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SUMARIO

El sistema de costos basados en la teoria de costos marginales es usado en muchos
mercados eléctricos de potencia. En los ultimos afnos, nuestro mercado de electricidad ha
cambiado su regulacién con el objetivo de mitigar la volatilidad de los costos marginales.
Nuevas metodologias se han adoptado para calcular costos marginales nodales, por
ejemplo, sin considerar las restricciones de la red de transmisiéon. Los costos marginales
nodales calculados sin considerar las restricciones de la red de transmision abandonan
las senales de las congestiones de la red de transmisién. El objetivo de este trabajo es
presentar una metodologia, basada en la teoria de costos marginales, que mitiga la
volatilizacion los costos marginales nodales. La metodologia recupera los costos de la
generacion adicional causada por las restricciones de la red de transmision, con las
rentas de congestidn. Los resultados de los costos nodales son menos volatiles y
preservan alguna senal de las congestiones en el mercado, relacionados con la ubicacion
de nueva generacién y el comportamiento de la demanda.
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INTRODUCCION

Este trabajo tiene el propdsito de presentar una metodologia de calculo para los costos
marginales nodales, con el fin de evitar la volatilizacion de los costos marginales nodales
en zonas afectadas por congestion de las lineas de transmision.

Se trataran los costos marginales nodales a partir de la teoria de los costos marginales.
El calculo de los costos marginales nodales propuestos se realizara a partir de los
resultados de la utilizacién del programa de despacho que utiliza el COES-SINAC.

En el Capitulo |, se realiza una resena histérica del marco regulatorio del mercado
eléctrico peruano, asi como una descripcion del mercado actual. Este capitulo finaliza
describiendo la problematica de los ultimos afios en el calculo de los costos marginales
nodales.

En el Capitulo Il, se describe la base teérica de este trabajo, como la definicién de
términos utilizados, definicién de los costos marginales y descomposicion de los costos
marginales.

En el Capitulo lll, se describe la metodologia de calculo del presente trabajo.

En el Capitulo IV, se realizan aplicaciones de la metodologia presentada, primero a un
pequeno sistema de cuatro barras, a modo de ejemplo, y segundo, al Sistema
Interconectado Nacional (SEIN). Finalmente, se exponen las conclusiones.

El motivo de eleccién y desarrollo del tema es debido a que el Mercado Eléctrico Peruano
ha sufrido modificaciones en los ultimos 5 anos, debido a la volatilizacion de los costos
marginales nodales, sobre todo en zonas afectadas por congestion de lineas de
transmision.

Para mitigar estos efectos, se realizaron reformas a la Ley de Concesiones Eléctricas y a
la Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generaciéon Eléctrica, como resultado
entraron en vigencia los Decretos de Urgencia que establecian nuevas formas de calculo
de los costos marginales y el ultimo de estos establecid los costos marginales
idealizados, donde no se consideran las restricciones de las lineas en congestion.

Lo que conlleva a dar una sefal errébnea al mercado, donde los costos marginales
nodales son mucho mas bajos que los costos variables de unidades térmicas que operan

en zonas afectadas por congestiones de lineas de transmision.



Con la implementacion del Mercado de Corto Plazo dentro de algunos anos, donde se
regresara nuevamente al sistema de costos marginales reales, podrian originarse los
problemas que se presentaron en el pasado, por lo cual se debera contemplar la
posibilidad de reformular el calculo de los costos marginales, nuevamente.

El objetivo es presentar una metodologia con el fin de mitigar la volatilizacion de los
costos marginales en barras de las zonas afectadas por congestién de lineas de
transmision.

El alcance del presente trabajo estd enfocado en una metodologia de calculo de los

costos marginales nodales en el mercado de corto plazo, en el sistema eléctrico peruano.



CAPITULO |
PLANTEAMIENTO DE INGENIERIA DEL PROBLEMA

1.1. Antecedentes

El actual mercado eléctrico peruano se establecié en 1992, con la promulgacion de la Ley

de Concesiones Eléctricas (LCE) y su reglamentacion posterior. Estas normas fueron

complementadas, entre otros, con la Ley Antimonopolio y Antioligopolio del Sector

Eléctrico, que establecid condiciones previas para la autorizacion de eventos de

concentracién en el sector, y la Norma Técnica de Calidad de los Servicio Eléctricos

(NTCSE) que establece, entre otros aspectos, la regulacién de la calidad de los servicios

eléctricos, junto con las normas de detalle que para tal efecto dispone el ente Regulador.

La LCE y su Reglamento establecen bases legales muy especificas y detalladas en los

procedimientos de calculo que se deben realizar para la determinacién de las tarifas. Las

modificaciones en la LCE requieren |la aprobacion del Congreso de la Republica, mientras
que para las modificaciones en el Reglamento solamente interviene el Ejecutivo. El actual
marco regulatorio introdujo importantes cambios en el sector eléctrico; entre los mas

importantes, se pueden mencionar [1]:

* Eliminacién del monopolio del Estado y la separacién de la industria eléctrica en tres
actividades: generacion, transmision y distribucién.

» Fomento de la participacién del sector privado, a través de concesiones o
autorizaciones otorgadas por el Ministerio de Energia y Minas, necesarios para operar
en cualquiera de las tres actividades del sector.

* Regulacién de las remuneraciones a las actividades de transmision y distribucion
sobre la base de costos medios eficientes.

» Establecimiento del principio de “acceso abierto” para el uso de las instalaciones de
transmision y distribucion.

* Fijacién administrativa de precios en el segmento de la generacién para el Servicio
Publico de Electricidad. El OSINERGMIN establece los precios de energia y potencia
de manera separada, via procedimientos que incluyen el reconocimiento de costos
eficientes. Los ingresos por el suministro de energia y de potencia, son agregados

para la determinacion del ingreso de los generadores. Los precios que los



generadores cobran a los distribuidores para el abastecimiento del mercado regulado,
incluidos los costos de transmision, se denominan Precio en Barra.

Establecimiento de un sistema de compensaciones o transferencias entre
generadores. Las transferencias sirven para liquidar las diferencias entre lo
contratado y lo efectivamente producido por los generadores. Las transferencias de
energia se calculan valorizando las mismas al costo marginal de corto plazo. Este
sistema de transferencias es administrado por un organismo sectorial que representa
a los generadores y transmisores principales, denominado Comité de Operacién
Econdmica del Sistema (COES).

Segmentacién de dos tipos de clientes en funcién de su demanda por capacidad,
siendo usuarios regulados todos aquellos con consumos menores a 1 MW de
‘demanda de potencia (Servicio Publico de Electricidad), y usuarios libres aquellos
cuya demanda es mayor o igual a 1 MW. En la Fig. 1.1 se muestra de manera gréfica

el disefio del Mercado Eléctrico.
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Fig. 1.1 Diseiio del Mercado Eléctrico



El marco regulatorio del sistema eléctrico del Peru fomenta la participacion de los
inversionistas privados en el desarrollo de las actividades de generacion, transmision y
distribucion eléctrica.
Se reserva para el Estado los roles normativo, supervisor, fiscalizador y de fijacion de
tarifas. En la tabla N° 1.1 se muestra los roles del Estado y los organismos que cumplen
con estas funciones.

TABLA N° 1.1 Organismos Normativos y Reguladores

Transmision

El sector cuenta con una estructura de propiedad diversa, compuesta por empresas
estatales y varias empresas privadas de origen norteamericano, europeo y de la region.
La labor de programacion, coordinacion y despacho en tiempo real de las unidades de
generacion(operacion del sistema) esta a cargo del COES. Anterior a la promulgacién del
Decreto Ley N° 28832 “Ley para asegurar el desarrollo eficiente de la generacion
eléctrica”, el COES estuvo integrado solo por representantes de las empresas de
generacion y del Sistema Principal deTransmisién del sistema interconectado.

La programacién del despacho econdmico de las unidades de generacion se realiza
minimizando en todo momento el costo variable de produccion del conjunto,
independientemente de los contratos que puedan existir entre los generadores vy
distribuidores o entre generadores y clientes libres. Los contratos resultan por tanto
obligaciones estrictamente financieras.

Ello origina un sistema de liquidaciones (semejante a un mercado de corto plazo) donde
las transferencias de potencia y energia entre generadores son determinadas y
valorizadas por el COES.

