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PROLOGO

En el capitulo 2 se presenta el marco legal, que en
torno al Valor Nuevo de Reemplazo, podemos encontrar en
la Ley de Concesiones Eléctricas y su Reglamento
publicadas en el ano 1992. En esta parte podemos apreciar
todos los requisitos que se deben cumplir para la

determinacién del VNR.

En el capitulo.B podemos apreciar los criterios para
el diserio de un Sistema de Transmisién Eléctrico:
Econémicémente Adaptado! Se presentan dos conceptos:
Sistema Principal y Sistemas Secundarios, luego se hace
un andlisis de las disposiciones legales para finalmente
entregar una metodologia que nos permita determinar el

Sistema Principal y los Sistemas Secundarios.

Los criterios tecnoldgicos que vse usaron para el
calculo del Valor Nuevo dé Reemplazo (VNR) para un
Sistema. Econémicamente Adaptado tanto en subestaciones
como en lineas de transmisidn, son estudiados en el

capitulo 4.

Un aspecto muy importante dentro del cé&lculo del
VNR, es poder apreciar la incidencia en los aspectos

tarifarios, esto se hace teniendo como base para la



tarificacién la teoria de los costos marginales,
explicados en el capitulo 5, ademéds vemos el concepto de
peajes, ingreso tarifario, economias de escala, los
métodos para calcular loé precios en barra, céalculos de
factores de pérdidas y todo lo necesario para poder

efectuar el calculo de la tarifade Transmisidn.

Lé confiabilidad en un Sistema de Transmisidn es de
suma importancia, sus conceptos, principios, objetivos vy
criterios son explicados en el capitulo 6, también
podémos revisar el método de Simulacién de Montecarlo que
permite simular la operacidén de un determinado sistema vy

evaluar 1los indices de riesgo

En el capitulo 7 se presenta una aplicacidén de 1los
conceptos y aspectos tebricos presentados -en los
capitulos anteriores para el aspecto tarifario de 1la
Transmisidén en el Sistema Interconectado Centro Norte

(SICN) .

Terminamos el presente proyecto con las conclusiones
y recomendaciones, ademas de un anexo de utilidad para el

mejor entendimiento del presente trabajo.
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INTRODUCCION

El problema de configurar un sistema eléctrico
técnica y econdmicamente adaptado nunca fue enfrentado en
nuestro pais de tal manera que considerando el marco
regulatorio y la politica de gobierno, tenemos un sistema

eléctrico desadaptado técnica y econdmicamente,

El desarrollo eléctrico de nuestro pais no tuvo una
planificacidén que permita un crecimiento armonioso de los
sistemas eléctricos y una adecuada utilizacidén de los

recursos econdétmicos.

Estos hechos han ocasionado que el usuario y el pais
en general enfrenten distorsiones y subsidios en las
tarifas; lo que ha contribuido con la crisis econdmica

ocurrida en el Peru en los Gltimos 20 anos.



La Legislacidén Eléctrica vigente en el Peru, que se
sustenta en la Ley de Concesiones Eléctricas y su
Reglamento promulgado en el afio 1992, enfrenta 1lo
expuesto anteriormente con la utilizacidn de conceptos
orientados a la eficiencia técnica y econdémica y a las
fuerzas del mercado tales como Sistema Econdmicamente
Adaptado y Valor Nuevo de Reemplazo, que en este trabajo
se enriquecen con la Adaptabilidad Técnica o Criterios
Tecnoldgicos; para que la configuracidn del sistema sea
lo mds justo para el usuario, que es el que finalmente

asume el costo total eléctrico a través de las tarifas.

El presente trébajo tiene por objetivo establecer,
basado en estudios hechos por consultoras tanto
nacionales como extranjeras y en las experiencias vi?idas
en paises que ya pasaron o esté&n pasando por esta etapa
de cambio, los criterios tecnoldgicos que permitan
configurar un Sistéma Eléctrico de Transmisién Técnica y
Econdmicamente Adaptado. Se detalla como una aplicacidn
practica al Sistema de Transmisién de la Empresa de
Transmisidn Eléctrica Centro Norte, pero cuyos criterios
" pueden ser aplicables a diferentes sistemas de

transmisidn eléctrica en nuestro pais.



2

BASE LEGAL

2.1. INTRODUCCION

La Ley de Concesiones Eléctricas y su Reglamento
norman lo referente a las actividades relacionadas con la
generacidn, transmisién, distribucién y comercializacidn

de energila eléctrica.
2.2. ARTICULOS DE LA LEY RELACIONADOS CON LA TRANSMISION

LEY DE CONCESIONES ELECTRICAS

{Decreto Ley No. 25844)
TITULO II
COMISION DE TARIFAS ELECTRICAS

Art. 18.~- La secretaria ejecutiva, en apoyo a las

- determinaciones que deberd tomar el Consejo Directivo de .



la Comisidn de Tarifas Eléctricas, realizaré las
siguientes funciones:
£f) Ejecutar los estudios para determinar los
factores de pérdida de vpotencia y de ‘energia
utilizados en el cdlculo de las Tarifas en Barra;
g) Elaborar los estudios para definir el Sistema
Principal y Sistemas Secundarios de transmisidén de
cada Sistema Interconectado;
j) Elaborar los estudios para fijar y actualizar los
Valores Nuevos de Reemplazo de instalaciones de
transmisidén y distribucidn; vy,

k) Otras que le sefilale el reglamento.
TITULO IIT

CONCESIONES Y AUTORIZACIONES
Art. 330.- Los concesionarios de ‘transmisién estan
obligados a permitir la utilizacidén de sus sistemas por
parte de terceros, quienes deberdn asumir los costos de
ampliacién a realizarse en caso necesario, y las

compensaciones por el uso.
TITULO IV

COMITE DE OPERACION ECONOMICA DEL SISTEMA
Art. 3%9o.- Los titulares de las centrales de generacidn vy

de . sistemas de transmisién, cuyas instalaciones se .



encuentran interconectadas conforman un organismo técnico
denominado Comité de Operacién Econdémica del Sistema
(COES) con la finalidad de coordinar su operacidn al
minimo costo, garantizando la seguridad - del
abaétecimiento de energia eléctrica y el mejor
aprovechamiento de los recursos energéticos.

Para tal efecto, la operacidén de 1las centrales de
generacibébn y de los sistemas de transmisidén se sujétarén

a las disposiciones de este Comité.
TITULO V

SISTEMA DE PRECIOS DE LA ELECTRICIDAD
Art. 42o0.- Los precios regulados reflejaran los costos
marginales de suministro y se estructuran de modo que

promuevan la eficiencia del sector.

Art. 430.- Estarédn sujetos a regulacidn de precios:
b) Las compensaciones a titulares de sistemas de

transmisidn.

PRECIOS MAXIMOS DE GENERADOR
A DISTRIBUIDOR DE SERVICIO PUBLICO
Art. 470.- Para la fijacidén de tarifas en barra cada COES
efectuard los célculos correspohdientes en la siguiente

forma:



g) Calculard para cada wuna de las barras del
sistema un factor de pérdidas de potencia y un
factor de pérdidas de energia en la transmisidn.
Estos valores serdn iguales a 1.00 en la barra en
que se fijen los precios béasicos.

h) Determinard el Precio de la Potencia de Punta en
Barra, para cada una de 1las barras del sistema,
multiplicando el Preéio Basico de la Potencia de
Punta por el reépeqtivo factor de pérdidas de
potencia, .agregando a este producto el Peaje por
Conexidn a que se refiere el articulo 60 de 1la
presente Ley; vy |

i) Determinaré el Precio de Energia en Barra, para
cada una de las barras del sistema, multiplicando el
Precio Béasico de la Energia correspondiente a cada
Bloque Horario por el respectivo factor de pérdidas

de energia.

Art. 48Bo.~ Los factores de pérdida de potencia y de .
energia se calcularan  considerando las Pérdidas
Marginales de Transmisién de Potencia de Punta y Energia
'respectivamente, considerando un Sistema Econdémicamente

Adaptado.

Art. 49o.- En las barras del Sistema Secundario de
Transmisidn el precio incluiréd el Costo Medio de dicho

Sistema Econdmicamente Adaptado.



Art. 5lo.- Antes del 15 de marzo y 15 de setiembre de
cada afio, cada COES deberd presentar a la Comisidn de
Tarifas Eléctricas el correspondiente estudio técnico-
econdémico que explicite y Jjustifique, entre otros‘
aspectos, lo siguiente:
a) La proyeccidén de la demanda de potencia y energia
dél sistema eléctrico;
b) El programa de obras de generacidén y transmisidn;
g) Los factores de pérdidas de potencia y de
energia; |

h) El1 Costo Total de transmisién considerado

PRECIOS MAXIMOS DE TRANSMISION

Art. 580.- En cada Sistema Interconectado, el Ministerio
de Energia y Minas, a propuesta de la Comisién de Tarifas
Eléctricas, definiréd el Sistema Principél y los Sistemas
Secundarios de Transmisidn de acuerdo a las
caracteristicas establecidas en el Reglamento.

El Sistema Principal permite a los generadores
comercializar potencia y energia en cualquier barra de
dicho sistema.

Los. Sistemas Secundarios permiten a 1los generadores
conectarse al sistema principal o comercializar potencia

y energia en cualquier barra de estos sistemas.



Art. 590.- Los generadores conectados ai Sistema
Principal, abonaran mensualmeﬁte a su propietario, una
compensacién para cubrir el Costo Total de Transmisidn.

El Costo Total de Transmisidn comprende 1la anualidad de
la 1inversién y los costos standares de operacidn vy

mantenimiento del Sistema Econdmicamente Adaptado.

La anualidad de la inversidédn serd calculada considerando
el Valor Nuevo de Reemplazo, su vida u0til y la Tasé de
Actualizacién correspondiente fijada en el Articulo 79 de
la presente Ley.

Art. 600.- La compensacidén a que se refiere al articulo
antefior, se ‘abonaré separadamente a través de dos
conceptos denominados Ingreso Tarifario vy Peaje por
Conexidn.

El Ingreso Tarifario se calcula en funcién a la potencia
y energla entregada vy retirada en barras; valorizadas a
sus respectivas Tarifas en Barra.

El Peaje por Conexidén es la diferencia entre el Costo
Total de Transmisidén y el Ingreso Tarifario, y es pagado

por los generadores en proporcidén a su potencia firme.

Art. 6lo.- La Comisidén de Tarifas Eléctricas fijaré
anualmente el Peaje por Conexidén y su respectiva fdrmula
de reajuste mensual, calculando el Costo Total de
Transmisidén; tomando en cuenta el Ingreso Tarifario

esperado, que le deberd proporcionar el respectivo COES.



El Peaje por Conexién y su respectiva foérmula de
reajuste, seran fijados y pﬁblicados en el Diario Oficial
'~ "E1l Peruano, entrando en vigencia el 1 de mayo de cada
afio.

Art. 620.- Si un generador suministra energia éléctrica
en barras ubicadas en el Siétema Secundario de -
Transmisidn | o utilizando instalaciones dé un
concesionario de distribucién, debera convenir con sus
propietarios las compensaciones por el uso de dichas
instalaciones.

Estas compensaciones cubrirén el Costo Medio de
eficiencia de tales Sistemas y no se pagarédn si el uso se
efectia en sentido contrario al flujo preponderante de
.energia.

En caso de discrepancia y a solicitud de parte, 1la
Comisién de Tarifas Eléctricas actuarad como dirimenté y
deberd resolver en un plazo maximo de 30 dias de

presentada.

DISPOSICIONES DIVERSAS SOBRE TARIFAS
Art. 76o0.- El Valor Nuevo de Reemplazo, para fines de la
presente Ley, representa el costo de renovar las obras vy
bienes fisicos destinados a prestar ei mismo servicio con
la tecnologia y precios vigentes, considerando ademas:
a) Los gastos financieros durante el periodo de la

construcciédén, calculados con una tasa de interes que



no podrd ser superior a la Tasa de Actualizaciédn,
fijada en el articulo 79 de la presente Ley;

b) Los gastos y compensaciones por elestablecimiento
de las servidumbres utilizadas; vy,

c) Los gastos por concepto de estudios y
supervisidn.

Para la fijacidén del Valor Nuevo de reemplazo, 1los
concésionarios presentaran la informacidn
sustentatoria, pudiendo la Comisién de ‘Tarifas
Eléctricas rechazar fundadamente la incorporacidn de

bienes innecesarios.

Art. 770.- Cada cuatro afos, la Comisién de Tarifas
Eléctricas procederd a actualizar el Valor Nuevo de
Reemplazo de las instalaciones de transmisidn 3%
distribucién, con la informacidén presentada por los
concesionafios.

En el caso de obras nuevas o retiros, la Comisidén de
Tarifas Eléctricas incorporard o deducird su respectivo

Valor Nuevo de Reemplazo.

Art. 78o.- El Valor Nuevo de Reemplazo, ingresos y costos
orientados exclusivamente para el calculo de las tarifas
no seran considerados por ningin motivo para efectos

tributarios de las empresas.



Art. 79o0.- La Tasa de Actualizacién a utilizar en la
presente Ley sera de 12% real anual.

Esta tasa sélo podréd ser modificada por el Ministerio de
Energia y Minas, previo estudio que ehCargue la Comisidn
de Tarifas Eléctricas a consultores especializados, en el
que se determine que la tasa fijada es diferente a la
Tasa Libre de Riesgo mas el premio por el riesgo en el
pais.

En cualquier caso, la nueva Tasa de Actualizacién fijada -
por el Ministerio de Energia y Minas, no podré diferir en

mas de dos puntos porcentuales de la tasa vigente.
TITULO X
DISPOSICIONES COMPLEMENTARIAS

Art. 1220.- Las actividades de generacidédn, de transmisidn
pertenécientes al Sistema Principal y de distribucidén de
energia eléctrica no podrévefectuarse simultaneamente por
un mismo titular, salvo en los casos previstos en la

presente Ley.



2.3. ARTICULOS DEL REGLAMENTO RELACIONADOS CON LA

TRANSMISION

REGLAMENTO
DE LA LEY DE CONCESIONES ELECTRICAS

(Decreto Supremo No. 009-93-EM)
TiTULO I

DISPOSICIONES GENERALES
Art. 3o0.- Ninguna entidad de generacién o de distribucidn
podra mantener la propiedad de un Sistema Secundario de
Transmisidn, sivéste se calificara como parte del Sistema
Principal en 1la revisién cuatrianual a que se refiere el

Gltimo parrafo del articulo 132 del Reglamento.
TiTULO II

COMISION DE‘TARIFAS ELECTRICAS
Art. 22o0.- Adicionalmente a las funciones sefaladas en el
articulo 15 de la Ley, el Consejo Directivo debera:
a) Dirimir, a solicitud de parte, las discrepancias
sobre la determinacién de compensaciones por el uso
del Sistema Secundario de Transmisién y de lés
instalacionés de distribucién;
b) Aprobar el ‘Valor Nuevo de Reemplazo de las

instalaciones de transmisidn y distribucidn;



TiTULO III

OBLIGACIONES DE TITULARES DE CONCESIONES Y AUTORIZACIONES
Art. 620.- Si se presentan discrepancias entre los
usuarios y los concesionarios de transmisidén por el uso
de los sistemas de estos uUltimos, a que se refiefe el
articulo 33 de la Ley, en 1lo relativo a capaéidad de
transmisién o las ampliaciones requeridas, éstas seran
resueltas por procedimiento arbitral.

Las inversiones efectuadas por los usuarios tendréan
caracter reembolsable, bajo la misma modalidad

establecida en el articulo 84 de la Ley.
TITULO IV

COMITE DE OPERACION ECONOMICA DEL SISTEMA
ASPECTOS GENERALES
Art. 8lo.- Cada COES estard integrado por:
b) Ehtidades titulares del Sistema Principal de

Transmisidén.

INFORMACION QUE ELABORA EL COES
Art. 1196.- Antes del 15 de mayo y 15 de setiembre de
cada ano, cada COES deberd presentar a la Comisién el
‘estudio técnico-econémico de determinacién de precios de
potencia y energia en barras, de conformidad con las

disposiciones contenidas en los articulos 47 a 50
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inclusive, de la Ley, en forma detallada para explicitar
y justificar, entre otros aspectos, los siguientes:
b) El programa de obras de generacidén y transmisidn;
g) Los factores de pérdidas marginales de potencia y
de energia;
h) El1 Costo Total de Transmisidn, discriminando los
costos de inversidn Y los de operacion y
mantenimiento tanto para el Sistema Pfincipal como
para los Sistemas Secundarios de transmisién;
i) Los valores resultantes para los precios en barra
j) La férmula de reajuste propuesta; vy
k) Célcﬁlo del Ingreso Tarifario esperado ‘en los
~Sistemas Principal y Secundarios de Transmisién,
para la fijaciéon del Peaje de Conexién y del Peaje

Secundario.
TITULO V

SISTEMAS DE PRECIOS DE LA ELECTRICIDAD

"Art. 12Bo.- Para la fijacidn de los precios en las barras
unidas al Sistema Principal de Transmisidén mediante un
sistema secqndério, a que se refiere el articulo 49 de la
Ley, la Comisidn observard el siguiente procedimiento:

a) Determinard las pérdidas marginales de potencia vy
energia para el tramo del sistema de transmisidén que une

a la barra principal;



b) Determinarad el Precio de Energia én Barra aplicando al

Precio en Barra correspondiente del Sistema Principal un
factor que incluya las pérdidas marginales de energia; vy,

c) Determinard el precio de Potencia de Punta en Barra
aplicando al p:ecio en Barra de la respectiva bérra del

Sistema Principal de'Transmisién un factor que incluya
las pérdidas marginales de potenéia. Al valor obtenido se
agregard un peaje que cubra el Costo Medio del Sistema
Secundario de Transmsiédn Ecouémicamenté Adéptado.

El cédlcuo del peaje serd calculado de acuerdo. a lo

sefialado en el articulo 139 del Reglamento.

PRECIOS MAXIMOS DE TRANSMISION

Art. 1320.- Las condiciones y criterios a considerarse
para definir el Sistema Principal de Transmisidn son los
siguientes:

a) Deberé comprender instalaciones de alta o muy

ata tensién;

b) Debera permitir elv flujo bidireccional de

energia; |

c) El régimen de uso.
Cada cuatro afios o a 1la incorporacién de wuna nueva
central de generacién en el sistema, se evaluaran los
~sistemas de transmisidn calificados como principales'y en
mérito a las modificaciones que se hubieren presentado\se

procedera a su redefinicidn.



Art. 1330.- Para la determinacién  del Sistema
Econdmicamente Adaptado del Sistema Principal de
Transmisidén, se considerard aquel dimensionamiento que
corresponda a la potencia méxima que transporte dicho

sistema.

Art. 1340.- La anualidad de la inversién a que se refiere
el articulo 59 de ia Ley, sera calculada multiplicando el
monto de la inversidén, determinado segin el <criterio
sefialado en el articulo precedente, por el factor de
recuperacién de capital obtenidoe con una vida util de 30
anos y la Tasa de Actualizacidén fijada en el articulo 79
de la Ley.
Art. 1350.- E1l 1Ingreso Tarifario para el Sistema
Principal de Transmisién, a que se refiere el articulo 60
de la Ley, y el correspondiente al Sistema Secundario de
Transmisidén, serd calculado por el respectivo COES,
mediante el siguiente procedimiento: |

a) Determinard para cada dgenerador la energia y la

potencia maxima entregadas en cada una de las barras

del sistema;

b) Determinéré el monto total que . resulte de

valorizar toda 1la energia y 1la potencia maxima

entregada en cada barra, aplicando las respectivas

Tarifas en Barra;



c) Determinard para cada generador la energia y la
potencia méxima retiradas en cada una de las barras
del sistema; -
d) Determinard el monto total que resulte de
valorizar toda la energia y la potencia méxima
retirada en cada barra, aplicando las respectivas
Tarifas en Barra; vy, |
e) El Ingreso Tarifario seréa la diferencia
resultante de los moﬁtos obtenidos en los incisos d)
y b), siempre que éste sea positivo.
El pago por este concepto se efectuard, mensualmente, por
cada generador al propietario del Sistema Principal de
Transmisidén, dentro de los quince (07) dias calendario a

la liquidacién practicada por el COES.

