sistema de generacién. Cuanto mis
pequeno es el LoLP, el nivel de confiabilidad serd mayor. Consecuentemente, si el
margen de reserva es mds grande el LOLP serd mds pequefio.

Renta de escasez (Scarcity Rent): es el ingreso adicional al costo variable total que obtienen
las generadoras en un mercado competitivo, donde no existe pago por capacidad.
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Esta renta de escasez le permite amortizar sus costos fijos a la dltima central que
entrd a despachar y los costos fijos restantes a las otras centrales —pues ya han
recuperado una parte de sus costos fijos con las rentas inframarginales—. Las
tltimas centrales en entrar no fijan el precio directamente, pues este surge de
la interseccidn de la curva de demanda y la curva de oferta que tiene un dltimo
tramo vertical que indica el limite de la capacidad instalada.

Reserva fria: capacidad de reserva de generacién que puede entrar en operacién ante una
contingencia en el sistema en unos pocos minutos.

Reserva rotante: es la diferencia entre la suma de las capacidades disponibles en el corto
plazo de las unidades sincronizadas al sistema y la suma de las potencias realmente
entregadas al sistema en un momento dado.

Seguridad (Security): se refiere a la capacidad del sistema eléctrico para soportar distur-
bios imprevistos sin pérdida de carga.

Servicios complementarios (Ancillary Services): son aquellos servicios que se requie-
ren para mantener la seguridad del suministro debido a que la produccién debe
adaprarse en todo momento a la variabilidad de la demanda tanto en cantidad
y rapidez, lo que motivard cambios en los pardmetros del sistema que deben su-
perarse a riesgo de colapsar. Muchos de estos servicios tienen caracteristicas de
«bienes ptiblicos», por lo que su provisién privada puede no ser eficiente econémi-
camente. Por ello, la demanda de estos servicios suele centralizarse en el operador
del sistema, el cual requiere estos servicios de los generadores mds adecuados para
brindarlos dentro de un mercado de servicios complementarios o via procedi-
mientos administrativos.

Swap: instrumento financiero que intercambia un determinado flujo de caja por otro;
puede ser de tasas de interés —fijas versus variables—, de monedas y de otros
tipos. Un contrato por diferencias funciona como un swap bajo determinadas
condiciones.

Tensién o voltaje (V): es el nivel de potencial o la fuerza que hace circular la corriente;
se mide en voltios (V).

Valor de la energia no suministrada (Value of Lost Load, voLL): es el costo promedio
causado a los consumidores de un sistema eléctrico por cada MWh dejado de
consumir ante un corte imprevisto del suministro. Se puede estimar como la dis-
ponibilidad media a pagar de los consumidores por evitar cortes en el suministro
de electricidad.

Valor o precio sombra (Shadow Price o Shadow Value): es el cambio en el valor de una
determinada funcién objetivo —sea de costos, utilidad u otras— ante un cam-
bio en el valor de alguno de los pardmetros de determinadas restricciones —por
ejemplo, de la capacidad méxima de produccién, de los ingresos disponibles, u
otros—.
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wacc (Weighted Average Cost of Capital o costo ponderado del capital): es la tasa a la
cual deben descontarse los flujos de caja de un proyecto para poder pagar los cos-
tos de oportunidad del dinero de las fuentes de financiamiento —endeudamiento
y capital propio—. La proporcién de la deuda dentro del wacc debe descontar el
efecto del escudo fiscal generado por el endeudamiento. A su vez, el porcentaje
6ptimo de endeudamiento a usarse (Jeverage) depende de una serie de factores
tales como el riesgo de insolvencia ante eventos imprevistos que pueden afectar la
capacidad de pago de la empresa. La férmula del wacc es la siguiente:

D E
WACC =| —— |(1-)r, +
(D+EJ( )7 (D+E)r5

: tasa de la deuda
: tasa del capital propio (equizy)
: financiamiento via deuda de largo plazo

: financiamiento via capital propio
: tasa impositiva

- OT’TH O'—:
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