En la Fig. 1.2 se observan las relaciones entre los agentes econdmicos (UL y UR se
refiere a usuarios libres y usuarios regulados, respectivamente; L y R se refieren a
precios libres y precios regulados, respectivamente).

La LCE divide las actividades en 3 secciones:

» Generacién

» Transmision

» Distribucién

Siendo reguladas las actividades de transmision y distribucion. La remuneracion de la

generacion se efectua por capacidad y por energia y los pagos que reciben los



generadores por sus contratos comprenden los pagos por la utilizacion de los Sistemas
de Transmision (peajes), los cuales luego deben ser transferidos a los respectivos

titulares de transmision.
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Fig. 1.2 Transferencias entre agentes econémicos

Los generadores reciben una remuneracion por potencia y una remuneracion por sus

aportes de energia. La administracion de estos pagos se hace dentro del COES con las

reglas establecidas en la Ley. En conjunto, el generador puede tener los siguientes

ingresos o cargos [1]:

1. Ingresos segun su contrato pactado con clientes. Si el cliente es una distribuidora y el
suministro es para el mercado regulado, se aplican los Precios en Barra.

2. Transferencias de energia (diferencia entre las inyecciones menos los retiros). Las
inyecciones (produccion de la central) son valorizadas al costo marginal de corto plazo
de la barra donde se inyecta, y de igual forma los retiros (energia vendida al cliente)
son valorizados al costo marginal de la barra donde se retira la energia para entregar
al cliente. Las transferencias totales de un generador pueden ser positivas o negativas
dependiendo de los costos marginales en las barras y de la diferencia entre la energia
inyectada y retirada.

3. Los ingresos o transferencias de potencia. Los generadores que venden potencia a un
cliente, transfieren este dinero a la bolsa de potencia para ser repartido entre todos los
generadores que tienen derecho a cobrar. La bolsa de potencia define dos
mecanismos de pago: por disponibilidad y por despacho. EI mecanismo de pago por
disponibilidad significa que se paga a las centrales presentes y que estén por debajo
del limite de reserva definido por el MEM deacuerdo con la potencia firme reconocida.



El mecanismo de pago por despacho reasigna el dinero recaudado a lo largo del ano
de acuerdo a un precio por MWh de tal forma que el pago al generador se hace
multiplicando este precio por la energia producida en cada hora.

4. Los egresos por la operaciéon de la central. La operacion de la central es ordenada por
el COES de acuerdo con los costos variables de operacion. Se permite que las
centrales a gas natural puedan declarar por una sola vez al ano su costo variable de
operacion. La aplicacion de la metodologia de la bolsa de potencia se ha hecho
efectiva recién en el 2004, donde el 30% de la bolsa se reparte a las centrales que
despachan y el restante 70% a las unidades que estan disponibles. Antes de esta
metodologia, toda la bolsa de potencia se repartia entre el 100% de las unidades
presentes en el sistema, sin tener en cuenta su real disponibilidad y su costo de
operacion. La nueva metodologia fue introducida en el afio 1998 debido a la crisis de
contratos ocurrida en el ano 1997. En el caso de la energia, la LCE hace una distincion
clara entre los precios fijados por el Regulador (OSINERG) y los precios basados en
costos marginales de corto plazo para saldar las transferencias entre generadores
(denominado mercado de corto plazo del COES). Los precios del Regulador (Precio
Basico de la Energia) constituyen valores estables, equivalentes a los costos
marginales de corto plazo, que aplicados a la energia vendida permiten obtener los
mismos ingresos que se lograrian por aplicacion de los costos marginales de corto
plazo esperados. La equivalencia se efectua para un periodo de tres afnos, 12 meses
del pasado y 24 meses del futuro, se determinan como la media de los costos
marginales de los préximos 2 afnos, proyectando la demanda y considerando el parque
de generacion comprometido o factible de entrar en operacion durante el periodo.

El Precio Basico de la Energia se acepta como tarifa si se verifica que los Precios en

Barra determinados de esta manera no difieren del precio promedio ponderado de los

precios del mercado libre (clientes mayores a 1 MW) en mas o menos 10%.En el caso del

abastecimiento del Servicio Publico de Electricidad (SPE), la LCE exige que el distribuidor
tenga contratos que cubran sus requerimientos de potencia y energia con una antelacion
de 2 anos. La LCE no otorga flexibilidad a las distribuidoras para poder comprar su déficit

o vender su superavit de energia o capacidad en un mercado de corto plazo [1].

1.2. Estructura del Mercado de Corto Plazo de electricidad

La actual estructura del mercado corto plazo de electricidad fue determinada con la
promulgacion del Decreto Ley N° 28832 “Ley para asegurar el desarrollo eficiente de la
generacion eléctrica”. Existia un mercado de corto plazo sélo entre los generadores, en el

que se saldaban las diferencias entre lo realmente producido por los generadores y las



obligaciones de éstos en el despacho econdmico del sistema, debido a las obligaciones
contractuales con terceros. En este mercado, las transacciones se efectuan al Costo
Marginal de Corto Plazo, que es el costo marginal de produccion local, controlado cada
15 minutos.

La participacion de la demanda en las transacciones del mercado de corto plazo
constituye un tema crucial en el mejoramiento de las posibilidades para habilitar la
competencia. EI mercado de corto plazo es el mecanismo principal para eliminar las
preocupaciones de los Agentes de no ser capaces de precisar sus requerimientos con
tres anos de anticipacion, ya que en este mercado se podra transar las posibles
diferencias entre la demanda proyectada con lo que realmente puede ocurrir.

Ademas de brindar a la demanda la oportunidad de responder a las senales de precios
aprovechando las posibilidades de administracion de carga y/o conservacion de energia
como herramientas para reducir el consumo en casos de escasez o para aumentar su
consumo en casos de abundancia de recursos con bajos costos marginales de
produccién, principalmente para los Usuarios Libres que pueden programar su
produccién con cierta flexibilidad.

Es valido considerar del lado de los compradores, ya sean distribuidores o clientes libres,
que al asumir compromisos de compra de electricidad a firme con cierta antelacion,
asumen algun riesgo de no acertar con sus demandas reales presentandose diferencias
entre lo contratado y lo realmente requerido.

Estas diferencias se pueden presentar tanto debido a las variaciones dificiles de prever
en cualquier proyeccion que pueden deberse a imponderables no sujetos al control de los
compradores. Sin embargo, estos posibles errores de estimacion son normalmente muy
reducidos en el mercado regulado, ya que es bastante predecible establecer su
proyecciéon en un periodo relativamente corto de planificacion.

La actividad de planificacion del incremento de la demanda es natural en el negocio del
Distribuidor, ya que esta inmersa en su necesidad de controlar la demanda en cada
circuito de su red de distribucién para evitar las pérdidas y caidas de tension, que son
penalizadas cuando se exceden de un cierto limite.

También esta dentro de la capacidad de gestion del Distribuidor acciones de
concertacion, principalmente con los clientes mayores, para reducir o incrementar la
demanda, si tiene incentivos para hacerlo.

Por ello, junto con la firmeza de los compromisos contractuales se requiere que los
compradores puedan negociar sus desbalances, ya sea comprando sus déficit o
vendiendo sus excedentes, en un mercado de corto plazo. El mercado de corto plazo

crea los medios para habilitar estas transacciones de forma automatica. El Mercado de



Corto Plazo es una pieza fundamental que complementa la firmeza de los compromisos
contractuales para definir las decisiones de inversidn mas adecuadas, con la flexibilidad
de resolver las variaciones de corto plazo, ya sea provocadas por la administracion de la
demanda o por la influencia de factores exdgenos en la proyeccion prudente de la
demanda, reduciendo a un minimo la preocupacion que pudieran tener los distribuidores
o clientes libres de no acertar correctamente con su prondstico.

Las operaciones en el Mercado de Corto Plazo, es decir las transacciones que efectien
los Distribuidores o Clientes Libres ya sea vendiendo sus excedentes o comprando sus
necesidades adicionales, en resumen, liquidando sus desbalances, se efectuaran con el
Costo Marginal Local o Nodal aplicable.