- Art. 1360.- El Ingreso Tarifario esperado, requerido para
cada fijacién de las tarifas de transmisiodn, sera
efectuado por el COES para los siguientes doce meses
siguiendo el procedimiento previsto en el articulo
precedente y empleando la misma informacidén y supuestos
utilizados para el célgulc de las Tarifas en Barra.

Los resultados obtenidos para cada generador deberéan
totalizarse con el fin de detefminar el Ingreso Tarifario

esperado total de cada sistema.
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Art. 1370.- E1 'Peaje por Conexidén serad obtenido
deduciendo al Costo Total de Transmisidén el Ingreso
Tarifario esperado total para el Sistema Principal de
Traﬁsmisién, determinado conforme a lo éestablecido en el
articulo precedente.

El Peaje por Conexidn sera asumido por los generadores en
proporcidédn a su Potencia Firme. La cuota resultante para
cada generador sera dividida en doce partes iguales, a
éer paéadas mensualmente a los propietarios del Sistema
Principal de Transmisién, aplicando a las mismas, las

férmulas de reajuste a que se refiere glseaaticulo 61 de

&

{: »CIONAy
la Ley y en la misma oportunidad g@ abonén, &l Ingreso

Tarifario.

considera flujo preponderante de eAZrSﬁé*"cuando la
transmisidén de electricidad es mayor al 90% de la energia
transportada por dicho sistema en una misma direccién.
Para tal efecto se considerara el flujo anual de energia
que se produzca en un afno hidroldgico con una

probabilidad de excedencia promedio.

Art. 13%o0.~ Las compensaciones a que se refiere ei
articulo 62 de la Ley para los Sistemas Secundarios de
Transmisiéh seradn calculados para <cada tramo vy se
abonaran a sus propietarios mediante los conceptos:

Ingreso Tarifario y Peaje Secundario.



El Ingreso Tarifario se calculard segun lo establecido en
el articulo 135 del Reglamento.

El Peaje Secundario es la diferencia entre el Costo Total
de Transmisidn, correspondiente al Sistema Secundario de
Transmisién, y el 1Ingreso Tarifarié respectivo. Dicho
peaje serd asumido sélo por los generadores usuarios en
proporcidédn a la potencia de punta anual retirada en cada
barra.

La Comisién, en la ocasién en que fija las tarifas de
transmisioén, determinard el Costo Total de Traﬁsmisién
‘del Sistema Secundario y tomando en cuenta el Ingreso
Tarifario esperado para los siguientes doce meses, que le
proporcionard el respectivo COES, fijaré'y publicara el
fespectivo Peaje Secundario y su correspondiente férmula
de reajuste. |

Los generadores deberdn abonar a los propietarios del
SiStema Secundario, el peaje siguiendo el mismo mecanismo
establecido en 1la parte final .del articulo 137 del

Reglamento.

Art. 140o0.- Las compensaciones a que se refiere el
articulo 62 de la Ley para los sistemas de distribucidn
serdn convenidas entre las partes, considerando un
_sistema similar al establecido para el Sistema Secundario

de Transmisidn.



Art. 1l4lo.- El1l peaje de Conexidén y el Peaje Secundario
correspondiente al Sistema Secundario, asi como sus
factores de reajuste, que fijen la Comisidn, seran
publicados en el Diario Oficial El Peruano por una sola
vez, con una anticipacién de quince (15) dias calendario

a su entrada en vigencia.

DISPOSICIONES DIVERSAS SOBRE TARIFAS
Art. 1580.- El periodo de construccidén a considerarse,
para la fijacién del Valor Nuevo de Reemplazo, seréa
determinado teniendo en cuenta la magnitud de la obra vy

las condiciones geogradficas en que esta se desarrolla.

Art. 1590.- El concesionario debe poner en conocimiento
de 1la Coﬁisién, en los plazos y oportunidades que esta
determine, toda inversién en obras de distribucién que
aumente $u Valor Nuevo de Reemplazo.

La Comisién podrd rechazar fundadamente la incorporacién
de bienes fisicos y/o derechos que estime innecesarios
y/0 excesivos, comunicando al concesionario en un plazo
maximo de tres meses. A falta de esta comunicacidén, se
dard por incorporado.

£l concesionario comunicard anualmente a la Comisidn el
retiro de las instalaciones innecesarias para la
prestacidén del servicio, a fin de ser excluidas del

respectivo Valor Nuevo de Reemplazo.



Art. 160o.- La Tasa de Actualizaéién fijada por el
articulo 79 de la Ley, sb6lo podréd ser revisada cuando 1los
factores que inciden en su determinacidén hayan sufrido
alteraciones significativas qué pudieran Jjustificar su
modificaéién.

La Comisién, por iniciativa propia, o a solicitud de los
concesionarios podréb ehcargar la éjecucién de 1los

estudios siguiendo el procedimiento establecido en 1la

Ley.
TITULO VII
FISCALIZACION
Art. 20lo.- La Direccidén sancionard a los concesionarios

y entidades que desarrollan actividades de generacién,
transmisidén y distribucidén de energila eléctrica, con
multas equivaléntes al importe de 10 000 a 200 000
kilovatios—hora, en los siguientes casos:

n) No informar oportunamente el retiro de instalaciones
innecesarias para el retiro de su Valor Nuevo de
Reemplazo;

o) Por incumplimiento de las disposiciones relativas a
fiscalizacién seflaladas en norma expresa aplicable; vy

P) Pér incumplimiento de las normas y disposiciones
emitidas por la Direccién, que Se encuentren enmarcadas

en la Ley y el Reglamento.
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TITULO X

DISPOSICIONES COMPLEMENTARIAS
Art. 2330.- Las .entidades propietarias del Sistema
Principal de Transmisién de un sistema interconectado,
estan impedidas de comercializar.electricidad, Este hecho

serd tipificado como causal de caducidad.

Art. 238o.- Todas las entidades que desarrollan  las
actividades de generaéién y transmisidédn alcanzaréan al
Ministerio, informacidén referida a proyectos, para ser
tomados en cuenta en la elaboracién del Plan Referencial

a que se refiere el articulo 47 de la Ley.
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3

SISTEMA PRINCIPAL DE TRANSMISION

3.1. INTRODUCCION

Este capitulo tiene por objeto analizar y definir
una metodologia para la determinacidén del = Sistema
Principal dé_ Transmisidn, en el contexto de las

disposiciones que establece la ley eléctrica.

Debido a las implicanciaé que tiene, en la correcté
asignacién de recursos, la definicidn que se haga del
Sistema Principal de Transmisidén, tanto desde el punto de
'vista de lés tarifas resultantes para el suministro a los
usuarios, como de lés sefiales que  se den a los
propietarios de ‘las centrales, | en cuanto a su
responsabilidad en asumir los costos de transporte en los
sistemas de conexidén de estas al sistema principal; se ha
estimado conveniente efectuar en primer lugar un analisis

exhaustivo de las disposiciones legales. Este analisis.



concluye con la formulacién de un criterio general para
definir el sistema principal de transmisidédn. En seguida
se establece una metodologia para precisar la extensién

de dicho sistema sobre la base del criterio definido.

Finalmente se presentan los analisis cualitativos de
aplicacidén de la metodologia, que permitieron determinar

el Sistema Principal.

3.2. ANALISIS DE LAS DISPOSICIONES LEGALES SOBRE SISTEMA

. PRINCIPAL DE TRANSMISION
3.2.1. Dispoéiqiones relacionadas con la transmisién.

La Ley Eléctrica_establece el uso y la tarificacidn
de la transmisién en cada sistema eléctrico mediante los
.conceptos que se describen a continuacidn:

i)‘vSe distinguen doé tipos de instalaciones de
vtransmisiéh (articuld 58)?

- el Sistema Principal de‘ Transmisién, que

permite a los generadores comercializar energia

Iy_potenéia en cualquiera de sus barras,

- los Sistemas Secundarios, que permiten a los.
vgeneradores' conectarse al Sistema Principal,
asi éomo extraer la potencia y energia desde el
Sistema Principal para comercializarla en

cualquiera de las barras de estos sistemas.
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Estos sistemas son definidos por el Ministerio
de Energia y Minas, a propuesta de la Comisidén de
Tarifas Eléctricas.

ii) Los geheradores conectados al sistema pueden
comercializar energia ya sea en el Sistema Principal
o en los Sistemas Secundarios, pagando los costos de
transporte (articuloes 59 y 62, para el Sistema
Principal Y% para los Sistemas Secundarios,
respectivamente) .

iii) El pago dei transporte en el Sistema Principal
" corresponde al costo total de transmisién,
cbnstituido porvla anualidad de inversidn y costos
eficientes de operacién y mantenimiento del sistema
eéonémicamente adaptado (articulo 59). El costo
total de transmisién se paga separadamente a través
de dos conceptos (articulo 60) :

- El1 1ingreso tarifario, que se <calcula en

funcidén de las potenciaé y energias entregédas

y retiradas en cada barra, valorizadas a sus

respectivas Tarifas en Barra.

- El peaje de conexiédn, calculado como

diferencia entre el‘coSto total de transmisidn

y el ingreso tafifario..

Este peaje de conexidn es pagado pof los
generadores conectados al sistema en proporcidn

a sus potencias firmes.
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iv) El pago del transporte en 1los sistemas
secundarios de transmisién se efectila solamente
cuando estos son utilizados en el sentido del flujo
predominante' de ehergia; la compensacién
correspondiente cubrird el costo medio de 1la
eficiencia de tales sistemas (articulo 62).

v) La ménsualidad del peaje de conexiédn (afticulo
59) expresada por kilowatt,.se incorpora al precio
de barra de la potencia de punta (articulo 47, letra
g) .

vi) E1 costo medio del Sistema Secundario de
Transmisién se incorpora en el precio de las barras
de dicho sistema (articulo 49). Lo anterior debe
entenderse aplicable en los Sistemas Secundarios que
llevan la energia desde el Sistema Principal a las .
" barras de consumo en los Sistemas Secunaarios.

vii) Los precios de barra se establecen para las
ventas de energia de generador ba distribuidor de
servicié publico, destinada al servicio publico, vy
sev calculan como un promedio de los costos
marginales de corto plazo esperados a nivel
generacidén, considerando ‘ademas los costos .y laé
pérdidas de transmisién (articulo 45). Los precios
vdesde generadores a distribuidores, por la energia
destinada a suministros que no 'son de servicio

publico, y desde generadores a clientes abastecidos



directamente  por estos, no estan sujetos a

regulacién (articulos 43 y 44).

3.2.2. RAnalisis de las disposiciones legales.

Para 1la busqueda de una definicién del Sistema

Principal y de los Sistemas Secundarios de Transmisidn,

puede destacarse como primeros elementos del andlisis de

las disposiciones legales los siguientes:

i) Desde el punto de vista de los precios de la
electricidad en barras, el Sistema Principal se
diferencia de los Sistemas Secundarios que emergen
de él en que en el primero los peajes'-entendidoé
como costos de transmisidén que no son cubiertos por
los costos margiﬁales— se traspasan al publico
mediante un cargo por kilowatt que se adiciona al
precio de la potencia, en tanto que en los segundos
su costo medio (que .considera anualidad de
inversidn, costo fijo de operacidédn y mantenimiento vy
costo de las pérdidas) se incorpora caso a caso para
cada barra, mediante un cargo por kWh.

ii) Desde el bunto de vista del monto de los peajes
pagados'pOr los generadores a los propietarios del
sistema de transmisién, el .Sistema Principal - se
diferencia de los Sistemas Secundarios que llegan a
€l desde las .centrales generadores en que eﬁ el

primero el peaje se prorratea entre todos los,

130



genefadores, y en el segundo se‘calcula caso a caso
para cada generador el costo medio de transmisiodn
(esto cuando el generador no c¢onstruye su propio
sistema de transmisidn para conectarse al Sistema de
Transmisién Principal). Atn cuando la ley no es
explicita al respecto, los ptecios de barra de estos
Sistemas Secundarios deben <corresponder - a los
precios en la barra de conexidén al Sistema Principal
menos las pérdidas marginales de transmisién, de lo
cual se deriva que los peajes en estos Sistemas
Sééundarios debeﬁ ser asumidos por los generadores

usuarios.

De. lo anterior puede. obtenerse una primera
conclusidén en cuanto a concebir el Sistema Principal'como
un mercado constituido por diversas instalaciones de
transmisidén, a las qgque acceden centrales generadoras -
directamente o a través de sistemas secundarios- y désde
el que se suministra a los consumos conectados a éi -
directamente o a través de Sistemas $ecundarios. Las
caracteristicas del Sistema Principal serian tales que
resulta muy. dificil establecer en él responsabilidades
especificas para cada generador vy cada cliente respecto
de determinadas instalaciones; por ese motivo el peaje
total del Sistema Principal es asumido por la totalidad
de los generadores a prorrata de sus respectivas

potencias firmes conectadas.



De esta primera conclusién deriva de inmediato una
segunda,  eﬁ el sentido que cualquier instalacibén de
transmisién en la cual pueda demostrarse  una
responsabilidad especifica por parte de wuno o mas
generadores determinados, o6 de unb © mas clientes, no
debe foimar parte del Sistema Principal. Definido un
cierto Sistema Principal,'resulté evidente que una linea
de transmisidén que conecte radialmente a una central con
alguna barra de dicho sistema, no forma parte de él1, como

se muestra en la figura 3.1.

Otra conclusién derivada de la primera es que, desde
1el lado de los consumos, cuando»es posible identificar
una instalacién de transmisién como necesaria para
satisfacer uno o varios consumos determinados, esta
instalacién tampoco forma .parte del Sistema Principal,

como muestra la figura 3.2.

Desde el punto de'visﬁa.del traspaso directo del
peaje de conexidn al pﬁbliCo, a través de incorporarlo en
el precio de barra de la potencia de punta, debe tenerse
presente que, en 1la medidé gue se desarrolle un mercado
eléctrico muy Competitivo én la generacidn dé
electricidad, aquellos genéradores que se ubiquen més
cercanos, en el Sistema Principal, a los grandes centros

de consumo van a tender a establecer precios que van a
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estar préXimos a los costos marginales de corto plazo. En
particular,’el precio de la potencia de punta tenderd a
establecerse préximo al costo de desarrollar unidades
aptas para dar potencia de punta (turbinas a gas, por
ejemplo). La definicidén de un Sistema Principal muy
exténso lléva implicita una elevacién del peaje por
conexibébn, y por consiguiente de los precios de poteﬁcia
de punté en barra; ello puede 1llevar a que 1los
generadores cercanos a los consumos traten de "salirse"
del sisteﬁa mediante acuerdos directos con | los
. consumidores, o bien que los consumidores "recorten" la

punta, o bien modulen su cohsumo. saliéndose de la punta.

Desde otro punto' de vista, un Sistema Principal
éxtenso desde los grandes centros de consumo hacia las
centrales generadoras . implica que los generadores
cercanos a dichos centros subsidiaradn a los que estan mas
alejados; esto por cuanto habra generadores en que el
costo de las lineas de conexién a los centros de consumo
seran pagadas entré todos los generadores del sistemas,
en circunstancias que sbélo se requiereﬁ para sus
centrales. Sin embargo, debe tenerse en cuenta que dicho
vsubSidio es aparente puesto que el total del peaje por
conexién es traspasado al wusuario mas la tarifa de
potencia. Del mismo modo un. Sistema Priﬁcipal extenso

desde los grandes centros de consumo hacia los consumos
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ubicados en sus extremos, implica un subsidio desde los

consumidores ubicados en dichos centros a estos ultimos.
3.2.3. Conclusidn del analisis

De lo anteriormente expuesto puede concluirse la
conveniencia de establecer como criterio el definir un
Sistema Principal que excluya toda instalacidén de
transmisién que pueda ser asignada a centros de
generacién o de c0nsumb especificos. Esto permite limitar
los subsidios cruzados y la consigquiente incorrecta
asignacién de recursos, producida tanto a nivel de

produccidédn como del consumo de electricidad.

Cabe serialar que la adopcidén de un Sistema Principal
acotadoc segun el criterio énterior no implica 1la
configuracidén de un mercado eléctrico reducido, puesto
que la ley permite el uso de todos los Sistemas
Secundarios para efectuar el suministro desde generadores
a distribuidores y a clientes: finales; la Ley permite
también el uso de las instalaciones de distribucién para
efectuar los suministros que no tengan el caracter de
servicio pﬁblico de electricidad. En consecuencia, el
mercado estd conformado por todo el sistema eléctrico.
Por otra parte, como el uso de los Sistemés Secundarios
en el sentido contrario al flujo predominante no requiere

el pago de compensacién (articulo 62 parrafo 2), el

(78)
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mercado al que acceden los generadores sin pagos
adicionales al peaje de conexidén es mayor que el
conformado por el sistema Principal, pues se extiende a
todas las barras de los Sistemas Secundarios desde los
cuales existe un flujo predominante de energia hacia el
sistema principal.

Sin embargo, son necesarias hacer algunos ajuStes en
la Legislacién que permitan mojoras en el  Modelo

Tarifario y que se comentan al final de esta Tesis.
3.3. METODOLOGIA PARA DETERMINAR EL SISTEMA PRINCIPAL

Resulta dificil establecer una metodologia que
delimite de manera inambigua a una parte del sistema de
transmisién como .Sistema Principal. Ello por cuanto,
tebricamente, es siempre posible determinar cual es la
responsabilidad que en el desarrollo del sistema de
transmisién tiene cada central generadora y cada consumo

conectados al sistema eléctrico.

Pero cuando la determinacién se hace compleija, puede
resultar conveniente establecer ciertas simplificaciones
b compromisos y definir una parte del sistema de
transmisién éomo Sistema Pfihcipal, teniendo el cuidado
de limitarlo a lo minimo indispensable. Antes de definir
una metodologia para delimita: el Sistema Principal

resulta pertinente analizar diversas situaciones de



iutilizacién que pueden ocurrir en sistemas o lineas de
transmisidén que estan conectadas a un determinado Sistema
Principal, y sobre 1las que se quiere saber si se
califican d no como parte del Sistema Principal. En este
~andlisis se trata de verificar en un tramo del sistema de
transmisién, para condiciones tipicas o mas probables de
operacidén del sistema eléctrico, si existe o Vno una
relacién direéta entre la variacién en el flujo de
energia transmitida en el tramo frente a una variacién en
el consumo o en la generacidn conectada en una barra
determinada. |

Adicionalmente a la aplicacidén de este criterio a
los casos de las figuras 3.1 y 3.2 anteriores, en que ya
se‘ demostrdé que la linea de conexidén del Sistema
Principal con la central ¢ con el consumo no debe formar
parte de este sistema, las siguientes situaciones pueden
darse cuando en una parte del sistema eléctrico existen
centrales )/'conéumos,coneétados al Sistema Prihcipal a
través de un sisfema de '  transmisidén, 'y se trata de
establecer si dicho sistema de intercohexién pertenece al
Sistema Principal,vsegﬁn se puede observar en la figura
3.3: .

i) Si la Dbarra B es importadora neta de energia

(figura 3.3a), es decir existe un flujo anual

predominante desde A hacia B, puede suceder gue un

incremento del cbnsumo CB sea absorbido por un

incremento de la transmisién TAB; en este caso el.



tramo AB no forma parte del Sistema Principal. Este
caso se presenfa cuando GB es una central de
emergencia, 0 bien es una central pequeila e
inframarginal; en el primer caso el abastecimiento
de CB proviene normalmente desde A, salvo cuando
falla la linea o bien existen condiciones extremas
de abastecimiento en el sistema eléctrico; en el
segundo caso, GB es insuficiente para satisfacer el
consumo y todo incremento de este debe ser
satisfecho por A. En ambos casos CB es responsable
dei:témaﬁo del sistema AB, y no cabe incluir a este
"en el Sistema Principal.

ii) Para la misma situacidén indicada en la figura
- 3.3a puede ocurrir gue un incremento de CB sea
normalmente absorbido porvun»incremento de GB. En
estas circunstancias, un aumento o disminucién en la
transmisién TAB, por mayor o menor disponibilidad de
energia en el Sistéema Principal; es absorbido
normalmente pbr la central GB. Estas situaciones
ocurren cuando GB es una central normalmente
marginal, que interactia con el Sistema Principal.
Para estabsituacién, cabe la posibilidad de que el
tramo AB sea parte del Sistema Principal.

iii) Si B es = una bafra exportadora neta de
energia (figura 3.3b), és decir existe un flujo
anual predominante desde B hacia A, y frente a un

incremento de CB disminuye la transmisidn TBA,
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entonces el tramo AB no es parte del Sistema
Principal; esta situacidén se explica por que GB es
una central inframarginal, que opera normalmente, vy
el tramo AB se requiere para evacuar hacia el
Sistema Principal sus excedentes de energila. En
estas mismas circunstancias un aumento de GB, por
ampliacién de la capacidad generadora instalada en
B, produce un incremento de TBA. Entonces. la
capacidad del tramo AB es responsabilidad de la
generacién conectada en B, razdén por la cual este
tramo debe ser calificado de Sistema Secundario, vy
no debe férmar parte del sistema principal. |
iv) En el caso de la figura 3.3b, puede ocurrir que
un aumento de CB sea‘acompaﬁado de un aumento de GB,
sin wvariacién de. TBA, lo que 1implica que esta
Centrél es normalmente marginal.