La legislacidn anterior establecia un costo marginal en cada nodo del sistema
interconectado y las entregas de energia que efectuaban los generadores en un
determinado punto de la red se veian afectados por los costos y pérdidas de transmision
por lo que resultaba un costo marginal en cada punto (Costo Marginal Nodal) donde se

retiraba energia.

1.3. Costos marginales idealizados

Antes de que entrara en vigencia los costos marginales idealizados, en el calculo de los
costos marginales nodales todavia se consideraban las restricciones de la red de
transmision.

El mercado eléctrico experimenta una pronunciada volatilidad a corto plazo debido a sus
peculiaridades, ante todo, a las variaciones continuas de carga asociados a la
imposibilidad de almacenar la energia eléctrica rentable. El prondstico del costo marginal
de la electricidad es muy importante para todos los actores del mercado y, en particular,
para las empresas generadoras, que deben gestionar sus unidades y el riesgo econémico
asociado, en el corto, mediano y largo plazo. En general, la volatilidad de los costos
marginales depende de un gran numero de parametros tales como: precios de los
combustibles (a menudo relacionado con las tasas de cambio), la disponibilidad de
unidades de generacioén, la produccion de la generacion hidroeléctrica, la elasticidad de la
demanda, la congestion de la red y las normas de gestidn de cualquier mercado eléctrico
especifico.

En las figuras 1.3, 1.4 y 1.5 se muestran tres casos donde se presenta la volatilidad de
los costos marginales nodales en barras ubicadas en zonas afectadas por las
congestiones de lineas de transmision. Se muestran los costos marginales de las barras
afectadas por congestion de lineas de transmision comparando con el costo marginal de

la barra Santa Rosa (considera barra de referencia del sistema). Los costos marginales
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tomados en estos casos corresponden a un periodo representativo que corresponde del 1

de agosto al 7 de agosto del 2007 con una resolucion de datos de cada15 minutos.
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Fig. 1.5 Costos marginales de barra Santuario por congestiéon de lineas L-2051 y
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En las figuras 1.6, 1.7 y 1.8 se realizan una comparacion numérica a través de una

relacion entre los costos marginales afectados por congestion de lineas de transmision y

los costos marginales de la barra Santa Rosa (considera barra de referencia del sistema).
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Fig. 1.6 Relacién proporcional entre barras Chiclayo y Santa Rosa
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Fig.1.8 Relacion proporcional entre barras Santuario y Santa Rosa

Se observa una gran diferencia de los costos marginales afectados por congestién de
lineas de transmision respecto del costo marginal de la barra Santa Rosa (barra de
referencia del sistema). El caso mas critico se observa con el costo marginal de la barra

Chiclayo, donde el costo marginal es hasta 12 veces el costo marginal de la barra Santa
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Rosa. En el caso de la barra Aguaytia, el costo marginal llega hasta 6 veces el costo
marginal de la barra Santa Rosa y en el caso de la barra Santuario, solo llega a ser 2
veces el costo marginal de la barra Santa Rosa. Estos casos varian debido al costo
variable de las unidades térmicas que operan por congestion en estas diferentes zonas,
en este caso, las centrales térmicas mas caras se encuentran dentro de la zona de la
barra Chiclayo.

En diciembre de 2008, se emitié el Decreto de Urgencia N° 049-2008 [2], debido a que
las restricciones de produccién y transporte de gas natural, asi como de transporte de
electricidad causaban externalidades negativas y producian costos por restricciones en la
operacion del sistema eléctrico que distorsionaban el sistema de transacciones a costos
marginales, desincentivando el desarrollo de nueva oferta de generacién, en donde se
establecia que los costos marginales del SEIN, se determinarian considerando que no
existe restriccion de produccion o transporte de gas natural ni de transmision de
electricidad, dando inici6 a la determinacion de los llamados costos marginales

idealizados.

1.3.1. Criterios para la elaboracién del despacho idealizado.

El despacho idealizado se determina diariamente utilizando el mismo modelo matematico

de optimizacion y consideraciones utilizadas en el Programa Diario de Operacion (PDO).

Con las premisas establecidas en el Decreto de Urgencia N° 049-2008, el COES calcula

los costos marginales idealizados, considerando los siguientes criterios [3]:

a) La simulacién comprendera un horizonte de estudio de 00:00 h a 24:00 h (un dia).

b) Disponibilidad ilimitada de gas natural de Camisea para las unidades de generacion
que utilicen dicho combustible.

c) Se considera a todas las unidades de generacion con la posibilidad de operar o parar
desde las 00:00 h.

d) La red eléctrica para el despacho idealizado incluye las instalaciones de transmision
previstas en el Plan de Transmisién o del Plan de Transmision que lo sustituya.
Asimismo, en el modelo se incluyen todas las barras de transferencia utilizadas en la
valorizacion de las transferencias de energia.

e) En el caso de que se presenta alguna congestion de transmision, se considerara la
adicibn de uno o mas equipos de transmisidn en paralelo con el equipo
congestionado, con las mismas caracteristicas eléctricas, hasta que la congestion sea
superada.

f) Los caudales afluentes y volumenes hidroldgicos iniciales y meta considerados en el
PDO.



9)

h)

)

k)
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El programa de mantenimiento de las unidades de generacién y del sistema de
transmisién considerados en el PDO.

El valor de reserva rotante considerados en el PDO. La asignacién de esta reserva se
mantendra siempre que sea factible.

Los costos de arranque, variables de combustibles y no combustibles considerados
en el PDO.

Las restricciones operativas de las unidades de generacién conforme a sus fichas
técnicas.

Se consideraran la programacion de unidades forzadas por pruebas, por inflexibilidad
operativa, por tension y por seguridad del sistema.

Excepcionalmente a las consideraciones anteriores, para las unidades de generacion
que requieran ser evaluadas el Programa Semanal de Operacion (PSO) a fin de
determinar su operacién diaria, se considerara para el despacho idealizado el mismo

periodo de operacion definido en el PDO correspondiente.

1.3.2. El costo marginal de corto plazo del despacho idealizado.

a)

b)

c)

El costo marginal idealizado de corto plazo de la barra de referencia es determinado
conforme al Procedimiento Técnico N° 7 del COES, para lo cual, se calculan los
factores de pérdidas marginales como el cociente del costo marginal reportado por el
modelo de despacho utilizado en el PDO de cada barra, con respecto al costo
marginal reportado por el modelo de despacho utilizado en el PDO de la barra de
referencia (Santa Rosa 220 kV).

Para la expansion del costo marginal desde la barra de referencia hacia las demas
barras de transferencias, se utilizan los factores de pérdidas marginales calculados en
el paso previo.

Para las valorizaciones, el costo marginal nodal en ningun caso sera superior al Valor

Limite sefalada por la normativa vigente.

Sin embargo en la operacién en tiempo real existen limitaciones en el transporte por las

lineas de transmisién existiendo congestiones en estas, por lo que centrales térmicas con

costos variables altos operan para suplir la energia faltante en zonas afectadas por las

congestiones. Los costos variables de estas centrales que operan por congestiéon siempre

son mas altos que las centrales que operan en el sistema. Para el sistema de costos

marginales idealizados los costos operativos de estas centrales térmicas seran

compensadas de la siguiente manera [4]:
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Q
COCong = Z[Elq (cv ™ — cmgifpl)] (1.1)
q=1

Donde:

q: Cada periodo de 15 de minutos de la operacidén por congestion de la unidad i.

Q: Numero total de periodos q de la operacidén por congestion de la unidad i.

El.q : Energia entregada por la unidad i en cada q de la operacién por congestion (kWh).
CVi“’"g : Costo variable de la unidad i durante el periodo de la operacién por congestion
(S/./kWh).

Cmg?: Costo marginal del sistema en g durante el periodo de la operacion por
congestion de la unidad i (S/./kWh).

fpf’: Factor de pérdidas marginales de energia en g de la barra donde inyecta la unidad j
durante su operacién por congestion.

El valor total de esta compensacion para un generador se determina como la sumatoria
de todos los COCong durante todos los periodos t del mes.



CAPITULO Il
MARCO TEORICO CONCEPTUAL

2.1. Definicion de términos

Las expresiones utilizadas en el presente trabajo, tienen base en la normativa vigente [5]
y [6]:

a)

b)

c)
d)

Agentes: Denominacion genérica dada al conjunto de Generadores, Transmisores,
Distribuidores y Usuarios Libres.

Barra de transferencia: Barra del Sistema Principal de Transmision y demas aquella
barra del Sistema Secundario de Transmisidn en donde existen entrega(s) y/o
retiro(s) de dos omas generadores integrantes

Capacidad: Se considera como sinénimo de potencia.

COES: El Comité de Operacién Econdmica del Sistema.

e) Configuracién: Forma en que estan relacionados los elementos del sistema eléctrico

f)

9)

h)

)

k)

o elementos de una parte del mismo que determina el conjunto de variables que
definen el estado del sistema o parte de €él, para un despacho dado de generacion,
carga en barras del sistema y recursos de control y supervision disponibles para la
operacion del sistema.

Costo marginal de corto plazo o costo marginal nodal: Costo en que se incurre
para producir una unidad adicional de energia o alternativamente es el ahorro
obtenido al dejar de producir una unidad de energia, considerando la demanda y el
parque de generacion disponible.

Costo medio: Costos totales correspondientes a la inversiéon, operacion y
mantenimiento para un sistema eléctrico, en condiciones de eficiencia.

Demanda: Demanda de potencia y/o energia eléctrica.

Distribuidor: Titular de una concesién dedistribucion.

Generador: Titular de una concesion o autorizacion de generacion. En la generacion
se incluye la cogeneracion y la generacién distribuida.

Grandes Usuarios: Usuarios Libres con una potencia contratada igual o superior a
10 MW, o agrupaciones de Usuarios Libres cuya potencia contratada total sume por lo
menos 10 MW.
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I) Ley de Concesiones Eléctricas (LCE): Decreto Ley N° 25844, promulgado el 6
denoviembre de 1992, y sus modificatorias.

m) Ley para asegurar el desarrollo eficiente de la generacion eléctrica: Decreto Ley
N° 28832, promulgado el 21 de julio de 2006, y sus modificatorias.

n) Mercado de Corto Plazo: Mercado en el cual se realizan las Transferencias de
potencia yenergia, determinadas por el COES.

o) Reglamento: Reglamentos de la presente Ley, de la Ley de Concesiones Eléctricas,
delLicitaciones y/o de Transmision.

p) SEIN: Sistema Eléctrico Interconectado Nacional.

q) Sistema Aislado: Sistema eléctrico no conectado eléctricamente al SEIN. No
incluyesistemas operados por empresas municipales.

r) Transferencia: Diferencia entre la cantidad inyectada por un Agente y la cantidad
retirada por éste, segun corresponda. La Transferencia puede ser de potencia y/o de
energia.

s) Transmisor: Titular de una concesion de transmision eléctrica.

t) Usuarios: Consumidores finales de electricidad localizados en el Peru.

u) Usuarios Libres: Usuarios no sujetos a regulacion de precios por la energia o

potencia que consumen.

2.2. Costos marginales

La teoria microeconémica indica que para que se cumpla el objetivo de maximizar el
bienestar social se requiere una asignacion eficiente de los recursos, produciéndose al
menor costo posible y asignandose a los demandantes el costo marginal de produccién,
resultado que se alcanza en un régimen de competencia perfecta. Esta ortodoxia
econdmica recomienda utilizar los costos o precios marginales en los mercados,
paradigma que ha sido adoptado en la mayoria de mercados eléctricos competitivos en el
mundo, en ocasiones olvidando las enormes simplificaciones y la idealizacién de
supuestos que hay detras de un resultado de la teoria econémica.

En teoria el bienestar de la sociedad se puede medir como la diferencia entre la utilidad
obtenida por el consumidor B(d) para un nivel de consumo (d), y el costo de produccién
C(p) de la cantidad (p), o lo que equivale a sumar el excedente del consumidor y el
excedente del productor [8]:

Maximizar B(d) — C(p) 2.1)

Sujeto:p—d =0
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Formulando el Lagrangiano del problema (2.1):

L =B(d) — C(p) + A(p — d) (2.2)
De la condicion de primer orden del 6ptimo se encuentra:
oL 9B(d)
ad~ aa 170
dL B daC(p) B
% = - —ap—' +1A=0
oL _ d=0

Con lo cual finalmente se encuentra:
(2.4)

Es decir, el nivel 6ptimo de produccion y consumo es aquel en que se iguala la utilidad
marginal de consumo con el costo marginal de produccion, lo que a su vez define el
precio de equilibrio del mercado (1), el cual corresponde al costo marginal. Lo anterior se
muestra en la figura 2.1.

4

B, C , Utilidad
consumidor

Costo
productor

d,p
Fig. 2.1. Funciones de beneficio y costo

Que en términos de sus utilidades marginales y costos marginales (derivadas), se
presenta en las clasicas curvas de oferta y demanda, como lo muestra la Fig. 2.2. En

aquellos sistemas en los cuales la demanda no es activa al precio, se considera inelastica
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por lo menos en el corto plazo, la maximizacion del beneficio social coincide con la
minimizacién del costo de operaciéon, como es, entre muchos, el caso peruano.

O0B ¢C ,
aj ’ 6_ Costo
P Utilidad marginal
margna
1
Excedente
consumidor
%
Excedente
productor -
1
I
1
I
]
I
]

dp
Fig. 2.2. Funciones de beneficio y costo marginal

2.2.1. Costo marginal y costo medio

El costo medio se define, para cada nivel de produccién, como la division simple entre el
costo total de produccion y el nivel de produccioén, por su parte el costo marginal se define
como el cambio del costo total respecto del cambio en el nivel de produccién, en rigor
matematico cuando este ultimo cambio tiene a cero (0), es decir corresponde al derivada
del costo total respecto del nivel de produccién:

El concepto de costo medio y costo marginal se muestra en la figura 2.3.

costo
l

. Costototal Y
Costo medio = ———= —

cantidad X

. dCostototal  AY
Costo marginal= ——~ —

ocantidad  AX

cantidad
Fig. 2.3. Costo medio y marginal
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El punto en el cual el costo medio alcanza su minimo coincide con el costo marginal en
ese punto, segiin se muestra en la figura 2.4.

2

Costo medio

———

Costo marginal

cantiaad

Fig. 2.4. Funciones de costo medio y marginal

De la definicion de costo medio y marginal se tiene:

dCostototal _ d(cantidad * costo medio)

t j l = .5
Costo marginat = 3 dad = ti (2 )
Cost rgi = ti ‘ : t j (2 6)
= dad * + d .
osto margina cantida 3 dad CcoSto mealo

El costo medio minimo corresponde al punto en que la derivada respecto de la cantidad

es cero, con lo que se tiene:

Costo marginal = Costo medio minimo (2.7)

2.3. Descomposicion de los costos marginales nodales

2.3.1. Sistema de precios nodales

Por simplicidad de presentacién se supondra en este numeral que la demanda no es
activa al precio en el corto plazo, con lo cual la maximizacion del bienestar social
correspondera con la minimizacién del costo operativo [7], [8] y [9].

Minimizar FO = Z Ci(g) (2.8)

Sujeto a:

Zgi—Zdi—Loss=0
i i

F, < F'™ y 9; < 9"
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El lagrangeano del problema (2.8) es el siguiente:

L= Z Ci(g:) + A(Z g;—d; — Loss) + Z,uj (F —F"™) (2.9)
1 . 7

Siendo A la variable dual asociada a la restriccion de balance carga generacion pérdidas
y M las variables duales asociadas a las restricciones de limite de flujo F. De las

condiciones de optimalidad de primer orden (dualidad y Karush Kuhn Tucker) se tiene:

En el Opti ~——6F0 _6L CostoM inal
[0) = — =
n el dptimo 34 — 54 osto Margina
dLoss 0F;
Costo Marginal; = A4 (1 + ) + Ehr s (2.10)
‘ ad, Zj " ad,

De lo anterior, se encuentra que el costo marginal en el nodo (i) depende de la las
variables duales asociadas a las ecuaciones de igualdad como de desigualdad. En el
costo marginal se refleja el costo marginal de produccion, y el valor marginal de las
restricciones y pérdidas en el sistema.