En este caso la transmisidn TBAvvariaré normalmente
por interacciénvde GB con el restovdel Sistema, en
funcidén de la prbgramacién econdmica vde GB, y el
tramo AB puede ser, en . principio, incluido en el
Sistema Principal.

v) Pueden darse también. combinaéiones de las
situécidnes anteriores;>de estas conviene referirse
a la combinacién de las situaciones i) y iii), que
ocurre cuando GB es una central hidroeléctrica que
opefa' durante »uh periodo del afo produciendo

excedentes en la barra B que se transmiten hacia A

40



(situacidn iii), y que baja su produccidén durante el
resto del afio, produciendo déficit en la barra B,
gque debe ser abastecido desde A (situacidén 1i). Aun
en este caso, en gue aparentemente el tramo AB no
podria ser asignado en forma especifica por
présentar flujos que cambian de sentido durante
. determinados meses del afo, es posible demoétrar que
esfe no es responsabilidad ni de los restantes
géneradores ni de los restantes consumidores. Ello
por cuanto env el vperiodé en que B presenta
excedentes el tramo AB es responsabilidad de GB y-en
el periodo en que B presenta déficit dicho tramo es

responsabilidad de CB.
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4

VALOR NUEVO DE REEMPLAZO

4.1. CONCEPTO

El Valor Nuevo de Reemplazo.(VNR) es el valor que
representa el costo de renovar las obras y bienes
fisicos,v con participacién de la ingenieria, de un
sistema de potencia idealmente -concebido, destinado a
prestar el mismo §ervicio con la tecnologia vy ip:eéios_
vigentes en el mercado. Este valor toma en consideracidn
los gastos financieros durante la construccién basados en
la‘ fasa _de intereses fijada en la Ley de Concesiones
Eléctricas, los gastos y compensaciones por el
establecimiento de las servidumbres utilizadas, y 1los
gastos por concepto de estudios y  supervision,
considerando un sistema de transmisidn técnica Y
veconémicamente adaptado para las condiciones de carga

presente.



4.2. CRITERIOS TECNOLOGICOS UTILIZADOS EN EL CALCULO DEL

VNR

En esta seccidn se - describen los critefios
utilizados para Configurar las subestaciones y las lineas
‘de transmisidén del sistema técnica y econdmicamente
adaptado para las,bondiciones de carga presentes en el

Sistema Interconectado Centro Norte.
4.2.1. Subestaciones

La informacidén relevante, en caso de Sub-estaciones,

es:
1. Area de Terreno

Se cdnsidera el area del terreno necesario para
ébatcar el requerimiento de instalaciones civiles y
electromecanicas actualesv tomando en consideracién
solamente ia reserva de espacio necesario para"cubrir

futuras ampliaciones técnicamente factibles.

~El 4area de terreno para ampliaciones futuras
técnicamente factibles se considera all momento de ia
compra del terreno, para asi evitar inconvenientes al
momento de_ampliar la subestacidn, ya que de otra manera

se podria enfrentar vproblemas de tipo 1legal de nd.



conseguir que el duefio del terreno circundante desee

venderlo o eleve notablemente sus exigencias econdmicas.
2. Edificaciones Civiles

a) i‘aller de mantenimiento. Sdélo se considera un
taller de mantenimiento por zona de explotaciéd
(Unidad de Transmisidén) el cual serda ubicado en la
subestacién mas importante de la zona.

b)v Oficinas de Ingenieria y Supervisidn. En la
subestacidn mas importante de cada zona se
considera, en el edificio de control, un Area para
oficinas de ingenieéria y supervisién. Adicionalmente
en la sede principal se toma en cuenta el edificio
necesafio para la direccién de 1la empresa e
ingenieria, asi como para el‘centro de control del

sistema eléctrico.
3. Interruptores de Potencia

En cuanto a los‘interruptores de potencia de 220,
138 y 60 kV, se toma en chnté equipamiento gque use
hexafluordro de azufre (SF6) como elemento extintor, vy
accionamiento mecanico (resorte) con carga>'a -base de

motor de corriente continua (con mando eléctrico).
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La tecnolégia | indicada ha obtenido general
aceptacién como eficaz y muy confiable y se considera se
‘mantendrid en el mercado por lo menos de 15 a 20 afios mas.
Otra <caracteristica .adicional y positiva de estos
interruptores es el hecho de haber reducido sus costos de
tal manera de ser muy competitivos en el mercado.

Para el calculo del VNR no se toma en cuenta
interruptores gue usen como elemento 'éxtintor el aire
comprimido ni el aceite, ya sea en gran volumen de aceite
como en reducido volumen de aceite, algunos de los.cuales
actualmente ya no se fabrican. También se séleccioné
.entre los fabricantes méas confiables y competitivos el
equipo adecuado a cada situacidén de potencia de

cortocircuito, corriente nominal y tensidén nominal.

Se considera interruptores para operacidn hasta 1000
metros sobre el nivel del mar, con una cdmara de corte.
Teniendo énbcuenta los requerimientos de sismicidad del
Pefa, también se estan considerando sélo equipos que
satisfagan dichas solicitaciones. El mismo comentario se
aplica a todos los equipos a instalarse en las

subestaciones costeras.
El accionamiento mecédnico utiliza resortes para la

apertura y el cierre. La alimentacidén para la carga sera

a corriente c¢ontinua por brindar mayor confiabilidad,
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teniendo en cuenta la configuracién predominantemente

radial del Sistema Interconectado Centro Norte (SICN).

4. Seccionadores

En cuanto a los seccionadores, se estan tomando en
cuenta equipos - accionados eléctricamente (via motor
eléctrico) de tipo cuchilla, gue son los mas iddneos para
el tipo de subestaciones del SICN, superando a los
accionados por aire comprimido que. *’presentan
inconvenientes de accionamiento debido al desgaste que
sufren componentes  como diafragmas, féguladores de

presién -y fugas a lo largo del «circuito de airé

comprimido.

El accionamiento eléctrico es mas simple, confiable
y con un mantenimiento menor al accionamiento por aire

comprimido.
5. Transformadores de Tensidén

En 220 kV y 138 kV sélo se considera transformadores
de tensidn para medida del tipo capacitivo en vez de los

transformadores de tensidén de tipo inductivo, con clase

de precisién 0,2. Para voltajes inferiores se considera
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transformadores de medida inductivos con clase de

precisidén 0.5.
6. Pararfayos

En relacidén a los pararrayos, se toma en cuenta los

de tipd MOV en vez de los autovalvulares.

Los pararrayos tipo MOV, (Metal Oxide Varistor), son
el tipé de pararrayos modernos por excelencia, habiendo
‘demostrado durante los ultimos diez afos de aplicacién
-que la tecnologia alcanzada en su fabricacidn -a base de
semiconductor cerdmico- permite estabilidad de operacién
mediante una. cubierta protectora contra los elementos
naturales del medio y a través del dominio del fenémeno
de_'envejecimiento que permite mantener las mismas
caracteristicas eléctricds‘a través de su vida util. Su
aplicacién se da en todos los niveles de voltaje

existentes.
7. Compensadores de Potencia Reactiva

Para compensar la potencia reactiva por areas del
sistema de potencia, se consideran sistemas estaticos de
compensaciodn réactiva con equipo de regulacidn

electrénico, lo que permite una muy buena regulaciédn del
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perfil de tensiones. El1 sistema de compensacidén con

maquinas giratorias ha sido superado.

Los sistemas eététicos de compensacidén reactiva son,
actualmente, ligeramente mas econdmicos (aproximadamente
28 US$/kVAR) en comparacidén a las maguinas giratorias (al
rededor de 32 US$S/kVAR por cbmpensador sincrono), siendo

el mantenimiento durante su vida Gtil mucho menor.
8. Teleproteccién y Telecomunicaciones

En cuanto -al sistema de telecomunicaciones, se
'conéidera para las lineas de traﬁsmisién, fase a fase,
por onda portadora un equipamiento electrénico digital
tanto para la feleproteccién como para las

telecomunicaciones.

‘A continuacidén se muestra para una linea de 220 kV,
el equipamiento de onda portadora asi como del sistema de

telecomunicaciones por subestacidn:



Equipo onda portadora/celda linea salida: Cant.

Trampadeonda _ , , 2
Condensador de Acoplamiento . . 2
Filtro de Acoplamiento y Proteccidn 1
Equipo Transmisor - Receptor de onda portadora 3
Equipo Transmisor - Receptor de teieproteccién 2

Equipos Comunicaciones:

Central Telefénica » 1

Radios

-Méviles _ _ 2
~Estacidén Fija | , ' 1
-Portatil | ’ -2
-Equipo de alta frecuencia - . | 1
Estacidn repétidora radio mévil i
Equipamiento de transmisién de datos 1

Del mismo modo, se estd considerando que el sistema
estd dotado ‘de un sistema SCADA de telemedida vy

teleserial, con telecomando a todas las subestaciones.
Esto implica la implementacidén del sistema necesario

de enlace. entre las subestaciones y el centro de control

y comunicaciones del sistema.
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9. Relés de Proteccidn

Para los sistemas de proteccidn se estd considerando
relés electrédnicos digitales tanto de distancia, en el
caso de las lineas dé alta tensidn, como diferenciales
para ios'transformadores de potencia, barras coleétoras y
étros. .No se consideran relés electromecénicos para

ninguna funcién.

Envcaso de relés de'distancia,‘no se toma en éuenta
aquellos con un solo elemento nde medida el cual se
conmuta a los diferentes - escalones. Los relés de
diétancia tomados en cuenta poseen un elemento de medida

por cada escaldn.

Se est4 considerando doble relé de distancia para

dotar de confiabilidad de operacidén al sistema de 220 kV.

Para las barras colectoras de 220 kV y 138 kV se
consideran relés aiferenciales del tipo digitalb con
fuente de alimentacidén de <corriente continua de 1la
subestacién, construido a base de mdédulos similares para

cada alimentador conectado a la barra.
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10. Anunciador de Alarma

Los anunciadores de alarmas se consideran del tipo
electrénico para cada . linea 220 kV o transformador de
potencia. Cada anunciador tendré una fuente de
aliméntacién de corriente continua que serd conectada al

sistema de corriente continua de la subestacién.
11. Medidores de Potencia y Energia

Siendo 1la medicién” de la potencia vy energia
transmitida muy importante para el desempefio de las
actividades de la empresa de transmisién, se consideran -
medidores électrénicos digitales en 1las interconexiones
con las empresas de generacién y de distribucidén, asi
como con clientes particuléres serQidos. Los medidores de
energia en menciédn son de clase de precisién 0,2 a base
de microprocesador que permitird medir potencia y energia
en doble tarifa, registrar méxima demanda y medir

potencia activa y reactiva por fase.

Adicionalmente, se puede consultar via modem desde
el centro de control via telefédnica en cualquier momento

y a horas prefijadas automdticamente por software.



12. Registradores de fallas

Todas las lineas de 220 kV y 138 kV cuentan con
registradores de fallas digifal (don microprocesador), lo
cual es muy importante para los analisis de fallas
respectivas que permiten la eliminacién de las causas de
las mismas y asi elevar la confiabilidad del sistéma.
Estos equipos estéan dotados de impresora local y teclado
para la interfase con el sistema de adquisicién dé datos

del registro de fallas centralizado.
13. Registrador de Eventos

En el mismo sentido dé lo manifestado én el pérrafo
anterior, todas las subestaciones se consideran con
registrador de eventos del tipo digitalvv (con
microprocesador), el cual permite registrar todos los
eventos binarios 0-1 de la subestacién incluyendo
alarmas, . disparos, cambios de estado de equipo, actuacidn
de relés, etc., con una resolucién de 1 milisegundo,
permitiendo el registro de las ©ocurrencias en la
subestacién, lo cual coadyuva al andlisis de las fallas y

a su prevencidn.
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14. Servicios Auxiliares

En principio, los servicios auxiliares de una
subestacion de alta tensién deben tener dentro de lo
posibie dos fuentes de energia AC diferehtes, una desde
ia energia proveniente de sus propias lineas y otra donde
sea . posible de un alimentédor desde otra subestacidn,

adicionalmente a la fuente dc de las baterias.

El uso de un generador diesel para los servicios
‘auxiliares de una subestacién depende de la méxima
duracidén que se pueda prever para una desenergizacién
total; de la subestacién asi como su frecuencia de
suceso. Es£o es un dato resultante de la explotacién de
cada sistema particular. En sistemas . estables su uso es

casi nulo.

Para subestaciones aﬁendidas, se usan las baterias
plomo 4cidas. El uso de Dbaterias selladas (de
~recombinacioén) - se Jjustifica desde el punto de vista
‘econémico en subestaciones sin personal y en las cuales
el mantenimiento se realiza una vez al afo. El voltaje a
utilizar serad de 220.Vdc para proteccién y comandos y de

48 Vdc para serial y comunicaciones, salvo. excepciones.



15. Transformadores de Corriente

En cuanto a los transformadores de corriente, se
consideran unidades unipolares de tres nucleos, siendo
dos para proteccidn con clase de precisién 5P20 y un
nicleo para medida de clase de precisidn 0,2. Contendrén
caja de barras de secundarios accesibles en la base de la

unidad con conexidén a tierra accesibles en la caja.
16. Alimentacidén de Registradores

Las fuentes de alimentacidn, tanto del registrador
de eventos como del registrador de fallas, seran
alimentadas desde el sistema de corriente continua de la

subestacién.
17. Estructuras de Pértico y de Soporte

Se recomienda utilizar para las estructuras de
pbrtico y de sbporte, estructuras reticuladas de acero
galvanizado cubiertas con una capa de pintura, con

cimientos de concreto.
El grueso de la capa galvanizadora para todas las

estructuras de acero sera de acuerdo a la Norma Al23 del

ASTM.
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18. Transformadores de Potencia

Para mantener un perfil adecuado de tensiones a lo
largo del sistema, se considera todos los transformadores

de potencia con variadores de taps bajo carga.

Para las unidades  de 220/138 kv serdn
autotransformadores.y para las unidades 220/60 kV serén

transformadores.

- El1 BIL considerado para estos transformadores es el
indicado segGn las normas NEMA 'para transformadores
‘montados a la intemperie en altitudes menores a 1 000

m.s.n.m. O mayores segun sea el caso.

Se -incluirdn transformadores de corriente tipo
bushing, aplicéandose el mismo criterio para los

reactores. .
19. Sistemas de Barras

El esquema de principio o diagrama unifilar de cada

subestacidén toma en cuenta la confiabilidad y continuidad
de operacidén de la misma, haciéndola mas compleja segun
lo esencial que sea para el sistema de potencia. Dentré
de estas consideraciones se encuentra el tipo de sistema

de barras a implementar.
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Se.usaré doble barra cuando, adicionalmente a 1las
lineas de transmisién, en la subestacidn exista inyeccidn
de potencia de mas de una fuente de generacidn o se
concentre carga de transformacién importante para el

Sistema Interconectado Centro Norte.
4.2.2. Lineas de Transmisién

La siguiente informacidén concierne en general a

todas las lineas de transmisién:
1. Conductor

El calibre del <conductor para @ cada linea es
seleccionado basado en la demanda de carga medida en
amperes, considerando escenarios preséntes asi como
proyeccibnes. En el caso del sistema costero el conductor
de aluminio es recomendado debido a las zonas de
cofrosién extrema que se encuentra a 1lo largo de la ruta
de las lineas. El conductor tipo ACAR se recomienda
debido a que la proporcidébn entre la'ampacidad y el peso
es ligeramente mayor en este que en el de un conductor

AAAC debido a su mayor contenido de aluminio puro.
Los conductores utilizan amortiguadores de vibracidn

y varillas blindadas como proteccidén al viento contra el

dafio a la fatiga del metal del conductor.
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2. Aisladores

Se recomienda usar aisladores de caucho silicénico
(polimero inorgdnico) para todas las instalaciones del

sistema.

Estos aisladores deben tener terminales de bronce en
las =zonas de alta corrosién y terminales de hierro

maleabkle galvanizado fuera de las zonas de corrosion.

- Dos fabricantés de aisladores de silicdn reportan la
'aplicacién de sus productos, con éxito en climas con alta
contaminacién de arena de desierto y de salitre del
OCéano,. traﬁsportada por el viehto.' Ejemplos de estos
climas son: |
Arabia Saudita, en las lineas de 115 kV y de 132 kV de la
Compafiia Eléctrica Consolidada de Saudi y en la Peninsula
Paraguana de‘Venezuela, en la linea de 138 kV de Isiro a
Punto Fijo de la Compafiia Venezolana de electricidad
(CADAFE) . |
Terminales de bronce. en los aisladores en vez de
terminales de hierro maleable Se usaron en el proyecto

venezolano debido al ambiente altamente corrosivo.
A pesar de que los alsladores de silicdn pueden ser

lavados a presidn, una de las ventajas de estos sobre las

unidades de porcelana y vidrio es que funcionan mejor en .
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ambientes contaminados. Esto resulta en periodos méas
largos entre lavados en comparacidén con los periodos de
lavado de los aisladores de porcelana y vidrio. Otra
ventaja de los aisladores de silicén es que pesan
considerablemente menos que los de porcelana y vidrio, lo .
éual facilita su manejo durante la construccidén y el

mantenimiento.
3. Ferreteéria

Se recomienda ferreteria de bronce para las
instalaciones en los ambientes alfamente corrosivos ya
que el bronce no se corroe. Para el resto de la linea se
recomienda la ferreteria de hierro maleable galvanizado.
En ambos casos se recomienda la ferreteria libre de

corona a 220 kV.
4. Estructuras

Las torres reticuladas . de cuatro patas son
recomendadas para la construccién de vanos largos; Los
vanos de las estructuras reticuladas son mayores que los
de las otras, teniendo eéto como resultado que se
necesitan un nuimero menor de estructuras. En las &reas de
dificil acceso, las estructuras reticuladas son mas

faciles de tranSportar_y de armar que las estructuras de



postes tubulares de acero o de postes de concreto porque

sus miembros son relativamente ligeros y pequefios.

Se recomienda el uso de perfiles de acero
galvahizado cubiertos vcon una capa  de pintura rica en
zinc (compuesto organico de galvanizante en frio cén un
94% de polvo de zinc en pelicula seca; con un minimo de
espesor de la pelicula seca de 200 micrones) en las A&reas
en las que la ‘contaminacién de sal no es notable. Se
recomienda el uso de estructuras de madera en las lineas
gue se encuentran en ireas de alta contaminacién de

salitre.

Paré las 4reas de alta contaminacidén de salitre, se
eyaluaron distintos tipos de estructuras de madera con
herrajes de Dbronce. Las estruéturas de aluminio se
evaluaron utilizando patas de acero galvanizado en la
parte empotrada en la cimentacidn de concreto, vya que el
aluminio reacciona dé_forma destructiva en presencia del
concreto. Para las patas se recomienda el uso de perfiles
de_aceré'cubiertas con una capa de pintura rica en zinc y
_una capa de material bituminoso (Coél epoxy) el cual se
debe pfoﬁéger con una capa protectora contra los rayos
ultravioletas. El grosor minimo del material bituminoso vy
de la capa protectofa es de 400 micrones vy de. 180

micrones respectivamente.



Basado en la evaluaciéh realizada para las 4reas de
alta contaminacién, se recomienda las estructuras de
madera con herrajes de bronce. Los postes de madera son
tratados con creo¢sota.