De (2.10) se encuentra que el costo marginal estd formado por tres componentes:

energia, congestion y pérdidas:

Componente Energia; = A

dLoss
Componente Pérdidas; = 1 + 34 (2.11)
i
g oF;
Componente Congestion; = Z Wi 3d.
- i
L

Donde:

Y;: Es el costo de capacidad de la LT n — ésima

F;: Nivel de cargade la LT n — ésima

El componente energia (1) es el costo marginal del sistema y puede tomar alguno de los

siguientes valores, dependiendo de cual se asocie a un menor incremento en el minimo
costo de operacién al atender la demanda:

e Costo variable de la unidad termoeléctrica mas costosa en operaciéon para satisfacer
la demanda.

e Costo de oportunidad del agua disponible en el sistema por las unidades
hidroeléctricas (valor del agua).
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El componente pérdidas o factor de pérdidas marginal de la barra i — ésima se determina
a partir de la razén entre el incremento de las pérdidas en el sistema de transmisién
debido a un incremento de demanda en la barra i y dicho incremento de demanda.

El componente congestion se determina a partir de la sumatoria del producto de dos

valores calculados para cada linea de transmision:

e EI costo de capacidad de cada linea de transmisién (y;), es decir en cuanto
disminuiria el costo minimo de operacion si la capacidad de transmision de la linea se
incrementara.

e La razdén que recoge la sensibilidad del flujo de energia a través de la linea con
respecto de la demanda en la barra i — ésima.



CAPITULO Il
IMPLEMENTACION DE LA METODOLOGIA

3.1. Metodologia de calculo en base a los costos marginales idealizados y reales

Se presenta un procedimiento para el calculo de costos marginales nodales que permite

atenuar la volatilidad de los mismos debido a las restricciones de red, pero mantiene las

sefiales de precios que resultan de la aplicacidon estricta de la teoria de costos

marginales.

En un mercado basado en costos marginales, las ecuaciones pueden interpretarse de la

siguiente manera:

En ausencia de pérdidas y restricciones de red, el monto total pagado por los
consumidores coincide exactamente con el monto que reciben los generadores.

Si se consideran solo las pérdidas, los precios son diferentes en los distintos nodos
de la red y el monto total pagado por los consumidores permite cubrir los pagos a los
generadores (correspondiente a la energia demandada por los consumidores mas las
pérdidas de transmisién) y ademas queda un monto excedente que en algunos
mercados es llamado ingreso tarifario, que es la componente de pérdidas de (10).

En forma similar, cuando se consideran las restricciones de red existiran en (10)
algunos multiplicadores de Lagrange de la restriccion de capacidad de transmision
distintos de cero, que modificaran los costos marginales. Como consecuencia, el
monto total pagado por los consumidores permite cubrirlos pagos a los generadores
(debido al componente de congestion del costo marginal, los costos marginales en
cada nodo nunca seran inferiores a los costos operativos del generador del
correspondiente nodo) y ademas queda un monto excedente que es llamado renta de
congestion. Este monto corresponderia a la parte de las rentas a la transmisién

ocasionada por las restricciones de red.

Cuando en un sistema eléctrico las restricciones de red son considerables, se producen

variaciones significativas en los precios con el consecuente aumento de la renta de

congestion. Este es un motivo que llevd a nuestro mercado, a calcular los precios en

base a un despacho idealizado donde no se consideran las restricciones de la red. Estas
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simplificaciones adoptadas, que se apartan de la solucion tedrica basada en la teoria de
costos marginales, surgieron como una necesidad para atacar los problemas de la falta
de adaptacion del sistema, atenuandose la alta volatilidad de precios. La solucién teérica
basada en costos marginales se adapta bien a un mercado donde existe mucha
competencia y en un sistema donde las desadaptaciones del mismo no son significativas.
El modelo de despacho econdmico idealizado no considera las restricciones de red en el
calculo de los costos marginales, y por lo tanto, en zonas donde realmente se producen
restricciones de red, el costo marginal resultante en una barra puede ser inferior al costo
variable de operacién de un generador ubicado en esa barra. En este caso existen
sobrecostos operativos de los generadores que operan en esta condicidn que no son
incluidos en los precios y por lo tanto, estos sobrecostos deben calcularse por separado
para ser pagados por los agentes del mercado.

Si el despacho se realiza considerando las restricciones de red, los costos marginales
resultantes permiten cubrir los costos operativos de todos los generadores del sistema y
adicionalmente existe un excedente (renta de congestion) que es la senal de precio del
mercado al problema de la congestion.

Como propuesta alternativa para atacar el problema de la volatiidad de costos
marginales nodales debido a la congestion de la red de transmision, se presenta un
sistema de costos marginales nodales que permite recuperar exactamente los
sobrecostos de operacion causados por la congestion por medio de un factor de
reconocimiento de sobrecostos operativos.

En primer lugar, deben calcularse a partir del modelo de despacho econdmico, los costos
marginales nodales del sistema con restricciones de red y, por otro lado, los costos
marginales nodales correspondientes al despacho sin considerar las restricciones de red.
Luego, para cada barra del sistema y por periodo horario, el costo marginal nodal
propuesto sera igual al costo marginal resultante del despacho idealizado sin
restricciones de red mas la diferencia entre el costo marginal nodal del despacho con
restricciones de red y el costo marginal nodal del despacho idealizado, afectado por un
factor de reconocimiento de sobrecostos operativos (FSO). Este factor de reconocimiento
de sobrecostos operativos, que es un valor unico para todo el sistema por periodo
horario, se calcula de tal manera que las rentas de congestion resultantes de la aplicacion
de los nuevos costos marginales nodales, sean iguales a los sobrecostos operativos del
sistema ocasionados por las restricciones de red.

Como primer paso es necesario distinguir en el ingreso tarifario de la transportista, la
parte correspondiente a las pérdidas y a la congestion de la red [7]. [8] y [9].
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ng

RG = Z pigi (3.1)
i=1
ng

RD = Z p;d; (3.2)

RT = RD — RG = ij szgz (3.3)

A partir de (2.10) y (3.3), resulta:

RT_§A(1+6LOSS 4 i'l 1+c’)Loss
ay ad, 197 . ad, )7
i=1 j=1
(3.4)
ng
RT = Z ( aLos3) d Z A (1 + aLOSS) +RC (3.5)
] j=1 a-d1 J

Donde:

RD: monto pagado por los usuarios
RG: monto pagado a los generadores
RC: Rentas por congestiéon

En consecuencia, debe resolverse el siguiente sistema de ecuaciones:

o < & dLoss & aLoss
Zpidi—zpigi=z/1(1+ ) Z 9j
i=1 =1 =1

i=1

+ Z GC(Cng - pm).gm (3.7)

Donde:
GC =1 siCVg; > p;
GC =0 siCVg; <p;
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pi(t): Costo marginal método propuesto

psri(t): Costo marginal sinrestricciones de red (idealizado)(subinidice SR)
pcri(t): Costo marginal conrestricciones de red (real)(subinidice CR)

FSO: Factor de reconocimiento de sobrecostos operatios

GC: Factor para indentificar los generadores a compensar

nn: cantidad de nodos del sistema

De las ecuaciones anteriores se deducen dos variables: el costo marginal propuesto p;(t)
y el factor de reconocimiento de sobrecostos operativos FSO. La variable p;(t) ya se

encuentra despejada y solo faltaria despejar FSO.

De las ecuaciones (3.6) y (3.7) se despeja la variable FSO:

Ym=1GC(CVgm — Pspm) Gm — {Z?gl [Psm = Acri (1 + %%?E)] di — E}'ix [pSRJ' —Acgj (1 + Qs%;ii)]gi} (3.8)

FSO = nd ng nc
X (peri — psriddi — 2/:1(pCRj — psrj)9j + Zre1 GC(Pcrm — Psrm)Im

De esta manera, la diferencia entre los costos variables de operaciéon en que incurran las
centrales que operan con costos variables superiores a los costos marginales del
despacho idealizado sin restricciones de red y dichos costos marginales, sera cubierta
por las rentas de congestion, no siendo necesario el pago de un cargo adicional para
cubrir sobrecostos de los generadores que operan con costos variables de operacion
superiores a los precios calculados sin restricciones de red.