Los criterios de mantenimiento para las estfucturas
‘de acero galvanizado para detérminar si héy indicio de
corrosidén se detallan a continuacién. Una inspeccidn al
afio de construida, a la vez que se debe retocar con una
capa de pintura los lugares que muestran seflales de
corrbsién incipiente como medio de proteccidn. Si no
existen sefiales de <corrosién, hay que repetir Ila
inspeccién y el retoque de pintura cada dos anos. 3i
existen seflales de corrosién, los peffiles de la torre
deberdn ser pintados totalmente de nuevo después de haber
sido reparados o reemplazados. En este caso, la
estructura completa deberd ser pintada de nuevo después

de 5 6 6 anfos.

La configuracién de las estructuras es de tipo delta
para las lineas de simple terna, lo cual reduce la altura
de las estructuras. Las 1lineas de doble terna son

estructuras de configuracién tipo vertical.
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"4.3. ESTRUCTURA DE COSTOS INDIRECTOS

Para el cédlculo del VNR se ha utilizado 1las

siguientes estructuras - tipicas para los costos
indirectos.

-Transporte Maritimo - 5% de (Costo Sum. Imp. FOB)

Seguro Maritimo 0.5% de (Costo Sum. Imp. FOB)
Transporte Local 1.5% de(CIF" + Costo Sum. Nac.)
Seguro Local 0.5% de(CIF" + Costo Sum. Nac.)
Ingenieria vy 3% de(Costo Direc.+ Transp. Mar.
Administracidén ~ +Transp. Local + Seg. Local)
Gastos Generales 25% de(Costos Direc.+ Transp. Mar.
1% : +Seg. Mar. + Transp. Local +
Utilidades : Ingenieria y Administracidn)
Aranceles y 17% de (Costo FOB + Transp. Mar.+
Desaduanaje Seguro Maritimo)

" CIF = Costo Suministro Import. FOB + Transp. Maritimo +

Seg. Maritimo
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5

TARIFICACION DE LA TRANSMISION

'5.1. SINTESIS DE LA METODOLOGIA PARA TARIFICAR LA

TRANSMISION

En sintesis, la metodologia para tarificar 1la
transmisién consiste en establecer el coéto marginal de
esta actividad y complementarlo con un peaje defihido
como ia diferencia entre el costo medio del sistema
econémicamente adaptado y el ingreso tarifario. Para
lograr una eficiente asignacidén de recursos, los peajes
se incorporan, de preferencia, como éargos fijos tratando
de no distorsionar las decisiones de operacidn por parte
de los generadores y de consumo por parte de los
clieﬁtes; en particular, se preserva que los intercambios
de energla entre generadores y transmisores ée realice a
los costos marginales del sistema eléctricb en cada

barra.
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El peaje correspondiente a la parte del sistema
eléctrico definida como Sistema Principal se expresa por
kilowatt de capacidad firme total de generacidén del

sistema y se denomina peaje de conexién; este es pagado

pOr todos los generadores del sistema eléctrico por cada

kilowatt_de potencia firme que cada unoc posea. Este peaje
de conexidén es incecrporade en las tarifas de la totalidad
de las barras de este‘siétema. La nepesidad de definir-
un Sistema Principal aeriva der la .dificulfad de
identificar en <cierta .parte del sistema eléctrico
respensabilidades espeéificas de parte de los generadores

o de los consumidores por el uso de esa parte.

En lcos Sistemas Secundarios que conectan centrales
generadoras al Sistema Principal, los peajes se calculan
caso a caso y deben ser pagades al propietaric del
sistema por los generadOres usuarios; estos peajes no se
incorporan explicitamente a los precios de barra, por
cuantc es de ‘responsabilidad del propietarioc de una

central el transportar su energia a un Sistema Principal.

Finalmente, en los Sistemas Secundarios necesarios
para llevar la energia dgsde el Sistema Principal a los
centros de consume, el peaje se incorpora en el precic de
ias barras correspondientes a estos centros; este es

pagado al propiletarico de dichos sistemas por los
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generadores qgue reqguieren transitar la energia para

satisfacer sus contratos de suministro a dichos centros.
5.2. APLICACION DE LA METODOLOGIA Y RESULTADOS

La aplicacién de la metodologia llevd, en la primera
fijacidén tarifaria -mayo 93- a la determinacién de un
conjunto de barras  para las cuales las tarifas de

potencia y energlia se publican en forma explicita; este

conjunto se denomind "barras publicables" o
"subestaciones base". Estas barras comprenden aquellas
situadas en el Sistema Principal Y aquellas

pertenecientes a Sistemas Secundarios de centrales,
cuando desde estas barras se alimentan centros de
distribucidn, y otras que, estando comprendidas en
Sistemas Secuhdarios de consumos, corresponden al nivel
de mayor tensidn del.sistema eléctrico. A partir de los
precios de 'las barras de  las subestaciones .bases se
agregan costos de. transformacién y subtransmisidén que
permiten determinar los pregids de energia y potencia en
la totalidad de las'bérras de conexidén a los sistemas de

distribuciédn.
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5.3. MARCO CONCEPTUAL DE LA TARIFICACION DE LA

TRANSMISION
5.3.1. Introduccidn

- En esta seccién se abordan, de manhera general, los
conceptos relativos a los costos totales,  medios vy
marginales de corto y largo plazo, é las economias de
escala en transmisidn, y a los esquemas'devpeajes y de
costos medios definidos en ‘la Ley de Concesiones
Eléctricas para eleistema Principal y para los Sistemas
Secundarios de transmisidén, respectivamente. Respecto del
esquema de peajes, son revisados los conceptos de ingreso
tarifario y de peaje propiamente tal. En relacidn con los
costos medios del Sistema Secundario se demuestra la
equivalencia de cobrarlos a través devun peaje definido

en cada tramo de linea.

5.3.2. Costos Totales, Medios y Marginales de Corto y

Largo Plazo
5.3.2.1. Costos Totales de Corto y Largo Plazo

Conviene recordar, en primer término, que desde el
punto de vista de la teoria de precios, el corto plazo se
refiere a la condicién de capacidad de produccién fija.

En esta 6ptica, la nocién de plazo no estd necesariamente.



asociada a tiempo: corto plazo es el periodo de tiempo
durante el cual no se ha alcanzado a actuar sobre.la
capacidad instalada. Para cada nivel de capacidad
instalada existe una funcidén de costo total de corto
plazo CTCP, que expresa la forma en. que varia el costo
total cuando wvaria la vproduccién sin que se haya
modificado ~dicha | capacidad. En el éaso de la
transmisidén, el costo total de corto plazo es la suma de
la anualidad de inversién de la linea (expresada por
ejemplo en US$km-afio) y del valor de las pérdidas de
transmisién; de lo anterior se desprende que para una

linea dada, los CTCP varian como las pérdidas.

El iargo plazo supone, por el contrario, que se ha
modificado la capacidad de produccién. La funcidén de
costos totaies.de largo plazo CTLP representé los costos
de produccién minimés para cada nivel de produccidn, vy

supone que para cada wuno de estos niveles se ha

dimensionado = Optimamente la capacidad de las
instalaciones; esta condicidn suele denominarse
"condicidén de adaptacidén". Consecuentemente, la funcién

de CTLP es la envoivente de las curvas de costo total de
corto plazo. En los puntos de contacto, CTLP=CTCP: se
estd en un punto de adaptacidn. ‘ConViene destacar que en
ei caso de la transmisidén, los CTLP representan, para
cada nivel de potencia'transmitida, la suma de anualidad

de capital de una linea "optimizada" para ese nivel de |
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potencia, y el valor de las pérdidas totales

correspondientes.
5.3.2.2. Costos Medios y Marginales

Las curvas de costos medios CMCP y CMLP se definen
a'partir de las curvas de costos totales de corto y largo

plazo.

Por su parte, las curvas de costos marginales CMgCPi
y CMgLP corresponden a las derivadas de las curvas de
costos totales de corto y-largo plazo. En los puntos de
adaptacién la derivada es coman a CTLP y CTCP, vy
CMgCP=CMgLP: cuesta lo mismo producir una un%dad
adicioﬁél variando la capacidad de_proaucéién "adaptéba"
ovbienvmanteniendo la capacidad .original. Cabe deséacar

que las curvas de costos marginales cortan a las curvas

de costo medio correspondientes en su minimo.

Los graficos No. 5.1 ilustran estos conceptos.

67



COSTOS TOTALES

A
(MUS)
COSTOS MEDIOY Y MARGINALES
A
CTy . - “6(
Cera

o C A ,CN‘QCTS .




5.3.3. Economias de Escala en Transmisién
5.3.3.1. Conceptos Generales

En términos generales, el concepto de economia de
escala implicavcostOS medios de largo plézo decrecientes
con los niveles de prodﬁccién, y por consiguienté CMgLP
inferiores a los costbs medios de largo plazo. Por el
contrarid, la inexistencia de economias de escala
implica que la curva de CTLP es un recta que pasa por el

origen, y que CMLP=CMgLP.

Si en la actividad de transmisién no hubieran
economias de escala vy la tarificacién de los servicios
correspondientes se efectuara a CMgLP (igual a CMgCP si
la linea esté adaptada), se cubririan los costos medios
de las 1lineas. Bajo esta hipétesis, si el sistema de
precios de venta de electricidad estuviera basado
estrictamente en los costos marginales de suministro, el
propietario del sistema de transmisién estaria,
tedricamente, dispuesto a comprar en cualquier punto la
produccién de las centrales, y a vender energia en los

puntos gue se ubiquen los clientes.
Sin embargo, la actividad de transmisidn se

caracteriza por tener economias de escala; esto ocurre en

parte debido a la existencia de costos fijos -valor de.
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las. franjas de terréno, obras de acceso, moentaje,
estructuras de tamafo minimo, etc.- y en parte por los
fuertes aumentos de capacidad derivados de cambios de
tensidn. En estas condiciones, la tarificacidén de los
servicios de transmisidn a. CMgLP obligaria a su
propietario a incurrir en pérdidas permanentes. Se hace
necesario entonces cubrir la diferencia entre costd medio
y costo marginal, mediante lo gque se denomina "peaje'.
El pago de este peaje haria que nuevamente el duefio del
sistema fuera neutro respecto de comprar y vender energia

a costo'marginal en cualgquier punto del sistema.

Lhora bien, desde el punto de vista de la eficiencia
econdmica, el cobro del peaje debe efectuarse de modo que
se altere lo menos posible las decisiones de los agentes
econdémicos -productores y consumidores— respecto de la
condicidn eficiente. Asi, una primera medida de
eficiencia es el identificar aquella parte del sistema de
transmisién en que el peaje debe ser asumido por los
generadores; y aquella que, si bien es pagada por los
.generadores al propietario del sistema de transmisidn, es
traspasablé explicitaménte a los consumidores. A su vez,
en esta parte resulta necesario distinguir generadores
identificados para alimentar clientes también definidos,
de aquella en gue ellc no es posible. La manera en gque se
resuelven estos aspectos en la Ley de Concesiones

Eléctricas consiste en definir un Sistema Principal de.
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Transmisidn, correspondienﬁe a la parte del sistema
eléctrico en que es dificil identificar el monto en que
cada generador cliente 1o utiliza, y Sistemas Secundarios
necesarios para que los generadores lleven su energia al
Sistema Principal y para que extraigan de este la energia
y la transporten hacia los clientes. La distincién entre
Sistemas Principal vy Secundarios tiene también algunas
implicancias institucionales, por cuanto la Ley de
Concesioneé Eléctricas prohibe que 1los generadores vy
distribuidores sean propietarios del Sistema Principal de

Transmisién.

En relacidén con la forma de cobrar el peaje, tanto a
generadores como a consumidores, puede demostrarse que
para minimizar la ineficiencia este cobro debe efectuarse
a través de las componentes mas ineldsticas; en este
sentido, una de las formas mds eficaces consiste en
cobrar el peaje a través de un cargo fijo anual, lo cual
evita interferencias con decisiones operativas por parte
de los generadores y de consumo por parte de los

clientes.

5.3.3.2. PFormulacidén Analitica de los CMgLP y CMgCP en

Transmisioén

- En el Anexo No. 1 se desarrolla analiticamente el

concepto antes explicado, en cuanto a que en lineas de.
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transmisidén "adaptadas", vale decir dimensionadas
bptimamente para un nivel de transmisién dado (ubicacidn
en la curva de costos totales de largo plazo), se tiene
que CMgLP=CMgCP. En dicho desarrollo se muestra ademéas
que el costo marginal de largo plazo es igual al doble de
las pérdidas medias. Se ha estimado conveniénte efectuar
esta andlisis simplificado, para introducir mas
nitidamente el <concepto de pérdidas marginales de
energia, que es tedbricamente la base del esquema de

tarificacidn de la transmisidn.

Coﬁviene enfatizar aqui el concepto de CMgLP en
transmisiodn: es el cbsto de incrementar Ooptimamente la
capacidad de la linea y de incurrir en las pérdidas
adicionales cuando se desea transmitir una unidad
adcional de enefgia. El costo marginal de corto plazo
representa por el contrario el valor de las pérdidas
marginales incurridas al transmitir una unidad adicionai

de energia.

'5.4. METODOLOGIA PARA CALCULAR LOS PRECIOS DE BARRA

La metodologia desarrollada para determinar 1los
precios de barra, que de acuerdo con la Ley -de
Concesiones Eléctricas se aplican para tarificaf los
suministros a los concesionarios de sérvicip publico de

electricidad, considera el hecho que los puntos de



suministro a los sistemas de distribucién Son numerosos,
y que se requiere un método de aplicacidén relativamente
sencillo para determinarlos. Considera ademéds, que los
costos de los sistemas de transmisidén que se adicionan a
las tarifas deben corresponder a sistemas econdmicamente
adaptados. Asi, se desarrollo wuna metodologia que
determina los precios en las barras de las subestaciones
que conectan las lineas de mayor voltaje de cada sistema
eléctrico, vy que adiciona a estos precios los costos

medios de transformacién y subtransmisién.

Estos ultimos se determinan como costos estandares
promedio de subestaciones de transformaciédn y lineas de
subtransmisién representativas de los distintos sistemas

eléctricos existentes.

5.4.1. Explicacién de la Metodologia y de su Cdnsistencia

con las Disposiciones Legales.
5.4.1.1; Precios de barra publicados

El conjunto de barras para lasi cuales se definen
explicitamente los precios de ehergia y potencia, y a
partir de los cuales se vobtienen los precios de otras
barras, adicionando a los primeros recargos por concepto
de: costos medios de transmisidén vy transformacidén en

Sistemas Secundarios, se denomind "barras publicadas".



Este conjuntc estd conformado con las barras del Sistema
Principal, con aquellas pertenecientes a Sistemas
Secundarics de centrales, c¢cuando desde esta barra se
alimentan centros de distribucibén, y con otras que,
estando comprendidas en sistemas secundarios de
transmisién‘ hacia consumos, corresponden al nivel de

mayor tensidn del sistema eléctrico.

Los preqios en las barras publicadas se determinan
de la siguiehﬁe manera, siqguiendo las disposiciones
contenidas en la Ley de Concesiones Eléctricas: |

i) Se tienen los precios béasicos de potencia de

punta y energlila, los c¢vales se aplican en la barra

de ;eferencia; segdin lo estipulado en el articulo

47,

ii) Se calculan factores de potencia y de energia,

sobre la base de las pérdidas marginales de potencia

y energila, respectivamente; . estos factores Sson

iguales- a 1.0 en la_ barra en gque se fijan los

precios basicoes,

iii) Se multiplica el precio basico de potencia de

punta por el factor de pérdidas de potencia; el

valor resultante se denomina costo marginal de
potencias de punta.

iv) Se multiplica el precio basico de energia por el

factor de perdidas de enefgia; el valor resultante

se denomina precio de energia en barra.
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v) Se <determina el peaje total de cénexién,
calculando para el Sistema Principal de transmisidn
la diferencia entre la anualidad de invefsién y de
costos fijos de ©operacién y mantenimiento del
sistema econbmicamente adaptado y el ingreso
tarifario anual. El ingreso tarifario se determina
calculando la diferencia entre los retiros totales
de energlia y de potenciavfirme efectuados desde el
sistema principal, y las entregas totales de energia
y de potencia firme a dicho sistema, ambos retiros y
entregas valorizados a los costos marginales (para
energia) y precios de potencia (para la potencia) de
las barras correspondientes; El valor resultante se
divide por la poternicia firme total conectada al
sistema eléctrico, vya .sea directamente al sistema
principal o bien en barras de sistemas secundarios;
este cociente, denominado peaje de conexidn, es el
gue la ley estipula debe ser pagado pérb cada
_geneiador, por cada kilowatt de "potencia firme
conectada al sistema eléctrico, ya sea directamente
al Sistema Principal o bien a barras de Sistemas
Secundarios.

vi) Se adiciona el peaje de conexién a los costos
marginales de potencia senalados en iii); el valor
resultante constituye el precio de la potencia de

punta en barra.
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vii). Se calcula el peaje total correspondiente a
cada tramo del sistema secundario, mediante un
proéedimiento similar al wutilizado en el Sistema
Principal, esto es, calculando la diferencia entre
la anualidad de losrcostos de inversidén y fijos de
operacidén y mantenimiento y el ingreso tarifario.
viii) En cada barra de los Sistemas Secundarios
desde los gue se extrae energia para abastecer
conéumos, y en los cuales el flujo de energia
proviene del Sistema Principal, se adiciona el peaje
secundario, correspondientes a los tramos necesarios
para llegar a ella, a 1los costos de potencia de
punta en barra

determinados en vi), aeterminéndose de esta forma el
precio de potencié de punta en cada barra pﬁblicada

del sistema secundario.

Cabe senalar gue en el caso de las barras de
Sistemas‘Secundarios pertenecientes a centrales en que el
flujo predominante de energia transita désde la central
hasta el sistema principal, no se adiciona peaje
secundario; esto por cuanﬁo los precios maximos a cobrar
en estas barras por la'poténcia de punta y por la energia
no puede superar los correspondienteé precios de barra
definidos en la barra de conexibédn del Sistema Secundario
al Sistema Principal, debido a gue cualquier generador

puede, ségﬁn_el inciso segundo del articulo 62 de la Ley



de Concesiqnes Eléctricas, transitar desde el Sistema
Principal hasta la barra en cuestidén sin pagar por el uso
dei Sistema Secundario. Mas aun, en Sistemas Secundarios
con flujo predominante hacia el Sistema Principal 1los
precios de barra deben ser decrecientes a medida que las
barras estén mas alejadas del Sistema Principal, por
cuanto lds factores de perdidas van siendo menores que

los cérrespondientes al Sistema Principal.

Debe tenerse presente . que, aunque determinado
Sistema Secundario esté econdmicamente adaptado para
transmitir la potencia y energia correspondiente a una
operacidn econémica del parque generador existente, en el
sentido de proporcionaf el menof costo total de
transmisidén, la solucidn de abastecimiento a través de
dicho Sistema Secundario puede .no corresponder a 1la
6ptima. En efecto, las alte:nativas de generacién local
pueden résultar econbmicamente mas convenientes,
constituyéndose este costd alternativo de generacidn
local en un techo natural para el precio en las barras de

los sistemas secundarios.

5.4.1.2. Recargos por transformacidédn y por transporte en

lineas de subtransmisioén.

Con la metodologia que se ha definido en este

estudio los precios de barra en barras de Sistemas.
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Secundarios distintas de las publicadas, se obtienen
adicionando a los precios de barra publicados recargos
por transformacién de voltaje y por transporté en lineas
de subtransmisidén, considerando subestaciones y lineas
adaptadas a la demanda. Los recargos correspondientes a
costos de inversién y a costos fijos de operacién y
mantenimiento se expresan por kilowatt y se adicionan al
precio.de la poﬁencia en la barra publicada. Lés recargos
correspondientes a pérdidas medias de energia y potencia
ée expresan como porcentaje que incrementa los precios en
barra. Cabe sefnalar que para la obtencidén de los precios
de barra en barras . de subestaciocnes de  Sistemas
Secundarios existe una alternativa equivalente a 1la
sefialada énteriormente, que consiste en incrementar 1los
preciosu de barra en los porcentajes de pérdidas
‘marginales vy adicionar un peaje secundario. El1 peaje
corresponde a la diferencia entre el costo medio de las
instalaciones y el .ingreso tarifario que produzca la

. aplicacidn de pérdidas marginales.

5.5. CALCULO DE FACTORES DE PERDIDAS O FACTORES DE

PENALIZACION
Los factores de pérdidas, también denominados

factores de penalizacién, son determinados sobre la base

~de estudios de flujos de potencia efectuados para
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condiciones esperadas de operacidn durante los prdéximos

cuatro anos.

Los <casos que se analizan corresponden a tres
niveles de carga dentro de la curva de demanda

correspondiente a cada mes.

Los factores de ©penalizacidén 'de potencia  son
calculados con los flujos de potencia correspondientes a
.la hora de la demanda méxima. Para calcular los factores
de penalizacidén de energia se calculan los factores de
.penalizacidén de potencia para 1los tres bloques (caso
SICN) en que se divididé la curva de carga en cada
periodo. El factor de penalizacidén es igual a uno mas o
menos el doble de las pérdidas medias dividido por la
.transmisién entre el nudo analizado y el nudo de
referencia; este factor siempre aumenta en direccidn de

la transmisiodn.

El céadlculo de este factor, en el COES-SICN, se
efectua en forma mensual y para las tres condiciones de
carga, este mismo método emplea la Comisién de Tarifas

Eléctricas para la determinacién de las tarifas.
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5.6. DETERMINACION DEL INGRESO TARIFARIO Y DEL

PEAJE DE CONEXION

El cédlculo del ingreso' tarifario se efectua
determinando en cada tramo del Sistema Principal 1la
diferencia entre 1la valorizacién de las potencias vy
energias en el extremo receptor y la valorizacidn de las
potencias y energias en el extremo transmisor. En
relacién con el valor fisico de las inyecciones y retiros
~de energia se trabajd con los valores que se derivan de
los flujos de potencia, los cuales estan basados en la
operacidn. tipica del parque'vgeneraddr para condiciones
hidrolégicas normaies.vEn la medida que dicha operacién
tipica no se.aleje de la econdmica, pueden ser adoptados
en definitiva los valores determinados. Respecto de los
valores fisicos de las potencias consideradas en el
calculo del ingreso tarifario corfespondiente, fueron los
flujos a la hora de.demanda maxima, como una aproximacioén
del flujo résultaﬁte al despachar la potenéia firme de
cada central para satisfacer la demanda médxima. Para
valorizar ias energias se utilizén los vpreCios de 1la
energia en barra; para la potencia se utiliza el preéio
de potencia en barra, correspondiente al producto del

precio basico y del factor de pérdidas de potencia.

El peaje total de conexidén se determina mediante la

diferencia entre la anualidad de inversidén y de costos de-
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operacién y mantenimiento del sistema principal y el
ingreso tarifario. Una vez obtenido el peaje total se
calcula un peaje de conexidn dividiéndolo por la potencia

firme total conectada al sistema eléctrico.
5.7. CALCULO DEL PEAJE SECUNDARIO

El peaje ‘secundario se calcula para las
instalaciones que interconectan barras publicadas. Para
este efecto se determina la diferencia entre la anualidad
de ' la instalacién adaptada y el ingreso tarifario,
aplicando para el calculo de estas componentes los mismos
procedimientos que en el Sistema Principal. El1 valor
resultante se expresa por kW de "potencia adaptada" de la
instalaciéh adaptada. . Como instalacidén -adaptada se
definié.aquella que conducia el menor costo de inversiodn
y pérdidas para la transmisién para el valor efectivo de
potencia que ﬁransporta el sistema; sinv‘embargo al
respetar ciertas restricciones que afectan la busqueda
del optimo -tales como tamafios minimos; necesidad de
mantener un voltaije hormalizado, etc.~ la capacidad del
sistema puede supérar el valor efectivo de potencia que
transporta el siétema. Entonces se ha definido como
"potencia adaptada" de la linea al 85% de su capacidad de
disefio, y el peaje secundario unitario expresado por kW

de '"potencia adaptada“.
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Cabe advertir que con esta forma de enfocar el cobro
de este peaje se espera se produzcan menos distorsiones
en el sistema, por cuanto asi los peajes son una tarifa
ligada al tamafio de la instalacién; si por el contrario
el peaje se expreséra por kW efectivamente transportado
por el sistema, el peaje no reflejaria el costo de
capacidad de 1la instalacidén, y estimularia a que 1los
usuarios utilicen las instalaciones meénos que lo
conveniente; en efecto, el peaje seria mayor, si esto
reduce la potencia transmitida el peaje vuelve a subir,
la instalacién adaptada disminuye pero el costo disminuye
menos -por efecto de economia de escala- lo cual acentua

el proceso de encarecimiento del peaje.
5.8. SISTEMAS DE RECARGOS EN SUBTRANSMISION

Se estructurd un esquema de recargo por concepto de
costos medios del Sistema Secundario de subtransmisidn,
definido este por las instalaciones distintas de aquellas
que ,interconectan las barras publicadas. Los recargos,
que corresponden a transformacidén y a distancia en lineas
Sel determinaron aplicando 1los siguientes criterios vy
consideraciones:

i) Se calcularon para instalaciones adaptadas. Péra

este efecto se considerd una potencia adaptada igual

al 85% de la capacidad de las instalaciones.
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ii) Se determinaron considerando rango de tamafios vy
caracteristicas representativas de las instalaciones
existentes en los sistemas eléctricos en estudio, de
manera de conformar un conjunto de precios» y
factores de recargo de aplicacidén comin a todas las

instalaciones existentes.

Con los criterios 1indicados se evita céer en un
proceso de andlisis caso por caso de cdlculo de los.
costos medios del sistema secundario, facilitandose 1la
aplicacién del sistema e incentivéandose la eficiencia de

las empresas.

Las compensaciones a la transmisidén, particularmente
relacionadas con el Sistema Secundario requieren de un
mayor estudio y de perfeccidédn al Modelo Tarifario de la

Transmisién.

Actualmente las compensaciones por el .Sistema
Secundario de la Fijacién Tarifaria de mayo de 1995 es
solo_ aplicable de generador a distribuidor no asi "de
transmisor a generador, el cual cual debe ser un acuerdo
entre las‘partes tal como lo establece el articulo 62 de

la Ley de Concesiones Eléctricas.



5.9. ACCESO ABIERTO EN SISTEMAS DE TRANSMISION
5.9.1. Introducecidn

El Acceso Abierto en Sistemas de Transmisidn’
(Transmisidén Open Access - TOA), continla cambiando 1los
conceptos tradicionales y las propuestas para brindar
servicio eléctrico en muchas naciones. El TOA es
discutido dentro del contexto de mercados con costos de
servicios reqgulados \% mercados completamente

competitivos.

.E1l Acceso Abierto en la transmisidén es un concepto
relativamente nuevo, cuya estructura econémica,
requlatoria e implementacidén continla adaptandose a las
necesidades especificas de cada nacidén. En términos
amplios TOA se refiere a la elaboracidén de la regulacién
(derechos, oﬁligaciones, procedimientos operacionales,
condiciones econdémicas) para hacer posible que dos o méas
partes puedan usar una red de transmisidén, perteneciendo
totalmente o en parte a otro grupo o© grupos, para

transferir energia eléctrica.

TOA estéd ganando atencidédn en paises que deésean
introducir competencia en las tradicionales empresas de
servicio con costos regulados sin abandonar la estructura

regulatoria. Diferentes estructuras del TOA, vya sea.
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5.9. ACCESO ABIERTO EN SISTEMAS DE TRANSMISION
5.98.1. Introduccién

El Acceso Abierto en Sistemas de Transmisidn
(Transmisién Open Access - TOA), continla cambiando los
conceptos tradicionales y las propuestas para brindar
servicio eléctrico en muchas naciones. El TOA es
discutido dentro del contexto de mercados con cbstos de
servicios regulados yv mercados completamente

competitivos.

El Acceso Abierto en la transmisién es un cohcepto
relativamente nuevo, cuvya 'estructura econdémica,
regulatoria e implementacidén continua adaptandose a las
necesidades especificas de «cada nacidén. En téfminos
amplios TOA se refiere a la elaboracidén de la regulaciédn
(derechos, obligaciones, procedimientos operacionales,
condiciones econdmicas) para hacer posible gue dos o méas
partes puedan usar una red de transmisidn, perteneciendo
totalmente o en parte a otro Jgrupo o grupos, 'para

transferir energia eléctrica.

TOA esta ganando atencién en paises que desean
~introducir competencia en las tradicionales empresas de
servicio con costos regulados sin abandonar la estructura

regulatoria. Diferentes estructuras del TOA, vya sea
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simplemente propuestas o ya implementadas, resultan de
intentos para combinar estas dos inherentemente
diferentes propuestas regulatorias de 1la .industria
eléctrica que damos a continuacién: La tradicional
'regulacién de costos de servicio y la de mercados
completamente competitivos. En estos dos extremos el
acceso abierto en transmisién llega a ser ya sea

prohibido o implicito respectivamente.
5.9.2. Estructuras del Acceso Abierto

a) Estructuras del Sistema Eléctrico

TOA puede ser considerado dentro de wuna Anica
entidad despachadora independiente (que van desde una
empresa eléctrica integrada verticalmente a un “pool” de
potencia cerrado) o en el nivel de una entidad maltiple

despachadora independiente.

Las propuestas regulatorias a TOA estdn afectadas
por la estructura del sistema eléctrico. Una transmisién
no integrada puede ser facilmente regulada para proveer
servicios de redes sobre una base no discriminatoria a
todos sus usuarios, mientras por otro lado un
conglomerado de empresas verticalmente integradas mas los
productores independientes . y compafnias de distribucidn
tenderd a adoptar cargos que estan basados en el costo

total incurrido para cada empresa.
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Las dos principales opciones regulatorias son las
propuestas de costo de servicio y el mercado
completamente  competitivo. Dentro de 1la regulacién
tradicional, es posible compartir los servicios de
transmisidén y coordinar el planeamiento o la operacién de
empresas interconectadas sobre una base espontanea. Los
“pools” de potencia son ejemplos de estos conceptos de
propuestas no competitivas. Algunos accesos a transmisidn
-forzados logran una abertura en la pfopuesta tradicional,
resultando en un esquema hibrido donde una cantidad
limitada de <competencia coexiste con la regulacidn
original. Por otro lado, en un mercado de: total
competencia, el acceso de transmisidn es intrinseco al

mecanismo del mercado.

b) Caracteristicas de Transacciédn

El acceso a la transmisidn es tipicamente
subvencionado por algunos, pero  no todos los
participantes en el negocio eléctrico. Esto puede ser
restringido a los operadqres de las entidades
independientes de despacho, 1los cuales luego' pueden
interpambiar‘ energla solamente entre ellos mismos. El
derecho puede ser garantizado a todas las empresas
eléctricas dentro de wuna entidad independiente de
despacho. Finalmente, el vacceso puede ser abilierto a
generadores independientes y/o a un gran numero de

consumidores (o a todos). En los dos ultimos casos, el
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derecho puede ser aplicado solamente a transacciones
entre entidades independientemente despachadas, o a

ambas.

La naturaleza de las transacciones permitidas pueden
ser especificadas (estandarizadas en contratos de largo
plazo para energia o potenéia) o los agentes pueden ser
libres de adoptar cualquier estfuCtura (e.g., economizar
energia, emergencia, descérga, capacidad firme wvs. no
firme, unidad de potencia, sistemas de potencia,

reservas) .

Los derechos de acceso dé transmisién pueden abarcar
transacciones tanto de corto plazo (“spot”) como devlargo
plazo, o ambas. Las transacciones de corto plazo son
fisicas y negociadas y contratadas en el esquema de
tiempo del despacho econdémico en tiempo real. Esto es
tipico de los operadores de centros de control de energia
de entidades despachadés independientemente. Las
transacciones .~ a largo plazo deben ser contratadas
anticipadamente vy pueden tener duraciones de semanas o de

varios afnos.
5.9.3. Resultados del Acceso Abierto

El exito de TOA depende del desarrollo de una

aceptable politica la cual toma en cuenta la propiedad vy
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operacién de la red; la confiabilidad del servicio
eléctrico, la proteccidn de los proveedores, los usuarios
mayoristas y los consumidores cautivos. Los resultados vy
los efectos asociados a TOA pueden ser categorizados de
acuerdo a A) resultados Econdémicos vy B) resultados

operacionales

a) Resultados econdmicos
Hay estructuras TOA alternativas que se han
desarrollado en todo el mundo, dependiéndo de razones

histéricas, politicas o econdmicas.

El negocio de generacidn tiene un alto grado de
libertad en la seleccidn de la energia fuente de energia:
recursos de alto capital -bajo costo de opercacidn- vs.
otras con bajo capital -alto costo de operacidén-, largos
periodos para el desarrollo de los proyectos e
insignificantes economias de escala. El negocio de
distribucidn tiende a desarrollarse a través de
monopolios geograficos, aunque alli no son claras las
economias de escala. El negocio de transmisidn es el Aarea
donde .las importantes economias de escala estan
presentes, donde la Competencia no es posiblé y los
monopolios naturales se desarrollan. Sin embargo, este es
el negocio que beneficia a.los negocios de generacidn vy
distribucidn {y consumidores finales) a través de

interconexiones las cuales permiten competir a los.
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generadores. Esto llega a ser el centro de la atenciédn

del negocio eléctrico.

Con el negocio de transmisién caracterizado como un
monopolio natural, existe la necesidad de regulacidn
junto con la necesidad de proveer adecuados retornos
ademas de - coherentes incentivos econdmicos para los
negocios para operar y expandir eficientemente. Lo que
debe ser pagado por servicios de transmisidn, quienes
deben pagar, como deben pagar y como los pagos deben ser
repartidos no son preguntas de facil respuesta,
particularmente . éuando existen dos o mas partes
implicadas, con frecuencia con intereses de sus negocios

que entran en conflicto.

Lo gue es pagado. -por los servicios de transmisidn
estd relacionado a como el negocio es visto. En la nueva
estructura de las empresas, los negocios deben proveer el
servicio de transmisiéﬁ basado en estandares de calidad,
confiabilidad y seguridad. El negocio debe proveer
capacidad de transmisién suficiente para transmitir
energia y potencia de los generadores a los consumidores
todo el tiempo, bajo condiciones predefinidas y
restringidas, dependiente de las caracteristicas del
generador. Los estandares de servicio tienen un impacto

‘directo en .las inversiones a ser financiados y 'por 1lo
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tanto, requiere una especificacién clara y concordada por

los grupos implicados.

Es el consumidor quien paga por la produccidén y
distribucidén del prbducto de electricidad, pero hay
diferentes formas para acercarse ai problema. Para los
servicios de transmisidén, el consumidor puede tener un
cargo directamente a través de pagos de incorporacidn
como un cargo adicional en las tasas de electricidad o
indirectamente a través de cargos a otras partes en la
produccidn de electricidad.

Para cualquier categoria de usuario Que pague, la
pregunta estd en como repaftir los pagos dentro de esa

categoria.

Bajo estos dos grupos de esquema donde un productor
usa un sistema de transmisidén para vender a un cliente
particular, se han dado muchas propuestas para repartir
pagés a los grupos implicados en una transaccién:

1) Grado de reparticiédn (tasas sello de correo) las

cuales asumen que la red es usada por todos los

conectados a esta y los costos deben ser repartidos
basados en medidas simples (por ejemplo: inyeccidn
total de energia total, méxima demanda de potencia).

2) Contrato de la asignacidédn de la trayectoria, el

cual asume un camino razonable a ser escogido, y los

90



costos totales de la trayectoria son repartidos en
proporcién al uso u otras medidas.

3) Asignacién de costos incrementales, 1los cuales
determinan la diferencia de costos entre situaciones
con y sin el uso de una tercera parte.

4) Reparticidén de milla megawatt, el cual determina
los cambios en los flujos en las redes debido a la
transaccidén vy ca;cula el producto resultante MW

tiempos de millaje.

Estas propuestas contienen algunas suposiciones
arbitrarias - que impactan su aplicacidén. Por ejemplo
determinar una trayectoria de transmisidén es una faena
casi imposible ‘en un sistema donde multiples
. interconexiones son unidas con una diversidad de

despachos de generacidn.

b) Resultados Operacionales

Prescindiendo de la forma que TOA toma en diferentes
partes el control de la red de poder es necesario para
"poner las politicas de TOA en préactica. Dependiendo del
tamafio de la interconeccién eléctrica de la nacidén y de
su complejidad, el control de la red puede ser designado
en responsabilidad de wuna entidad (por ejemplo, una
compania de transmisidn) o muchas entidades (por ejemplo,
empresas y pools de potencia). Esta discusidén es

predicada en la premisa en la que TOA puedé ser logrado
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dentro de la estructura del area de control, sin embargo
su composicién normal (geogradfica y econdmica) puede

necesitar un cambio.

Lo pfincipal de .TOA en operacion de sistemas -de
potencia puede ser examinado en forma temporal de acuerdo
a las estructuras: antes del hecho, en el hecho y después
del hecho. El1 tema es como incorporar, dentro de las
funciones acoétumbradas dél manejo del centro de control
de energia, laé transacciones que pueden ocurrir a causa
del acceso a la transmisién.

1) Antes del hecho, se considera la practica de

medios avanzadosila programacidn de combustible para

cubrir la demanda de carga pronosticada para la
semana prodoxima. Sin embargo, el analisis puede ahora
incluir las demandas de los participantes del TOA vy
la necesidad de nuevos programas de procedimientos,
esto es, medios de transmisién. Ademas de la
informaciodn norhal necesitada por el operador, se
necesita la disponibilidad de medios de transmisidn

(por ejemplo, salidas programadas) la reservacidn

del uso de transmisidén y politicas de priorizaciébn

deben ser proyéctadas a.la semana proédxima.

Los operadores deben preparar operaciones de
tiempo real para el ©proéximo dia evaluando la
disponibilidad de generacidén para cubrir la carga

proyectada TOA requerira un conocimiento mas exacto



de la disponibilidad de la capacidad de transmisidn,
asunto para el que se requiere del nivel de
'confiabilidad, concesiones de transéccién de rutas
incluyendo transacciones de seguridad, entre otras.
2) Consideraciones de tiempo real, los operadores
deben ser capaces de respoder a las demandas de
carga‘ y deben estar preparados para reaccionar
inmediatamente ante acontecimientos inesperados. El
TOA introduce una nueva dimensidén para la opéracién
del sistema de potencia y la tésacién de seguridad,
esto es, control del sistema de transmisién,
obligaciones en reserva de transmisidn y
reparticidn, control de voltajes y flujos de carga
en redes de transmisién (por ejemplo, sistemas de
transmisién flexible de A.C.), estabilidad del
sistema y el monitoreo de una seguridad obligada;
responde a cambios de transacciones c¢omo resultado
de adherir y remover transacciones y la coordinacidn
consisitente de protector de despachos con control
de transmisién.

3) Consideraciones después de los hechos, los
anadlisis de los costos despues de los hechos,
especialmente con respecto al manejo con
desviaciones entre transacciones contratadas Y
transacciones actuales seran ademas complicadas para
el TOA. El1 costo de reconstruccidén (actual vs.

transacciones programadas, grupos multiples, .
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5.9.4.

tres

analisis de precios de prioridad), seran
significativamente afectados por 1la politica de

implementacidén del TOA.
Experiencias de Acceso Abierto

Las naciones pueden- caer dentro de los siguientes
grandes grupos con respecto a la experiencia de TOA:
1.~ Muchas naciones operan bajo un manejo central ya
sea a través de gremios administrativos o compafias

verticalmente. integradas que consideran los sistemas

" eléctricos como un todo para propbdésitos de manejo.

Eri estos sistemas, -la red transmite energia a

.distribuidores y consumidores, los cuales, en cierto

sentido, "usan" la red pero no pueden ser
considerados como operadores bajo un esquema de

acceso abierto. Estas naciones no estan implicadas

en TOA.
2.- En algunas naciones, productores y usuarios
pueden alcanzar convenios en suministrar

electricidad teniendo un "derecho" para usar la red
con una retribucidn apropiada. Este derecho de
acceso a la red puede ser implementado dentro de una
variedad en las estructuras del sistema, pero el
aspecto c¢lave de TOA es una cierta libertad de

negocio en un sistema organizado.
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3.- Esta categoria envuelve a esas naclones
analizando, disenando y de repente probando la
posibilidad de trédnsito hacia un esquema de TOA. El
mayor interés aqul es su posicién tedrica sébre
acceso abierto, su tasacidén de las experiencias
existentes.y las nuevas ideas y conceptos que ellos

pueden introducir en debate a TOA.