Estos nuevos precios marginales nodales tendran un valor intermedio entre los del
despacho idealizado sin restricciones y los resultantes de la aplicacion de la teoria de
costos marginales considerando las restricciones de red.

Este sistema de precios propuesto soluciona parcialmente el problema de precios muy
altos debido a la congestion y tiene algunas ventajas comparativas con respecto al
sistema utilizado actual (calculo de precios sin restricciones de red ycargo adicional para
cubrir los costos de los generadores) yaque existen sefales de precios similares a las
que se dancuando se aplican precios con restricciones de red basados enla teoria
marginal.



CAPITULO IV
ANALISIS Y PRESENTACION DE LOS RESULTADOS

4.1. Aplicaciéon a un pequeiio sistema
Para la aplicacion de la metodologia se ha considerado un pequefio sistema de cinco
barras conectadas entre si por lineas de transmision, donde se solo existen generadores

térmicos y no se consideran pérdidas en las lineas de transmisién. En la figura 4.1 se
aprecia la configuracién del sistema.

G11:150 MW
G12: 100 MW G2: 150 MW

Barra 2
Linea 12

Barra 3 —1rv—

G4: 20 MW

_£ Barra 5

G5: 100 MW

Fig. 4.1 Diagrama unifilar de pequeio sistema de 5 barras

Los costos variables de las centrales térmicas se aprecian en la tabla N° 4.1.

TABLA N° 4.1 Costos variables de unidades térmicas

15
20
23
20 300




La demanda por barra considerada en etapas horarias se muestra en la tabla N° 4.2.
TABLA N° 4.2 Demanda por barra

horas Barral Barra2 Barra3 Barrad4 Barra5
s 0 29.93 1164515642 38.72
2 0 28.62 111.98 63.45 37.33
3 0 28.5 109.78 62.26 36.59
4 0 27.55 109.07 63.92 36.36
Lk 0 28168 112 65.61 37.33
6 0 30.66 117.6 65.3 39.2
7 0 29.83 122.96 67.62 40.99
8 0 31.66 128.45 66.82 42.82
g 0 3365 13639 6986 4546
10 0 35.29 142.8 70.75 47 .6
11 0 - 35.82 145.74 70.92 48.58
12 0 36.27 145.8 70.07 48.6
13 0 35.28 142.36 69.3 47 .45
14 0 35.81 142.74 70.05 47.58
15 0 36.98 146.61 72.21 48.87
16 0 37.13 146.5 72.66 48.83
17 0 36.73 145.3 73.19 48.43
18 0 34.75 141.42 78.44 47.14
19 0 38.63 4150 80 50
20 0 40 149.64 78.94 49.88
21 0 38.89 147.47 76.94 49.16
22 0 37.79 144.33 73.64 48.11
23 0 33.74 133.43 67.98  44.48
24 0 32.36 124.55 66.22 41.52
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Los parametros de las lineas de transmisién consideradas en este pequefio sistema se

muestran en la tabla N° 4.3.

TABLA N° 4.3 Parametros de lineas de transmision

Reactancia Capacidad

(p.u.)
Linea12 0.1
Linea25 0.3
Linea31 0.1
Linea24 0.1
Linea35 0.1

(MW)

A partir de estos datos se resolveran dos casos para este sistema, uno real,

considerando la capacidad de las lineas de transmisién y uno ideal, en donde la

capacidad de las lineas de transmision es suficiente para que no existan congestiones.

Se utiliz6 el mismo software de despacho econdémico que utiliza el COES-SINAC

(software de despacho de corto plazo NCP).
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Como resultado del despacho real, se presentan los costos marginales por barra en la

tabla N° 4.4 y graficamente en la figura 4.2.

TABLA N° 4.4 Costos marginales reales por barra

Barrai Barra4 Barra$
1 15
2 15 15 15 300 15
3 15 15 15 15 15
4 15 15 15 300 15
5 15 15 15 300 15
6 15 19 27 300 23
7 15 19 27 300 23
8 15 19 27 300 23
9 15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
15 19 27 300 23
CMG real

1 2 3 4 5 6 7 8 9 101112 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24

e Barral =——Barra2

Hora (h)

Barra3 e=——Barra5 e——Barrad

Fig. 4.2 Costos marginales reales por barra
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Como resultado del despacho ideal, se presentan los costos marginales por barra en la

tabla N° 4.5 y graficamente en la figura 4.3.

TABLA N° 4.5 Costos marginales ideales por barra

22

12

15 15 15 15 15
15 15 15 15 15
15 15 15 15 15
15 15 15 15 15
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
20 20 20 20 20
CMG ideal

20 -

10 -

1 2 3 45 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24

e==Barral ——==Barra2

Hora (h)
Barra3

Fig. 4.3 Costos marginales ideales por barra

A partir de estos resultados, se calculan los nuevos costos marginales con la metodologia

presentada, los cuales se muestran en la tabla N° 4.6 y graficamente en la figura 4.4.



TABLA N° 4.6 Costos marginales propuestos por barra

HORA Barra1 Barra2 Barra3 Barra4 Barrab
1 15 15 15 20.33 15
15 15 15 17.02 15
3 15 15 15 15 15
4 15 15 15 19.1 15
5 15 15 15 26.34 15
6 19.84 19.97 20.22 28.92 20.1
7 19.69 19.94 20.44 37.63 20.19
8 19.73 19.95 20.38 35.23 20.16
9 19.53 19.91 20.65 46.13 20.28
10 19.47 19.89 20.74 49.42 20.32
11 19.46 19.89 20.75 50.15 20.32
12 19.51 19.9 20.69 47 .45 20.29
13 19.56 19.91 20.62 447 20.26
14 19.51 19.9 20.68 47.19 20.29
15 19.39 19.88 20.86 54.23 20.37
16 19.36 19.87 20.89 55.59 20.38
17 19.34 19.87 20.93 571 204
18 19.08 19.82 21.29 71.58 20.55
19 19 19.8 21.4 76.11 20.6
20 19.05 19.81 21.33 73.39 20.57
21 19.14 19.83 21.2 67.94 20.51
22 19.31 19.86 20.96 58.4 20.41
23 19.65 19.93 20.49 39.65 20.21
24 19.77 19.95 20.32 32.83 20.14
’s CMG propuesto

1 2 3 45 6 7 8 9 10111213 14 1516 17 18 19 20 21 22 23 24

Hora (h)

e==Barrag]l e=——=Barra2 e===Barra3 e==—=Barra5 e=——=Barrad
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Fig. 4.4 Costos marginales propuestos por barra
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4.2. Analisis de resultados del pequeno sistema
Se comparan los tres resultados, tomando datos de una hora puntual como las 19:00 h,
para las barras mas representativas, como se muestran en la figura 4.5. Es suficiente

comparar solo un punto ya que el comportamiento de los demas puntos es muy similar.

25 -
= 15
é I M Real
% \ ® ideal
W 10
O
s | ® Propuesto
o

5

Barral

Fig. 4.5 Costos marginales real, ideal y propuesto de Barra 1
Para la barra 1 se observa, en la figura 4.5, que el costo marginal real es menor que el
costo marginal ideal, esto se debe a que la barra 1 es una barra de envio, donde se
encuentran las centrales térmicas mas baratas, sin embargo la generacion en esta barra
esta limitada a la capacidad de una de sus lineas de transmision. Se nota que el costo

marginal propuesto es un valor intermedio entre los costos marginales real e ideal.
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Fig. 4.6 Costos marginales real, ideal y propuesto de Barra 4
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Para la barra 4, en la figura 4.6, se observa que el costo marginal real es mucho mayor
que el costo marginal ideal, esto se debe a que la barra 4 esta unicamente conectada con
una linea de transmision, por lo tanto como su unica linea de transmision se congestiona,
la energia restante es abastecida con la generacion local, lo que ocasiona una gran
brecha de costos entre las barras que se conectan con la linea de transmision
congestionada, si el costo variable de la generacién térmica local es alta, como se
observa en la grafica. El costo marginal propuesto estambién un valor intermedio entre
los costos real e ideal.
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Fig. 4.7 Costos marginales real, ideal y propuesto de Barra 5
Para la barra 5, en la figura 4.7, se observa que el costo marginal real es mayor que el
costo marginal ideal. El costo marginal real es mayor que el ideal en esta barra debido a
que la barra esta afectada por una linea en congestion, incrementando el costo marginal.