Las caracteristicas mas interesantes de los sistemas
eléctricos implicados en desarrollo de acceso abierto son

analizados abajo:

a) Inglaterra y Gales

Antes de .Marzo de 1990, la industria de la
electricidad en Inglaterra y Gales era de propiedad del
estado. En toda el &rea doce distribuidores regionales, -
trabajaron con el Central Electricity Generating Board
(CEBG) el «cual fue responsable de 1la generacidén vy
.transmiéién. El Electricy Act en 1989 introdujo la
privatizacién y la proveyd para: competir en‘genéracién,
y abastecimiento de energia, cred una red de transhisién

un grupo regulatorio independiente.

La National Grid Company (NGC) fue formada para proveer
medios péra llevar suficiente energia para que abastezcan
electricidad a través de Inglaterra y Gales, uniendo los

generadores, distribuidores y ambos a comsumidores fisica
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y comercialmente. La NGC debe operar con elevado voltaje
de transmisién en la red de Inglaterra y Gales, en forma
eficiente y econdémica y de la misma manera debe facilitar
la competencia en el nuevo mercado para electricidad. La
red de transmisién es pagada qonvuﬁ costo més de base con
incentivos y costos de redes compartidos entre 1los

usuarios de la red.

A través de su subsidiario, la NGC Settlements
Limited, NGC maneja el sistema de establecimientosvasi
los cargos correctos son hechos por los generadores a los
proveedores. Una révisién al uso de sistemas de cargo
refleja que estos cargos no han sido percibidos como para
proveer propios incentivos para inversidén o 'seﬁales
econdémicas exactas sobre las cuales las decisiones
operativas pueden ser basadas. Estos cargos estan

frecuentemente en supervisidn.

b) Chile y Argentina

| Los sistemas chileno y argentino cuentan con dos
aspectos Dbéasicos: (1) un sistema avaluado basado en
costos de abastecimiento marginales identificando vy
separando costos para' generacién y transmisidn y (2)
adopcién de un sistema manejador operando un centro de
~despacho de carga econbmica basado en costos y
coordinando generacidén y transmisidn. Con este sistema,

la competencia trabaja en el nivel de generacién vy
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parcialmente en el nivel de proveer porque sdlamente los
grandes clientes estan autorizados para contratar
directamente con generadores. El precio marginal es la
base de 'la retribucidén de generacidén y costos para
distribuidores y sirve como una guila para contratos entre
generadores y clientes. TOA es parcialmente apliéado éen

estos sistemas.

Los servicios de transmisidn son pagados en un costo
mas de base pero estos costos estan cdmpartidos entre los
agentes que venden por mayor de acuerdo a ciertas reglas.
Estos estan valorizados con criterio de marginalidad que
'sélo provee parte de los costos totales, asi ellos estan
‘Cargados en el tal llamado "término complementario" con

una base diferente para cada sistema analizado.

¢) Peru

El sector eléctrico peruano no ha estado regulado y
la competencia esta siendo introducida en el nivel de
generaciodn, considerando la parte del TOA concerniente al
nivel de transmisidn. El esquema de valoracidn de
transmisién estd basado en el costo marginal de corto
plazo de servicios de tranémisién, con el suplemento
pagado requerido como un cargo de conexidn, basados en la
capacidad de potencia firme de cada planta. El cargo es
independientemente de contratos comerciales. La

reparticién de cargos esté determinado por el pool, con
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participacién de generadores y los principales duefios de
las principales lineas de transmisidén. Las ventajas de

transmisién y costos relacionados son evaluados por la

entidad reguladora.
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6

LA CONFIABILIDAD EN LOS SISTEMAS ECONOMICAMENTE ADAPTADOS

6.1. INTRODUCCION

La SOciedad moderna posee una  alta pribridad en
Sistemas de Confiabilidad y en la rapida restauracién
despuéé de los fuera de servicio. Como resultado, la
capacidad de servicios provistos por el sector eléctrico
han alcanzado un promedio de capacidad de servicio de
0,9996 a 00,9998, el primero correspondiendo a 3,5 horas
de interrupcidn esperada por usuario por afio, el ultimo a
1,75 horas. Niveles similares de capacidad son logrados

(con mucho esfuerzo) en otras Aareas.

Estos altos niveles de confiabilidad solian ser
}logrados por planeamiento y practicas operativas basadas
en intuicidn, experiencia y juzgamiento, pero el aumento
en el tamafio y la complejidad de los sistemas han forzado

la implementacidon de estudios de ingenieria para.
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reemplazar los métodos empiricos por aproximaciones mas
formales. Estos incluyen la categorizacidn de conceptos e
indices, los anéalisis de fallas, el establecimiento de

criterios y la aplicacién de métodos analiticos
6.2. CONCEPTOS DE CONFIABILIDAD

El objetivo primordial de la filosofia de
planeamiento y operacidén de la masa del sistema de
potencia hén sido para proveer adecuadas resérvas para
minimizar el riesgo de proveer energia en emergencias vy
proveer un extenso sistema que soportara clases

~especificas de disturbios.

CONFIABILIDAD: En forma general se puede decir que
abarca todas las medidas de precaucidn necesarias para
llevar electricidad a todos 1los usuarios dentro de

esténdaresbaceptables y en la cantidad deseada.

La confiabilidad de todos 1los componentes que
conforman el sistema de potencia puede ser descrito por
dos bésicos y funcionales atributos: adecuacién vy

seguridad.
ADECUACION: La capacidad para abastecer de potencia y

energia eléctrica a los usuarios dentro de clasificacién

de componentes y limites de voltajes, tomando en cuenta.
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los fuera de servicio programados y no programados de
componentes del sistema.

SEGURIDAD: La capacidad para resistir repentinos
disturbios especificos tales como cortocircuitos
eléctricos o salidas fuera de servicio no anticipadas de

componentes del sistema, junto con operaciones forzadas.

La adecuacidén es tomada como confiabilidad estatica

y la seguridad como confiabilidad dinémica.

Otro aspecto de 1la seguridad es la integraciéﬁ de
sistemas, el cual es la capacidad para mantener
operaciones interconectadas. La integracidn esta
reiacionada a la preservacidén de sistemas de operaciones
interconectadas o la manera de evitar una separacidn no
controlada, en la presencia de disturbios Severos

especificos.

La interrupcidén del Servicio puede resultar de
fallas y fueras de servicio de lineas y equipos. La
existencia de varios riesgos ocasionan fallas e
interrupciones inevitables, tedricamente, con infinitas
inversiones que podrian ser necesarias para eliminarlos
completamente. El valor de cada inversidén marginal hecho
para obtener una reduccidn dada en interrupciones puede
ser utilizada para los beneficios resultantes de tener

menos interrupciones.
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Los proveedoreé ‘del servicio eléctrico y sus
clientes deben esforzarse por un balance de economia vy
confiabilidad. Los acontecimientos de salidas fuera de
servicio de los sistemas debe por lo tanto ser aceptado y
el criterio de confiabilidad respondido, y de hecho, el

nivel de aceptabilidad.
6.3. PRINCIPIOS DE CONFIABILIDAD
6.3.1. Sistema de Planeamiento

El planeamiento cubre tres aspéctos:

1) La proyeccidn de 1la futura demanda {potencia vy/o
energia) tomando en cuenta incértidumbres debido a la
situacidén econdmica o a los eventos del tiempo.

2) La determinacién de datos técnicos y econdémicos
relativos a lo mecanismos para ser instalados: fueras de
servicio (forzado y programado), el costo de unidades
generadoras y los componentes de transmisidén (lineas,
cables, transformadores), precios de combustible, no
tener la certeza de los recursos hidroldgicos,
determiﬁacién de tiempos, seguridad vy vregulaciohes de
operacién y sus efectos en costo.

3) El desarrollo de modelos apropiados y la busqueda de
la més’econémica.solucién a través de la evaluacidén de
las alternativas. Las mds recientes incluyen la seleccién

de artificios para ser instalados en el tiempo apropiado



y en el tamafio requerido para proveer la proyeccidén de
demanda al mas bajo precio. La bisqueda estd sujeta a un
nimero de restricciones:
~ Aguellos relacionados al servicio esperado por el
usuario |
- Restricciones del orden geogrdfico y demografico
debido a la naturaleza del territorio para ser
servido.
- Restricciones ambientales, limitando el nivel de
varios impactos.:
- Restricciones econdmicas y.politicas
u‘ »
Estas restricciones varian de acuerdo a la regidén y €l
pais, pero estén‘relacionadas al servicio y son comunes
tanto al sistema de generacidén como al de transmisién vy

estédn directamente unidas al criterio de confiabilidad.
6.3.2. Disefio del Sistema.

La filosofia del diserio ha evolucionado para todos
los cdmponentes que conforman el sistema de potencia, el
cual asegura la confiabilidad = en el sistema,
adicionalmente para ser seguro para los usuarios y para
la operaciéh del personal, el sistema tendra la capacidad
Y flexibilidad para minimizar alteraciones de
suficiencia, seguridad € integridad durante contingencias

probables. Se debe tomar en cuenta el mantenimiento de
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los componentes ‘del sistema como una parte de las
precondiciones para la tasacidn de contingencias
probables razonablemente. Las consideraciones deben ser
dadas a los requerimientos para transferir potencia
impuest6 sobre la masa del sistema de potencia por el
poder que fluye incrementado del despacho econdmico
normal de generacidén. Las condiciones de contingencia
deben reflejar la linea de configuracidén (construccidn de
dos ternas, de simple terna), ‘consideracién de

contaminacidén y tiempo extremo (riesgds de altos vientos,

hielo y nieve) e inundaciones. ¢

El sistema debe ser designado para minimizar los
riésgos de propagacién de interrupciones de efectos de
mayor disturbio que afectan el criterio dei diseno. EIl
objetivo buscado es que el sistema esté suficientemente
protegido y operado con suficiente reserva para poder
véxtinguir la expansién de disturbios, para evitar 1la
ptopagacién_de interrupciones pertenecientes a la porcidn

afectada y para proteger a los generadores.

6.3.3. Operacién del Sistema

La configuracién de todos los componentes que
.conforman el sistema de potencia concierne al operador,
tanto como al planeador. Sin embargo como la decisién del

tiempo de planeamiento es diferente para cada uno , los .
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métodos de la confiabilidad deben ser aplicados y las
dificultades én ellas serdn ademds diferentes. Los
operadores hacen tasaciones de corto periodo de riesgo,
mientras los planeadores estan interesados en
predicciones de largos periodos. Ademas 1los operadores
deben obtener idealmente réapidos resultados suficientes
para las decisiones en operacidén basados en ellos para

ser hechos con un minimo de demora.
6.4. OBJETIVOS DE LA CONFIABILIDAD

Se deben tener los siguientes objetivbsvcuando se
pianea, disena y opera un sistema de poder.

- Para preservar un sistema de adecuacidn, esto es,
para poder abastecer de‘potencia elécﬁrica adicional
y los requerimientos de energla con aceptable
calidad técnica y servicio de continuidad.

- Para preservar el sistema de seguridad de tal modo
que se pueda recuperar de las mas probables
céntingencias y puedan ser llevados a cabo sin
recorte de carga o interrupcién y exéesiva fuerza de
evasién en el sistema y sus componentes.

- Para preservar la integridad del sistema, menos
las probables contingencias, incluyendo secuencias
de contingencias, no resultaran en la separacidn no

controlada de mayores porciones del sistema.
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- Para limitdr la extensidén de fallas y minimizar el

riesgo de parar el trabajo extenso.
6.5. CRITERIO DE CONFIABILIDAD

El criterio de coonfiabilidéd puede ser visto como
condiciones que deben ser satisfechas por la generacidn y
transmisidén para garantizar la continuidad del servicio
eléctrico. Ellos caen en dos categorias: ordenado o
variable y atribuye b ejecuta critérios de prueba. Los
planeamientos son pardmetros numéricos los cuales dan
‘deseados niveles de confiabilidad, o mayormente mas altos
sobre no confiabilidad, esto es, energia esperada no
suministrada o esperada frecuencia de falla. El uso de
tales criterios son para las bases de evéluacién de
probabilidades de. confiabilidad. Los criterios de
ejecucidn que forman la forma dé condicibnadores, como:
generacién o incidentes de transmisidn, que el sistema
- debe ser capaz de resistir. La definicidén-de incidentes
incluyev los predisturbios tanto como los disturbios
mismos y forma las bases de evaluacidén de determinada

contingencia.
6.6. METODO DE SIMULACION DE MONTECARLO

De la literatura técnica para sistemas de potencia

de regular importancia se opta por evaluar los indices de.
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riesgo, mediante el método de Monte Carlo, que procede a
la simulacidén de operacidn del sistema, determinando su
estado a través de un sorteo de las condiciones
operativas de sus elementos y verificando las capacidades
de sus componentes, en caso que no se cumplan las
condiciones operativas se procede a la separacién de
carga o redespacho de generacién seguido de separacidén de
carga si se es necesario. Al final del periodo se

obtendrad la energia no servida.
6.6.1. Metodologia

Conforme a lo explicado anteriormente, el método de
obtencién de la confiabilidad de un sistema eléctrico de
potencia, a través de la simulacién de su operacidn en un
determihado intervalo de tiempo, parte del uso de una
‘rutina de generacién de nﬁmerqs aleatorios variables de 0
a 1, con distribucidn uniforﬁe, destinando cada uno de
estos numeros a definir:

a) El instante dentro del periodo, en el cual, se

simularé el estado del sistema.

b) El estado de cada componente en estudio operativo

o fuera de servicio, segun sea la contingencia.
En otras palabras, una vez definido el tiempo y el

estado del sistema, se verificard a través de las

ecuaciones de flujo de potencia en corriente continua,
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los niveles de capacidad en sus elementos. Si se
encontrara alguna sobrecarga con respecto a la capacidad
maxima de los componentes, se evaluard la minima carga a
ser separada, y como consecueéencia, se obtendré la energia
no servida de modo que los limites de transferencia de

potencia de todos los componentes sean obedecidos.
6.6.2. Representaciédn de la red

Para el uso de este método es neceéario un numero
elevado de informacidén que se nombrard a continuacién:

a) Topologia de la red.

b) Curvas de duracidédn de méxima demanda.

¢) Despacho de generacidn.

d) Capécidad médxima de los componentes.

e) Tasa de indisponibilidad por componentes.

Los cuales seran adquiridos de archivos convenientes
que estan constituidos vy almacenados en un archivo
permanente disenado para el sistema, que servird de base
para el desenvolvimiento de la red en estudio.

6.6.2.1. Topologia de la red

La topologia de 1la red c¢on sus caracteristicas

eléctricas es obtenida de los archivos generados durante
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los niveles de capacidad en sus elementos. Si se
eﬁcontrara alguna sobfecarga con respecto a la capacidad
maxima de los componentes, se evaluara la minima carga a
ser separada, y como consecuencia,‘se obtendra la energia
no servida de modo que los limites de transferencia de

potencia de todos los componentes sean obedecidos.

6.6.2. Representacidédn de la red

Para el uso de este método es necesario un numero
elevado de informacidén que se nombrard a continuaciédn:

a) Topologla de la red.

b) Curvas de duracién de maxima demanda.

c) Despacho de generacidn.

d) Capacidad méxima de los componentes.

e) Tasa de indisponibilidad por componentes.

Los cuales seran adquiridos de archivos convenientes
que estdn constituidos y almacenados en un archivo
permanente diseflado para el sistema, que servird de base

para el desenvolvimiento de la red en estudio.

6.6.2.1. Topologia de la red

La topologia de la red con sus caracteristicas

eléctricas es obtenida de los archivos generados durante
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los flujos de potencia en corriente continua que preceden

a los de confiabilidad.
6.6.2.2. Curvas de duracidn de maxima demanda

Considerando un estado del sistema que serd simulado
en un tiempo generado al azar dentro del periodo en
estudio {tomado anualmente), se impone el conocimiento de
la curva de maxima demanda aﬁual, en términos de potencia
activa expresada en forma discreta para cada mes. Asi
mismo se obtendrdn las curvas de duracién semanal,
tomadas en forma horaria, diferenciadndose por los mesés

en que se obtienen.

La reduccidén del periodo anual a periodos mensualéé
y expresadas como curvas de duracién semanal de iguales
caracteristicas en cada mes, obedece al hecho de que se
estd calculando la confiabilidad para planeamiento y que
tales errores estimados, no justificarian mayor
detallamiento para el célculo, dado que las subdivisiones
hechas mensualmente permiten que se considere una
precisién compatible con el estudio para efectos de

crecimiento de carga.
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6.6.2.3. Despacho de generacién

Para los mismos afios de estudio definidos, se
proporcionard el despacho de generacidén para cada central
del sistema, y el numerc de unidades de generadores en
operacién para el aflo en estudio (cronograma de

mantenimiento de los generadores).
6.6.2.4. Capacidad Maxima de los Componentes

Inicialmente se tendra que diferenciar tales
componentes, distinguiéndose la siguienté clasificacidn:
Centrales (representados por los generadores con sus
transformadores elevadores), lineas de transmisidén vy

transformadores.

Asi mismo, para cada uno de estos componentes son
definidas las capacidades como:

- Centrales: a la sumatoria de las potencias
disponibles de las unidades que se encuentran en
funcionamiento considerando las condiciones de
funcionamiento en el instante de contingencia.

- Lineas de transmisidén: es la potencia que puede
ser tfansferida pof lé linea, sin que exista riesgo
para la operacidn del sistema.

Evidentemente existe una familia de capacidades

admisibles para  lineas, en las cuales, el limite
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superior de capacidad corresponde al limite térmico
de la linea y las deméds capacidades estan ligados a
los 1limites de estabilidad y a 1los niveles de
tensidén; siendo pues, variables con los soportes
reactivos presentadas en la red. |

- Transformadores: a 1la potencia que puede ser
soportada por sus arrollamientos cuando ﬁodos sus

equipos de ventilacidn estan en operacidn.

6.6.2.5. Tasa de Indisponibilidad por Componentes

El método define a un componente como inoperante,
cuando el numero aleatorio que le fue sorteado no sea
mayor que su tasa de indisponibilidad, estos seran

objetos de detallamiento en los items sub-siguientes:

Generadores

La tasa de indisponibilidad de cada unidad de la
central es obtenida a partir de los indices
correspondientes a cada uno de los elementos asociados en
serie:v Generador, Transformador elevador y equipos de
conexién. Dentro de la metodologia, las unidades
previstas en un instante considerado, se definen su

operatividad sorteandoclas como un todo.
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Lineas de Transmisién
La tasa de indisponibilidad global de las lineas es
obtenida a través de la asociacidén en serie de la propia

linea con sus respectivos equipos de conexiédn.

Aquellos casos particulares de 1lineas con mayor
confiabilidad que por su construccidn tengan un
equipamiento mas sofisticado, son individualizadas por

una tasa de indisponibilidad global.

Transformadores

Para los transformadores del sistema y no a 1los
transformadores elevadores de las centrales, la tasa de
indisponibilidad de <cada unidad es obtenida por la
combinacién da las tasas de indisponibilidades de 1los

transformadores con sus respectivos equipos de conexién.
6.6.3. Estado de la red

Por estado de la red se entiende por cualquiera de
las condiciones operativas en gue se pueda encontrar el
sistema y en el cual son fijadas las condiciones de

capacidad de los componentes.

. Los estados son determinados por el sorteo de los

nimeros aleatorios que definen:



a) La capacidad y los despachos de generacidn por la
fijacidén del instante considerado.

b) Las potencias disponibles de las centrales del
sistema.

c) Las lineas y transformadores que no se encuentran

disponibles.

Debe destacarse que en la evaluacidn del estado del
sistema pueden ocurrir los casos que se nombran a
continuacién:

1) La desenergizacidén total de subestaciones de

carga'como una consecuencia de separacidén de carga.

En este caso, se procederd automaticamente a un

redespacho de generacién del A&rea fisica del

sistema, disminuyendo todas las generaciones
proporcionalmente a la potencia que estaban

,entregando el sistema, de modo, de que alcance la

vigualdad entre carga y generaciodn.