El costo marginal propuesto es también un valor intermedio entre los costos real e ideal.

4.3. Aplicacion al Sistema Interconectado Nacional (SEIN)

Para la aplicacién de la metodologia en el Sistema Interconectado Nacional (SEIN) se ha
considerado una red actual simplificada, considerando los datos de un caso del PDO, de
un dia del periodo de estiaje. La configuracion del SEIN simplificado se muestra en la
figura Fig. 4.7. Los datos utilizados para el modelamiento de este sistema se muestran en
el Anexo A. De la misma forma que el caso anterior, se resuelven dos casos, uno real,

donde se consideran las capacidades de las lineas de transmisién, cuyo resultado se
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muestran graficamente en las figura 4.8 y 4.9, y uno ideal, en donde la capacidad de las

lineas es lo suficientemente amplia para que no existan congestiones.

L-2218

L-2224 4 Huayucachi
L-2215 et |-2220

|

= L-2051
] Pachachaca

L2212

1-2093

1-5001

Fig. 4.7 Diagrama unifilar simplificado del Sistema Interconectado Nacional (SEIN)
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Fig. 4.8 Primera parte de costos marginales reales del SEIN



35

CMG ($/MWh))

CMG real
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LIMA HUAYUCACH| e=——MANTARO

CHILCA e=——CARABAYLLO e=SUR

Fig. 4.9 Costos marginales reales del SEIN

El flujo de potencia de las lineas congestionadas se muestra en las figuras 4.10, 4.11,

4.12

y 4.13.
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Fig. 4.10 Flujo de potencia de la linea L-2215 (Paramonga Nueva - Norte)
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Potencia activa (MW)

- 177.0

185.0

183.0

181.0

179.0

1 2 3 45 6 7 8 9 101112 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24

Hora (h)
e | -2224 ===« Flujo maximo

Fig. 4.11 Flujo de potencia de la linea L-2224 (Pachachaca — Electroandes)
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Fig. 4.12 Flujo de potencia de la linea L-2093 (Chilca - Lima)
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Potencia activa (MW)

460.0 +—* 1
455.0 -+ «
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1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Hora (h)
L-2051 «==== Flujo maximo

Fig. 4.13 Flujo de potencia de la linea L-2051 (Mantaro — Sur)

En las figura 4.14 y 4.15 se muestran graficamente los costos marginales por barra, como

resultado del despacho ideal.
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Fig. 4.14 Primera parte de costos marginales ideales del SEIN
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Fig. 4.15 Segunda parte de costos marginales ideales del SEIN

A partir de estos resultados de calculan los costos marginales propuestos, mostrados en
las figuras 4.16 y 4.17.

CMG propuesto
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Fig. 4.16 Primera parte costos marginales propuestos del SEIN
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CMG propuesto

60

S0
\/———_‘v
40 f— — -
=
§30
e
20 — e —
10
0 » T Y F T T T T T T | DR | T T T T LE | EEEEE S Se—
1 2 3 4 S 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Hora (h)
=———|IMA ==———HUAYUCACH| ====MANTARO e===CHILCA =—=——=CARABAYLLO ——=SUR

Fig. 4.17 Segunda parte costos marginales propuestos del SEIN

4.4. Analisis de resultados del SEIN

Se comparan los tres resultados, tomando datos de una hora puntual como las 19:00 h,
para las barras mas representativas. Es suficiente comparar solo un punto ya que el
comportamiento de los demas puntos es muy similar. También se comparan relacionando
la proporcion de los costos marginales de las barras representativas con el costo

marginal de la barra Mantaro (se considera como la barra de referencia o del sistema).
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Fig. 4.17 Costos marginales real, ideal y propuesto de barra NORTE
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La barra NORTE se encuentra en uno de los extremos del sistema, es una barra
deficitaria y una de sus lineas se congestiona, ademas que se encuentran centrales con
costo variable elevado, es por ello, como lo muestra la figura 4.17, que el costo marginal
real supera los 300 $/MWh. Sin embargo en un despacho ideal el costo marginal seria
tan solo de 45 $/MWh. Utilizando la metodologia presentada, el costo marginal de esta

barra seria un valor intermedio (170.5 $/MWh).

Norte - Mantaro
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| \/ I

CMg barra/CMg Sistema

888888888888 88888888¢8¢8¢8S8
S8 8388588585888 88 58488

Fig. 4.19 Relacion proporcional entre barras Norte y Mantaro

La figura 4.19 muestra que el costo marginal propuesto sufre menos desviaciones que el

costo marginal real, respecto al costo marginal de la barra Mantaro (barra de referencia).
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Fig. 4.20 Costos marginales real, ideal y propuesto de barra ELECTROANDES
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En la barra ELECTROANDES se conecta la linea L-2224, que presenta congestién todo
el dia. En esta barra no se encuentra mucha generaciéon y tampoco con costos variables
altos como la barra NORTE, sin embargo, como se muestran en la figura 4.20, los costos
marginales por barra se elevan mucho mas que el costo variable de sus generadores
térmicos. Nuevamente se observa que el costo marginal propuesto es un valor intermedio

entre los costos marginales real e ideal.

Electroandes - Mantaro
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Fig. 4.21 Relacion proporcional entre barras Electroandes y Mantaro

De la misma forma que en la barra NORTE, la desviacion en la barra ELECTROANDES

del costo marginal propuesto es mucho menor que el costo marginal real.
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Fig. 4.22 Costos marginales real, ideal y propuesto de barra LIMA
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En la barra LIMA se encuentra concentrada la mayor cantidad de demanda del sistema.
En este caso el costo marginal real es menor que el ideal. Una vez mas, como lo muestra

la figura 4.22 el costo marginal propuesto es un valor intermedio de los costos marginales

real e ideal.
Lima - Mantaro
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Fig. 4.23 Relacion proporcional entre barras Lima y Mantaro

En el caso de la barra LIMA, como lo muestra la figura 4.23, las desviaciones son
similares, sin embargo la proporcidon es mucho menor y graficamente se nota la diferencia
de las desviaciones de los costos marginales propuestos y reales.
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Fig. 4.24 Costos marginales real, ideal y propuesto de barra SUR
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La barra SUR también se encuentra en otro extremo del sistema. Solo esta conectada
con una linea de transmision. Se observa en la figura 4.24 que los costos marginales real

e ideal son iguales, por tanto el costo marginal propuesto también sera el mismo.
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Fig. 4.25 Relacion proporcional entre barras Sur y Mantaro

A pesar que los costos marginales puntualmente son iguales, comparando con el costo
marginal del sistema, mostrados en la figura 4.25, el costo marginal propuesto sufre

menos variaciones que el costo marginal real.

4.5. Implicancias econdmicas

La metodologia presentada para el calculo de costos marginales traeria consecuencias
econdmicas, ya que modificaria el actual sistema de pagos, que esta basado en los
costos marginales idealizados y causaria un impacto econémico en los agentes que
participan en el mercado de corto plazo.

La remuneracion por costo marginal nodal se incrementaria a los generadores que
operaron por congestion de lineas de transmision, debido a que la metodologia
presentada no elimina las senales de congestion. Sin embargo, estos generadores
continuarian recibiendo compensaciones por su operacion, ya que sus costos variables
seguiran siendo superiores a sus respectivos costos marginales nodales.

Los usuarios ubicados en las zonas afectadas por congestion, por el contrario, tendrian
mayores tarifas, que los usuarios ubicados en zonas que no son afectadas por las
congestiones. Sin embargo, debido a que la metodologia presentada atenua la volatilidad

de los costos marginales nodales causada por la congestion de las lineas de transmision,
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por lo que tendria el mismo efecto que los costos marginales idealizados en cuanto dar
senales de estabilidad de precios para el aseguramiento de la contratacion de
suministrosde los distribuidores con los generadores al mediano y largo plazo.

Los sobrecostos de generacion por congestion, que son compensados a los generadores
que operaron por congestion de lineas de transmisién, ya no seran recargados a los
usuarios, ya que la metodologia presentada se basa en que estos sobrecostos seran
cubiertos por las rentas de congestion que se originan por las congestiones de lineas de

transmision.



CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

Las congestiones de las lineas de transmision provocan volatilizacion en los costos
marginales de las barras que estan ubicadas en los extremos de recepcion de estas
lineas, incrementando los costos marginales, en algunos casos muy superiores al
costo variable de la unidad térmica mas elevada, conectada en dicha barra.

Debido al problema de la volatilizacion de los costos marginales por congestion de
lineas de transmision se establecié un Decreto de Urgencia para que la determinacion
de los costos marginales de corto plazo se realizarian en base a un despacho
idealizado, donde no se consideran restricciones de capacidad en las lineas de
transmisién.

La determinacién de los costos marginales de corto plazo en base al despacho
idealizado elimina la senal de congestion que se presentan en tiempo real en las linea
de transmision, distorsionando los costos marginales de corto plazo, teniendo que
compensar sobrecostos operativos a los generadores que operaron por congestion de
las lineas de transmisién

En el presente trabajo se propone una nueva metodologia de determinacién de costos
marginales de corto plazo en base al calculo de los costos marginales reales e
idealizados, donde los sobrecostos de generacion por congestion son cubiertos por
las rentas de congestién.

Los valores de los costos marginales propuestos, en el presente trabajo, son
intermedios a los costos marginales reales e idealizados. Donde las ventajas de estos
son que se mitiga la volatilizacion de los costos marginales en zonasafectadas por
congestiones de lineas de transmisién y no elimina la senal del problema de
congestion que ocurre en el tiempo real.

Los sobrecostos de generacion por congestion, no son recargados a los usuarios que
se ubican las zonas afectadas por los, ya que se realiza de forma implicita en los
costos marginales propuestos.

La metodologia presentada atenua la volatilidad de los costos marginales nodales

causada por la congestion de las lineas de transmision, por lo que tendria el mismo
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efecto que los costos marginales idealizados en cuanto dar senales de estabilidad de
precios para el aseguramiento de la contratacion de suministros de los distribuidores
con los generadores al mediano y largo plazo.

Es recomendable realizar un analisis técnico y econémico sobre la metodologia
presentada para determinar si esta es mas apta para nuestro mercado que el sistema
actual de costos marginales idealizados.

Sera recomendable la modificacion de la norma que establece los costos marginales
idealizados, si se comprueba la factibilidad de la metodologia presentada.

Es recomendable continuar con la investigacion de otras metodologias de calculo de
costos marginales por barra, asi mismo, como incluir las diferentes formas de pago
que se realizan por inflexibilidades técnicas (minima carga) y servicios
complementarios (reserva rotante, operacion por tensién, operacion por seguridad) a

través del calculo de costos marginales por barra de otras metodologias.



ANEXO A
Tablas de datos utilizados para las simulaciones del SEIN



TABLA N° A.1 Potencias y costos variables de las centrales térmicas del Sistema
Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN).

Potencia Sl Potencia Costo
CENTRAL (MW) Variable CENTRAL (MW) Variable
($/Mwh) ($/MWh)
AGUAY-TG1 88.441 42.061 ILO1-TV3 67 192.1
AGUAY-TG2 86.964 42.395 ILO1-TV4 67 202.66
MALAC-TG1 13.135 209.75 PISCO-TG1 35.377 6.2734
MALAC-TG4 90 82.961 PISCO-TG2 35.286 6.2865
CHICLAYO 10.2 302.49 INDEPENDEN 22.967 10.555
CHIMBO-TG3 20.202 426.73 SROSA-TGS 53.062 35.498
PIURA1 6.231 290.65 SROSA-TG6 52.005 37.95
PIURA2 1.807 341.43 SROSA-TG?7 12391 34.722
PIURA-TG 16.815 521.64 SROSA-TG8 199.83 28.799
TUMBES 16.347 161.82 VENTA-CC 492.744 13.561
SHOUG-TV1 15 217.7 CHILCA-TG1 171.464 4.412
SHOUG-TV2 15 214.08 CHILCA-TG2 170.277 4.487
SHOUG-TV3 20 208.21 CHILCA-TG3 194.195 3.413
SHOUG-D 1.231 273.39 FLORES TG1 198.444 35.209
MOLLE-D 29.809 135.93 KALLPA-CC 857 13.26
CHILI-D 10.112 160.89 OQUENDO-TG 30.311 2.69
CHILI-CC 15.754 360.97 MOLLEN-EME 60 256.19
CHILI-TV2 6.199 278.14 PIURA-EME 80 280.48
CHILI-TV3 10.205 258.3 PARAMONGA 12.5 0
TAPARACHI 4.316 299.41 HUAYCOLORO 4.8 0
BELLAVISTA 1.741 337.96 TABLAZO 27 0
ILO2-TV1 140.639 47.723 MAPLE 20 0
ILO1-D 3.28 273.66
ILO1-TG1 34.929 335.43
ILO1-TG2 30.725 333.48
ILO1-TV2 33 203.92




TABLA N° A.2 Demanda en potencia por barra del Sistema Eléctrico Interconectado
Nacional (SEIN). Valores en MW.

' HORA | NORTE | PARAMONUEVA | ELECTROANDES | LIMA | HUAYUCACHI | MANTARO | CHILCA | SUR
1 | se7.75 60 384.06 1495.9 16.4 33.42 386.58 | 727.77
2 | sse41 | s92 385.88 1403.2 15.2 3325 377.54 | 717.42
3 | 56952 585 1 30224 | 13a71 | 136 | 3249 | 37361 | 703.33 |
4 570 58.5 385.98 13256 13.9 31.87 373.54 | 708.29
5 | 59695 | 584 | 38443 | 13699 | 152 3444 | 37861 | 73011
6 | 615.19 50.5 385.46 1483.4 18.7 348 3862 | 739.29
7 | eat11 | eo1 370.57 16302 | 232 | 3319 | 39142 | 74273
8 | 65562 61.3 395.53 1780.2 233 34.07 40694 | 744.82
"o | ee03 | e | asa | 19639 %58 3618 | 42427 | 76273
10 | 72412 62.8 429.63 20526 267 36.3 43278 | 769.47
1| 733.72 62.2 438.97 2108.9 26.4 36.71 436.84 | 785.78
-2 | 75853 62.1 432.12 21108 266 36.11 43677 | 787.88
13 | 72716 61.3 417.28 2095.1 25.9 34.53 43236 | 769.53
14 | 72064 61.4 425.89 2067.9 247 35.89 427.97 | 774.84
15 | 74009 62.7 437.74 20826 2 37.28 427.78 | 791.34
16 | 733.16 62.5 425.54 2060.4 27 37.45 42244 | 780.65
17 | 73200 62.6 420,82 2068.7 28.2 38.97 4152 | 781.62
18 | 67826 58.8 413.95 2075.3 341 | 4211 | 40017 | 8705
19 | 81155 473 449.9 22295 49.4 50.37 346.55 | 894.83
20 | 81582 475 447.43 2150.2 479 50.81 34501 | 889.87
21 | 793.05 64.5 449.3 2089.7 44.2 49.18 3421 | 873.87
22 | 75051 65.6 435,81 2029.9 38 45.67 431.72 | 831.77
23 | 69847 | 637 418.37 18805 | 278 | 37.99 | 40499 | 750.93
24 | 651.63 61 396.52 1702 207 34.93 30393 | 750.12

TABLA N° A.3 Parametros del modelo del Sistema Eléctrico Interconectado

Nacional (SEIN).
Linea Resistencia | Reactancia | Potencia Maxima

(Ohms) (Ohms) (Mw)
L-2215 2.0559 10.967 360
L-2269 1.6259 8.673 360
L-2279 1.1823 10.383 180
L-2253 0.7661 4.2609 360
L-2212 0.4283 3.6447 360
L-2224 0.2355 2.2738 180
L-2222 0.4225 3.6684 300
L-2107 0.0329 0.2965 1664
L-2221 1.5506 13.985 152
L-2220 0.8798 7.9121 150
L-2201 1.2113 10.123 300
L-2091 0.1639 1.0271 1072
L-5001 0.0941 2.0954 2100
L-2203 1.3161 11.4350 300
L-2051 2.4913 8.4675 505
L-2218 1.2096 10.111 300
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