2) La separacidn total o parcial de los generadorés

de una central, en este caso, se procederd a

aumentar la generacidén en las centrales restantes

gque permanecen en servicio, de modo - que se
restablezca la igualdad entre carga y generacidn
v(redespacho previo). En caso de no alcanzar el
equiiibrio, se procederd a la separacidén de carga
como limite para ‘el establecimiento de la igualdad

nombrada.



3) La ocurrencia de componentes inoperativos, al
cual, se procederd a su eliminacidén en la red

basica.

En cualquiera de estos casos,’ se pasara
autométicaménte al recéalculo de la red,. verificando 1la
existencia de elementos sobrecargados y se procedera para
cada caso a la separacidén de la carga o al redespacho.
Evidentemente no teniendo alguna contingencia, se paséré

al analisis de otro estado del sistema.
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7

APLICACION AL SISTEMA DE TRANSMISION DE ETECEN S.A.

7.1. DETERMINACION TEORICA DEL SISTEMA PRINCIPAL EN EL

SICN

El SICN, que se muestra esquemdticamemnte en la
figura adjunta, se caracteriza por tener un sistema de
transmisidén de 220 kV que se desarrolla en la costa en
una exténsién de ﬁnos 1 300 km, entre las subestaciones
Marcona, en el Suroeste, y la subestacidén Piura en el

Norte, esto es predominantemente radial.

A éste sistema eléctrico costero se conectan las
diversas centrales hidro y termoeléctricas que abastecen
el SICN, las termoeléctricas directamente a subestaciones
ubicadas en la costa, y las hidroeléctricas mediante
otros sistemas de transmisién. La mayor concentracién de
cargas del SICN se produce en la zona de Lima, la que se

ubica en la costa, a unos 400 km del extremo Surceste del
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sistema. Los principales centros de generacidén del SICN
estan conectados a Lima; ellos son el complejo
hidroeléctrico del Mantaro, cuyo sistema de transmisioén
‘consiste en 7 circuitos de 220 kV, cinco de los cuales se
conectan a subestaciones ubicadas en Lima -subestaciones
San Juan, Callahuanca y Zapallal, y los otros a la
subestacidn Independencia, ubicada a unos 200 km al Sur .
de Lima. En seguida se encuentran las centrales
hidroeléctricas y termoeléctricas pertenecientes a
EDEGEL, las que .se conectan, mediante sistemas de
transmisién o directamente, a diversas subestaciones
ubicadas en Lima;v igualmente la central térmica de
Ventanilla. En el Suroeste del SICN se ubica una pequena
capacidad de generacién, constituida por tres unidades
termoeléctricas conectadas a la subestagién Marcona. La
generacidén existente al norte de Lima consiste en la
central hidroeléctrica Cafidn del Pato, gque se conecta a
la subestacidén Chimbote, ubicada a unos 400 km al norte
de Lima, de la central hidtoeléctrica Cahua, conectada a
la subestacién Paramonga y la central hidroeléctrica
Carhuaquero, conectada a la subestacidn Chiclayo, y de
diversas centrales termoeléctricas conectadas a las

subestaciones Chimbote, Trujillo, Chiclayo y Piura.
El andlisis inicial de las caracteristicas de las

centrales generadoras y de los sistemas de transmisidn

que conforman el SICN lleva a concluir lo siguiente:
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i) Los sistemas de transmisidén gue conectan al
complejo | Mantaro .constituyen un sistema de
transmisién secundario, que inc¢luye las lineas
conectadas directamente a Lima (subestaciones San
Juan, Callahuanca y Zapallal), y la linea de 220 kV
Mantaro - Independencia - San Juan.

ii) Los sistemas de transmisidén que correspondian a
las centrales cercanas a Lima conforman los
correspondientes sistemas secundarios de
transmisién.

iii) El tramo del sistema costero de 220 kV
existente entre las subestaciones Independencia vy
Marcona constituye ~un sistema secundario de
trahsmisién para el abastecimiento de la zona de Ica
y Marcona.

iv) El tramo costero de 220 kV entre las
subestaciones Chavarria y Zapallal forma parte del
sistema secundario del Mantaro.

v) El1 tramo del sistema costerd comprendido entfe
Zapallal vy Chimbote cumple una doble funcibn; por
una parte es el sistema mediante el cual la central
Candén del Pato ehtrega sus excedentes hacia Lima en
el periodo humedo; por otra parte este sistema sirve
en el_periodo seco para transmitir energia hacia el
extremo norte del SICN.

En ambas funciones el tramo Zapallal - Chimbote es

un sistema secundario, es decir, su costo es
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asignable a la central Candn del Pato, o bien a los
consumos conectados desde Chimbote al norte.

vi) El tramo del sistema costero de 220 kV que se
desarrolla entre Chimbote y Piura es un sistema
secundario necesario para transmitir hacia el norte

los excedentes que normalmente existen en Chimbote.

Como sintesis del analisis tedrico de los sistemas
de transmisién existentes en el SiCN se concluyd
iniéialmente que la mayor parte de los sistemas de
transmisidén del SICN corresponde a sistemas secundarios
asignables a centrales o bien a consumos, dquedando el
sistema principal circunscrito, en principio, al tramo
del sistema costero ubicado en las inmediaciones de Lima,

entre las subestaciones San Juan y Chavarria.

Sin embargo estas consideraciones hacen que se

redefina esta definicién inicial del sistema principal.

7.2. OTRAS CONSIDERACIONES EN LA DEFINICION DEL SISTEMA

PRINCIPAL DEL SICN

Adicionalmente a los conceptos tedricos gque se han
analizado en el punto anterior, se ha tenido en cuenta
las siguientes consideraciones para definir el sistema

"principal del SICN:
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i) Si bien es tebricamente definible como sistema
secundario el tramo Zapallal - Chimbote, resulta
discutible - la manera de asignarlo ya sea a los
consumos conectados desde Chimbote al norte, o bien
a las centrales Candn del Pato y Carhuaquero.

ii) Desde el punto de vista institucional, la
definicién de un sistema principal restringido al
tramo San Juan - Chavarria tiene el inconveniente de
qUe las instalaciones que lo conforman pertenecian a
Electrolima. Puesto que la Ley dispone -que el
sistema principal se estructure como empresa
separada, se daria la circunstancia de que sdélo
dicha empresa tendria gue desprenderse de activos
para conformar el sistema principal, en
circunstancias gque Electroperl era la propietaria de
la mayor parte de la red de transmisién. Si bien
Electroperid podria concurrir con parte importante de
su sistema de transmisién, definido como secundario,
a la conformacidén con Electrolima de una empresa de
transmisidén que, ademds del sistema principal,
tuviera la . propiedad de sistemas secundarios,
resultaria preferible que ello no dependiera de la
voluntad de Electrolima, sino que respondiera al
mandato de la Ley; en este sentido, definir algun
tramo del sistema de tansmisién que fue de
Electroperi en el sistema principal resuelve el

problema.
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Sobre la base de las c¢onsideracicnes anteriores sé
decidié, incorporar al sistema principal los tramos

Zapallal - Chimbote y Chavarria - Zapallal.

El limite norte del sistema principél coincide con
el punto hasta donde se produce multidireccionalidad del
flujo de energia, fendmeno gue puede ser observado
mediante el andlisis de los factores de penalizacidon de

energia.

Al momento de realizarse los analisis del pargue
generador adaptado, se determind gue la adicién de
capacidad de generacidn a vapor con petrdleo residual,
hacia 1998, se realizara en la zona de Trujillo. Este
hecho 1llevaria a gque el tramo Chimbote - Trujillo
presentaria el fendmeno de multidireccionalidad descrito
anteriormente. Lo anterior llevd a incorporar también

este tramo en el sistema principal de transmisioén.

Posteriormente la empfesa de transmisidén sustentd vy
el Ministerio de Energia y Minas aprohbd la extensidn del
Sistema Principal de Transmision hasta Chiclayc Oeste,
considerandose entre otros aspectos la bidireccionalidad

del flujo entre Trujillo, Guadalupe y Chiclavyo.

7.3. EJEMPLO DEL CALCULO DEL VNR PARA LA SUBESTACION DE

GUADALUPE
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V.N.R. GUADALUPE

MARZO ‘95
‘Equiposy Tallery Telecomu- Costo
Descripcion Costo Obras Oficina nicaciones  Total
_Comunes Sede S.E. US s.
CELDA DE LINEA EN 220 kV. L-236 504,248 - 173,526 14,428 16,654 708,856
CELDA DE LINEA EN 220 kV. L-234 504,248 173,256 14,428 16,654 708,856
CELDA DE ACOPLAMIENTO 220 kV 494,456 170,157 14,148 16,331 685,091
CELDA DE LINEA EN 60 kV 268,439 92,378 . 7,681 8,866 377,363
CELDA DE LINEA EN 60 kV 268,439 92,378 7.681 8,866 . 377,363
CELDA DE LINEA EN 60 kV 268,439 92,378 7,681 8,866 377,363
CELDA DE ACOPLAMIENTO 60 kV 176,466 60,727 5,049 5,828 248,071
CELDA DE TRAFO. EN 220 kV 369,837 127,272 10,582 12,215 519,906
CELDA DE TRAFO. EN 60 kV 168,025 57,822 ~ 4808 5,549 236,204
CELDA COMPENSAC. REACTIVA 220 kV 307,287 105,746 8,792 10,149 431,975
CELDA DE SERVICIOS AUXILIARES 241,965 83,267 6,923 7,991 340,147
Costo Total de Celdas 3,571,849
TRANSFORMADOR DE POTENCIA 785,521 785,521
COMPENSACION REACTIVA 20 MVAR 998,377 998,377
TELECOMUNICACIONES (Subestacion) 117,969
TELECOMUNICACIONES (Centro de Control) 390,274 390,274
OBRAS Y EQUIPOS COMUNES 1,229,177
Taller de Mantenimiento y Oficina 102,201
(Sede S.E. Chiclayo)
%COSTO TOTAL: 7,195,368 7,195,368




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 220 kv

CELDA DE ACOPLAMIENTO EN 220 kY

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obraj Precio

Descripcidn imp. Nac. M.O. | Un. |Cant. iS. Extranj.! S. Nacion. | Total Total
Estructuras de Acero 1,740 870 |Ton. 10 17,400 8,700 26,100
Equipo Eléctrico
Interruptor Trip. de (SF6) 65,000 U 1| 65,000 65,000
Trafo. de Tension 220 kV 27,000 U 2! 54,000 54,000
Trafo. de Corriente 220 kV 35,100 u 1] 35,100 35,100
Seccionador de Barra 220 kV 12,300 U 2: 24,600 24,600
Proteccion (Reiés) 10,000 Gbl. 2 20,000 20,000
Paneles de Control y Proteccion 3,000 Gbl. 1 3,000 3,000
Instrumentos indicadores 290 Gbl. 6 1,740 1,740
Cadenas de Aisladores y Pénticos 440 18 7,920 7,920
Equipo de Control y Misceldneas
Obras Civiles:
Sub-Total
Montaje Electromecanico 52,000 H-h 520 52,000
Total: Suministros 225,760 3,000 8,700! 289,460
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 12,417 12,417
Total: Mat. a Almacén 238,177 3,000 8,700 301,877
Transporte y Seguro Local Ton. 4,824 4,824
Total: Mat. a Obra 238,177 7,824 8,700 306,701
Ingenieria y Administracion 38,031 38,031
Gastos Generales y Utilidades Total 86,183 86,183
Arancel y Desaduanaje Total 40,490 40,490
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 23,052 23,052
TOTAL: Total 238,177 195,580 8,700 494,457




~ V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 220 kv

CELDA DE LINEA EN 220 kV DOBLE BARRA, SIN PARARRAYO

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra}{ Precio
Descripcion Imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S.Extranj. | S. Nacion. Total Total

Estructuras de Acero 1,740 870 Ton 16 27,666 13,833 41,499
Equipo Eléctrico .
Interruptor Trip. de {SF6) 65,000 U 1 65,000 65,000
Trafo. de Tensién 220 kV 27,000 U 1 27,000 27,000
Trafo. de Corriente 220 kV 35,100 U 1 35,100 35,100
Seccionador de Barra 220 kV 12,300 U 2 24,600 24,600
Seccionador de 220 kV con tierra 18,000 1 18,000 18,000
Proteccion (Relés) . 10,000 Gbl. 2 20,000 20,000
Paneles de Control y Proteccién 3,000 Gbl. 1 3,000 3,000
Anunciador de Alarmas 2,500 Gbl. 1 2,500 2,500
Instrumentos Indicadores 290 Gbl. 6 1,740 1,740
Medidores de Energia 1,450 Gbl. 1 1,450 1,450
Cadenas de Aisladores y Pérticos 440 U 9 3,960 3,960
Equipo de Control y Miscelaneas

Telecomunicaciones

Obras Civiles:

Sub-Total

Montaje Electromecanico 52,000{ H-h 52,000 52,000
Total: Suministros 227,016 3,000 65,833 295,849
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 12,486 12,486
Total: Mat. a Almacén 239,502 3,000 65,833, 308,335
Transporte y Segurc Local Ton. 4,850 4,850
Total: Mat. a Obra 239,502 7.850 65,833 313,185
Ingenieria y Administracion 38,835 38,835
Gastos Generales y Utilidades Total 88,005 88,005
Arancel y Desaduanaje Total 40,715 40,715
|Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 23,508 23,508
{TOTAL: Total 239,502 198,913 65,833 504,248




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 220 kV

CELDA DE TRAFO DE POTENCIA EN 220 kV DOBLE BARRA

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio

Descripcion imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S. Extranj. | S. Nacion. Total Total
Estructuras de Acero 1,740 870 Ton. 10 16,878 8,439 25,317
Equipo Eléctrico
interruptor Trip. de (SF6) 65,000 U 1 65,000 65,000
Pararrayos en 220 kV 23,310 u 1 23,310 23,310
Trafo. de Tension 220 kV 27,000 U 1 27,000 27,000
Seccionador de Barra 220 kV 12,300 U 2 24,600 24,600
Proteccion (Relés) 10,000 Gbi. 1 10,000 10,000
Paneles de Control y Proteccion 3,000 Gbl. 1 3,000 3,000
Anunciador de Alarmas 2,500 Gbl. 1 2,500 2,500
Cadenas de Aisladores y Pérticos 440 U 6 2,640 2,640
Equipo de Control y Miscelaneas
Telecomunicaciones
Obras Civiles:
Sub-Total
Montaje Electromecanico 32,500} H-h 32,500 32,500
Total: Suministros 171,928 3,000 40,939: 215,867
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 9,456 9,456
Total: Mat. a Almacén 181,384 3,000 40,939| 225,323
Transporte y Seguro Local Ton. 3,688 3,688
Total: Mat. a Obra 181,384 6,688 40,939 229,011
Ingenieria y Administracion 28,397 28,397
Gastos Generales y Utilidades Total 64,352 64,352
Arancel y Desaduanaje Total 30,835 30,835
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 17,242 17,242
TOTAL: Total 181,384 147,514 40,939 369,837




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 220 kV

CELDA DE COMPENSACION REACTIVA EN 220 kV DOBLE BARRA

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio

Descripcion Imp. Nac. M.O. | Un, | Cant. |S. Exiranj. | S. Nacion. Total Total
Estructuras de Acero 1,740 870 Ton. 10 16,878 8,439 25,317
Equipo Eléctrico
Interruptor Trip. de (SF6) 65,000 U 1 65,000 65,000
Pararrayos en 220 kV 23,310 U 1 23,310 23,310
Seccionador de Barra 220 kV 12,300 U 2 24,600 24,600
Paneles de Control y Proteccion 3,000 Gbl. 1 3,000 3,000
Anunciador de Alarmas 2,500 . Gbl. 1 2,500 2,500
Instrumentos Indicadores 290 Gbl. 6 1,740 1,740
Cadenas de Aisladores y Pérticos 440 U 6 2,640 2,640
Equipo de Control y Misceldneas
Telecomunicaciones
Obras Civiles:
Sub-Total
Montaje Electromecanico 32,500} H-h 32,500 32,500
Total: Suministros 136,668 3,000 40,939 180,607
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 7,517 7,517
Total: Mat. a Almacén 144,185 3,000 40,939 188,124
Transporte y Seguro Local Ton. 2,944 2,944
Total: Mat. a Obra 144,185 5,044 40,939 191,068
Ingenieria y Administracion 23,692 23,692
Gastos Generales y Ulilidades Totai 53,690 53,690
Arancel y Desaduanaje Total 24 511 24,511
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 14,326 14,326
TOTAL: Total 144,185 122,163 40,939 307,287




V.N.R. - S.E. GUADALUPE OESTE EN 220 kV

TRAFO. DE POTENCIA 220/60/10 kV 60 MVA

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio

Descripcion Imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S. Extranj. | S. Nacion. Total Total
Transformador Principal 448,000 U 1 448,000 4,480 452,480
Total: Suministros 448,000 0 4,480 452,480
Transporte y Seguro Maritimo 24,640 24,640
Total: Mat. a Almacén 472,640 0 4,480 477,120
Transporte y Seguro Local 9,453 9,453
Total: Mat. a Obra 472,640 9,453 4,480! 486,573
Ingenieria y Administracion 60,335 60,335
'Gastos Generales y Utilidades Total 121,643 121,643
Arance! y Desaduanaje 80,349 80,349
Costo de Oportunidad de Inversion Gbil. 36,621 36,621
TOTAL: Total 472,640 308,401 4,480 785,521




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 60 kV

CELDA DE ACOPLAMIIENTO EN 60 kV

Costo Unitario ‘ SUMINISTROS M.de Obra| Precio

Descripcion Imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S. Extranj. | S. Nagcion. Total Total
Estructuras de Acero 1,740 870 Ton. 3 5,220 3,558 8,778
Equipo Eléctrico
Interruptor de 60 kV 33,820 U 1 33,820 33,820
Trafo. de Corriente 66 kV 16,500 U 1 16,500 16,500
Seccionador de 60 kV 7,500 U 2 15,000 15,000
instrumentos Indicadores 290 Gbl. 6 1,740 1,740
Cadenas de Aisladores y Pérticos 440 ) 6 2,640 2,640
Equipo de Control y Miscelaneas
Telecomunicaciones
Obras Civiles:
Sub-Total
Montaje Electromecanico 26,000! H-h 26,000 26,000
Total: Suministros 74,920 0 29,558 104,478
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 4121 4,121
Total: Mat. a Almacén 79,041 0 29,558 108,599
Transporte y Seguro Local Ton. 1,581 1,581
Total: Mat. a Obra 79,041 1,581 29,558 110,180
Ingenieria y Administracion 13,662 13,662
Gastos Generales y Utilidades Total 30,960 30,960
Arancel y Desaduanaje Total 13,437 13,437
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 8,227 8,227
TOTAL: Total 79,041 67,867 29,558 176,466




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 60 kV

CELDA DE LINEA EN 60 kV DOBLE BARRA

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra.{ Precio
Descripcién Imp. Nac. M.O. | Un. Cant. S. Extranj. | S. Nacion. Total Total
Estructuras de Acero 1,740 870| Ton. : 5 8,300 4,150 12,450
Equipo Eléctrico :
interruptor de 60 kV 33,820 U 1 33,820 33,820
Trafo. de Tension 60 kV 18,480 U 1 18,480 18,480
Trafo. de Corriente 60 kV 16,500 U 1 16,500 16,500
Seccionador de 60 kV 7,500 U 2 15,000 15,000
Seccionador de 60 kV con tierra 10,976 2 21,952 21,952
Proteccion (Relés) 10,000 Gbl. 1 10,000 10,000
Paneles de Control y Proteccion 3,000 Gbl. 1 3,000 3,000
Anunciador de Alarmas 2,500 Gbl. 1 2,500 2,500
Instrumentos Indicadores 290 Gbl. 1 290 290
Medidores de Energia 1,450 Gbl. 1 1,450 1,450
Cadenas de Aisladores y Porticos 440 U 6 2,640 2,640

Equipo de Control y Miscelaneas
Telecomunicaciones 286,500 Jgo.
Obras Civiles:

Sub-Total

Montaje Electromecanico 17,333 H-h 17,333 17,333
Total: Suministros 130,932 3,000 21,483 155,415
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 7,201 7,201
Total: Mat. a Almacén i 138,133 3,000 21,483 162,616
Transporte y Seguro Local Ton. 2,823 2,823
Total: Mat. a Obra 138,133 5,823 21,4837 165,439
Ingenieria y Administracion 20,514 20,514
Gastos Generales y Utilidades . Total 46,488 46,488
Arancel y Desaduanaje Total 23,483 23,483
Costo de Oportunidad de Inversion Gbt. 12,515 12,515

TOTAL: Total 138,133 108,823 21,483| 268,439




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 60 kV

CELDA DE TRAFO. DE POTENCIA EN 60 kV DOBLE BARRA

_ Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio

Descripcion Imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S. Extranj. | S. Nacion. Total Total
Estructuras de Acero 1,740 870| Ton. 5 8,300 4,150 12,450
Equipo Eléctrico
Interruptor de 60 kV 33,820 U 1 33,820 33,820
Pararrayos en 60 kV 8,010 U 1 8,010 8,010
Seccionador 60 kV 7,500 U 2 15,000 15,000
Proteccion (Relés) 10,000 Gbl. 1 10,000 10,000
Cadenas de Aisladores y Pérticos 440 U 6 2,640 2,640
Equipo de Control y Miscelaneas
Telecomunicaciones
Obras Civiles:
Sub-Total
Montaje Electromecanico ’ 16,2501 H-h 16,250 16,250
Total: Suministros 77,770 0 20,400 98,170
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 4,277 4,277 |
Total: Mat. a Almacén 82,047 0 20,400 102,447
 Transporte y Seguro Local Ton. 1,641 1,641
Total: Mat. a Obra 82,047 1,641 20,400 104,088
Ingenieria y Administracion 12,907 12,907
Gastos Generaies y Uliiidades Total 29,249 29,249
Arancel y Desaduanaje Total 13,948 13,948
Costo de Oportunidad de Inversicn Gbl. 7,833 7,833
TOTAL: Total 82,047 65,578 20,400, 168,025




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 220 kV

COMPENSACION REACTIVA 20 MVAR

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio
Descripcion imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S.Extranj. | S. Nacion. | Total Total
Compensacion Reactiva 20 MVAR 28 40 U 20,000 560,000 3,360 563,360
Total: Suministros 560,000 0 3,360 563,360
Transporte y Seguro Maritimo 30,800 30,800
Total: Mat. a Almacén 590,800 0 3,360 594,160
Transporte y Seguro Local 11,816 11,816
Total: Mat. a Obra 590,800 11,816 3,360 605,976
Ingenieria y Administracion 75,141 75,141
Gastos Generales y Utilidades Total 170,279 170,279
Arancel y Desaduanaje 100,436 100,436
Costo de Oportunidad ce Inversion Gbl. 46,545 46,545
TOTAL: Total 590,800 404,217 3,360 998,377




V.N.R. - S.E. GUADALUPE EN 220 kV

SERVICIOS AUXILIARES
Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio
Descripcion Imp. Nac. M.O. Un. Cant, S. Extranj. | S. Nacion. Total Total

Transformador 13,300 10 ) 1 13,300 640 13,940
Interruptor 7,132 10 U 2 14,264 1,440 15,704
Seccionador Fusible 4,992 10 U 1 4,992 540 5,632
Grupo Electrogeno 65,520 10 u 1 65,520 320 65,840
Proteccion contra incendios 17,000 10 Jgo. 1 17,000 480 17,480
Bateria y Cargador 220 Vdc. 15,000 10 Jgo. 1 15,000 600 15,600
Bateria y Cargador 48 Vdc. 7,652 10 Jgo. 1 7,652 600 8,252
Paneles de Distribucion 2,500 10 Jgo. 6 15,000 1,200 16,200
Total: Suministros 55,208 97,520 5,820 158,548
Transporte y Seguro Maritimo Ton. 2,370 2,370
Total: Mat. a Almacen 57,678 97,520 5820 160,918
Transporte y Seguro Local Ton. 2,809} 2,809
Total: Mat. a Obra 57,578} 100,329 5,820 163,727
Ingenieria y Administracion 18,308 18,308
Gastos Generales y Utilidades Total 41,488 41,488
Arancel y Desaduanaje Total 7.727 7,727
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 10,715 10,715
TOTAL: Total 57,578} 178,567 5,820] 241,965




V.N.R. - S.E. CHICLAYO EN 220 kV

TALLER DE MANTENIMIENTO Y OFICINA

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio
Descripcidn imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S. Extranj. | S. Nacion. Total Total

Taller de Mantenimiento 216 m2 562 121,392 121,392
Oficinas 216 m2 200 43,200 43,200
Total: Suministros 0 164,592 0 164,592
Transporte y Seguro Maritimo

Total: Mat. a Almacén 0 164,592 0 164,592
Transporie y Seguro Local

Total: Mat. a Obra 0, 164,592 0i 164,592
Ingenieria y Administracion 20,409 20,409
Gastos Generales y Utilidades Total 46,250 46,250
Arancel y Desaduanaje 0
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 11,308 11,308
TOTAL: Totat 0, 242,559 0, 242,559




V.N.R. - TELECOMUICACIONES

TELECOMUNICACIONES (Costo por repetidora y transmision de datos para cada subestacion

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra| Precio
Descripcidn imp. Nac. M.O. | Un. | Cant. |S. Extranj. | S. Nacion. Total Total

Telecomunicaciones

Estacion repetidora Radio Movit 46,500 46,500 46,500
Equipo de transmision de datos 20,000 20,000 20,000
Total: Suministros 66,500 0 0 66,500
Transporte y Seguro Maritimo 3,658 3,658
Total: Mat. a Almacén 70,158 0 0 70,158
Transporte y Seguro Local 1,403 1,403
Total: Mat. a Obra 70,158 1,403 0 71,561
Ingenieria y Administracion 8,874 8,874
Gastos Generales y Utilidades Total 20,109 20,109
Arancel y Desaduanaje 11,927 11,927
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 5,500 5,500
TOTAL: Total 70,158 47,813 0 117,971




V.N.R. - S.E. GUADALUPE

EQUIPOS Y OBRAS COMUNES

Costo Unitario SUMINISTROS M.de Obra! Precio

Descripcion imp. Nac. M.O. | Un.| Cant. |S. Extranj.; S. Nacion. Total Total
IEquipo Eléctrico
- Cable de A.T. 45 Gbl. 300 13,500 13,500
- Cable deB.T. 10 Gbl. [ 17,670 183,768 183,768
Bandejas Portacables 2 Gbl.| 2,120 3,816 3,816
Equipo de Control y Miscelaneas
Equipo de Aire Acondicionado 6,500 1 6,500 6,500
Registrador Secuencia de Eventos 10,000 1 10,000 10,000
Registrador de Fallas 16.000 1 16,000 16,000
Tablero de Mando 11,000 V) 1 11,000 11,000
Malla de Puesta a Tierra 5 m2 | 7,080 36,816 36,816
Anetacto de lluminacion Exterior o m2 7,080 2,478 2,478
Conductor desnudo patio c/acces. 3,530 km. 5| 17,650 17,650
Obras Civiles: 0
Terreno 4 m2 17,797 71,188 71,188
Limpieza y Nivelacion 8im3 13,350 13,350
Caminos Interiores: Tierra o} m2 1]
Caminos Interiores: Asfalto ] m2 | 3,559 21,354 21,354
Cercos 180 m! 534 96,120 96,120
Muros de Contencion mi 0
Canal para Cables 50 m} 884 44,200 44,200
Ductos para cables 50 mi 100 5,000 5,000
-Excavacion 10{ m3 17,138 17,138
-Concreto Armado 62 18I m3 | 1,069 €6,278 19,246 85,524
-Relleno ) 10} m3 7,191 7,191
Edificio de Control 216 m2 712 153,792 153,792
Total: Suministros 63,444! 696,016 56,925 816,385
Transporte y Sequro Maritimo Ton. 3,489 3,489
Total: Mat. a Almacén 66,933 696,016 56,925 819,874
Transporte y Seguro Local Ton. 6,100 6,100
Total: Mat. a Obra 66,933 702.116 56,925 825,974
Ingenieria y Administracion 102,421 102,421
Gastos Generales y Utilidades Total 232,099 232,099
Arancel y Desaduanaje Total 11,379 11,379
Costo de Oportunidad de Inversion Gbl. 57,305 57,305
TOTAL Total 66,933 1,105,320 56,925| 1,229,178




7.4. PRECIOS EN BARRA PARA EL SICN.

Los cuadros que se presentan a continuacién
presentan los precios de barra resultantes en el SICN
segin la Fijacidén Tarifaria de mayo de 1995. En dichos
cuadros se seflala ademds las barras correspondientes al
sistema principal, y las del sistema secundario. Para el
SICN el sistema principal corresponde al tramo del
sistema costero de 220 kV ~ comprendido entre las

subestaciones San Juan, en Lima y Chiclayo Qeste.
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SISTEMA INTERCONECTADO CENTRO-NORTE

PRECIOS EN BARRA: MAYO 19885
Tecio Base Ge PolBhcia TTi8 SWRwaho 1 fBrocios Bazicos Punta  F.punaa Jo&! i
Tipo de Camblo 2.24 SLIUS S ' . CMg US $/KWh 0.0612 0.0245 00333 2500}
Factor COYM + Seguridad 3.00% laf\o Potencla Adaptlada Sistema Secund 110.5-MW
Factores ge Precios Baalcos eaje Peape
Potencia Energla Potencia Energla de Yotal
Base Base Punta F.Punta Total Conexion |Secundario| Potencla
Trujilio Santa Rosa $/Kw-afho $/Kwh $/Kwh $/Kwh $/Kw-3ho | $/Xw-afto | $Kwaio
1.0757 711953 76.703 00557 CL27s TOa/8| 10555 3T TR
1.0138 1.1189 78252 0.0685 0.0274 0.0373 10.566 88.818
1.0147 1.1249 78.317( 0.0689 0.0275 0.0375 10.566 88.882
1.0000 1.4151 77.180 0.0683 0.0273 0.0371] 10.568 87.746
0.9421 1.0719} 72.710 0.0656 0.0262 0.0357 10.568 83276
0.9224 1.0254 71.182 0.0628 0.0251 0.0341 10.566 81.758
0.9105} 0.9920 70.271 0.0607 0.0243 0.0330F 10.566| 80.836
0.9145 1.0000 70.578 0.0612 0.0245 0.0333 10.566 B81.144
0.8230 1.0000 71234} 0.0612 0.0245 0.0333 10.568 81.800
0.8230 1.0000 71.234 0.0612 0.0245 0.0333 10.566 81.800
0.8230 1.0000 71.234 0.0612 0.0245 0.0333f 10.586 81.800
0.8230 1.0000 71.234 0.0812 0.0245 0.0333 10.566 81.800
0.9007 0.9634 69.519 0.0593 0.0237 0.0323 10.566 80.085
0.8108} 0.9801 70.298 0.0600} 0.0240 0.0326 10.566 9.190 90.054
0.8292 0.8980 71712 0.0611 0.0244 0.0332 10.566 31.035; 113313
0.8682 0.8420 67.011 0.0577 0.0231 0.0314 10.568 .87
0.8554 0.9310 66.019} 0.0570 0.0228§ 0.0310 10.566 76.585
0.8933 0.9725 68.942 0.0585 0.0238} 0.0324 10.566 79.508
0.8742¢ 0.9511 67.469 0.0582 0.0233 0.0317 10.566 78.035}
0.9036] 0.8848 69.738 0.0603 0.0241) * 0.0328 10.566{ 80.303
0.8928 1.0253 68.905 0.0628 0.0251 0.0341 10.566 79.471{
“Polencia ~_Ingreso Tantano Peajp Feaje Peaje
Barras VNR aVNR COYM+Seg. TOTAL |Entregada] Retirada | Potencia Energla Total Unltario | Secundario
Envio Recepcion Km K$ k$/afio k$/afno k$/afho Mw Mw k$/aho k$/afo k$/afo $/Kw-afio | $/Kw-afo
CHICLAYO OESTE PIURA OESTE 211.2})  20,826. <4.0897.878 &27.79%0 3,425.008 15.245 15.081 ] [S.447) 7,949 3,429.585 &8.221 31354
SVC 20 MVAR 1,524.531 189.281 45.736 234.997 234.997 2.127
JGUADALUPE CHICLAYO OESTE 83.6f 9,927.642 1,232,457 297.829 1,530.286 ; (15.596) (15.872)| (20.590} (44.304)] 1,595.180
SVC 30 MVAR 3.374.446 418.917 101.233 520.151 520.151
[TRUJILLO NORTE GUADALUPE 103.2] 11.439.520 1420.148 | 343.188 1.763.333 16.915 16.604 |  (5.131) (40.800) 1,809.264
SVC 20 MVAR 1,684.083 209.070 50.523 259.583 i 258.583
JCHIMBOTE 1 TRUJILLO NORTE 134.0F 14,913.915 1,851.473 447.417 2,298.891 96288 1  S4.030 | 255.381% 505483 | 1,538.048
SVC 40 MVAR 2,913.472 361.690 87.404 449.094 449.094
rpmonm CHIMBOTE 1 221.2} 22,976.271 2,852.366 689.288 3,541.654 725713 64.004 | (512.880)} (1,719.253)| §,773.787
35 MVAR Condensad | 1.268.549 157.483 38.056 185.539 185.539
[ZAPALLAL | PARAMONGA 157.2f 17,087.496 2,121.310 512.625 2,633,935 | 74.207 67.588 | (402.818)( (1.273.438)| 4.310.180
SVC 20 MVAR 1.819.917 { 225.832 54.598 280.529 ] 280.529
VENTANILLA ZAPALLAL 250 5,141.178 638.246 154,235 792.482 (6.336) (6.484)]  (8.453) (21.576) 822511
JCHAVARRIA VENTANILLA 15.0f 6,837.243 848.803 205.117 1,053.920 | (100.182){ (100.612)] 36.072 57.475 960.373
AROSA " JCHAVARRIA 8.4} 4,526.780 581.873 135.803 | 697.776 (4.725) (4.748)] (1.572) (8.028) 707377
JUAN 1 SANTA ROSA 263} 6,661.805 827.023 199.854 1.026.877 | (10.844) (10.850)] 4.989 3.179 1018710 |
35 MVA + SVC 30 MV 2,355.753 292.453 | 70.673 | 363.125 383.125
JUAN 2 SAN JUAN 1 [ |
NDEPENDENCIA SAN JUAN 2 215.5} 23,385.563 2,500.684 700,967 3,601.681 40.884 37.445 | (184.177) (667.488)| 4,433.327 40.121 43.707
: 20 MVA REAC+CS . 2,570.739 | 319.142 77.122 396.264 386.264 3.588
HCA INDEPENDENCIA 5§5.2 7,017.783 871.216 210.533 1,081.746 | (58.37V)] (58.837) 13.086 5£3.178 1,015.487 | 9.190 9.190 §
MARCONA ICA 155.0f 15515.938 1826211 | 465478 2,391.686 | (33.397)F  (34.079) (0.714) {21.519)f 2,413.922 21.845 3t.035
SVC 30 MVAR & Ssn 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 0.000 31035 |
SUMA TOTAL 1410.8) 183,848.962 22,823.748 £,615.488 28,339.214 312.076 (3,175.763)1 32,327.083
ISISTEMA PRINCIPAL 773.91 112,928.080 14,019.344 3,387.842 17,407.188 | 122.300 103.660 | (655.023)] (2,541.260 20,603.470 SPT
BEA IE NE FONEXION DFI SISTEMA PRINCIPA 1.850.0 Mw 7P+ ITE {1.639) USS/kwano Pezlo 10.566
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CONCLUSIONES

El Sistema Principal de Transmisidén se define como
la parte del Sistema Interconectado, en alta y muy alta
tensién, donde la direccién del flujo es bidireccional vy
donde no es posible establecer responsabilidades
especificas para génerador y cada cliente, ademds permite
a los generadores comercializar potencia y energia en

cualquier barra de dicho sistema.

El Sistema Secundario de Transmisidédn se define como
aquellas partes del sistema interconectado en las cuales
es posible determinar una direccidn predominante del
flujo y se puede establecer responsabilidades especificas
por parte de uno o m&s generadores o de uno o mas
clientes, ademas permite a los generadores conectarse al
sistema principal o comercializar potencia y energla en

cualquier barra de estos sistemas.
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8

CONCLUSIONES

El Sistema Principal de Transmisidon se define como
la parte del Sistema Interconectado, en alta y muy alta
tensién, donde la direccién del flujo es bidireccional vy
donde no es posible establecer responsabilidades
especificas para génerador y cada cliente, ademéds permite
a los generadores comercializér potencia y energia en

cualquier barra de dicho sistema.

El Sistema Secundario de Transmisidn se define como
aquellas partes del sistema interconectado en las cuales
es posible determinar wuna direccidédn predominante del
flujo y se puede establecer responsabilidades especificas
por parte de uno o mas generadores o de uno o mas
clientes, ademas permite a los generadores conectarse al
sistema principal o comercializar potencia y energia en

cualquier barra de estos sistemas.
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Al entrar una nueva central de generacidén al sistema
de transmisién, el sistema principal de transmisidn

deberd ser redefinido y cambiado si es necesario.

Se puede asumir un Sistema de Transmisidén Principal
teniendo en cuenta criterios de seguridad , proyecciones
de expansidén,etc. para obtener simplificacién en los

cdlculos, uniformidad de criterios, etc.

El Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) es el valor que
representa el costo de renovar las obras y Dbienes
fisicos, <con participacién de la ingenieria, de un
sistema de potencia idealmente cbncebido, destinado a
prestar el mismo servicio con la tecnologia y precios

vigentes en el mercado.

Los célculos del VNR que se hacen en este estudio
son considerando las <carectiristicas que presenta el

Sistema Interconectado Centro Norte.

El Valor Nuevo de Reemplazo varia dependiendo de las
caracteristicas propias de cada sistema, pero el criterio
del célculo que en este trabajo se expone puede ser
utilizado como base para el cédlculo del VNR en cualquier

sistema.
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Determinar de la forma mas precisa el V.N.R. nos

permitird tener una tarifa justa.

El concepto de economias de escala implica costos
medios de largo plazo decrecientes con los niveles de
produccidén, y por consiguiente costos marginales de largo

plazo inferiores a los costos medios de largo plazo.

Los. costos de transmisién sumados a los precios
basicos de la energia y la potencia determinan las
tarifas de venta de energia en bloque a las
distribuidoras. Estas tarifas se denominan precios en

barra.

La metodologia para tarificar la transmisién
consiste en establecer el costo marginal de esta
actividad y complémentarlo con un peaje definido como la
diferencia entre el costo medio del sistema

econdmicamente adaptado y el ingreso tarifario.

"El pago del transporte en el sistema principal
corresponde al costo total de transmisidédn constituido por
la anualidad de 1inversidn 'y costos eficientes de
operacién y mantenimiento del sistema econdmicamente

adaptado.
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Los peajes se incorporan de preferencia como cargos
fijos tratando de no distorsionar las decisiones de
operacidén por parte de los generadores y de consumo por

parte de los clientes.

El Sistema Principal del SICN podria estar
conformado  por el tramo costero ubicado | en las
inmediaciones de Lima, entre las subestaciones San Juan y
Chavarria, pero basado en aspectos legales, proyecciones
hacia el futuro, vy _la necesidad deteﬁer un Sistema
Principal més extenso, por desadaptacién del sistema se
definidé como Sistema Principal el tramo comprendido entre

Chiclayo y Lima.

Como instalacidén Econdmicamente Adaptada se define
aquella que conduce al menor costo de inversidn vy
pérdidas para la transmisidn para el valor efectivo de

potencia que transporta el sistema.
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9

RECOMENDACIONES

Las bases legales deben ser mas claras y
especificas, teniendo como uno de los objetivos
principales el promover e incentivar la participacidn de
los inversionistas en electricidad, ya sea en generacidn,

transmisidén y/o distribucidén de la energia eléctrica.

Se deben dar las disposiciones legales concretas
para definir exactamente los sistemas de Transmisidn
Principal y Secundario, por que como se ha visto de ello

depende una adecuada tarificacién.

Debido a que en la tarificacidn de la transmisiodn se
utilizan economias de escala, las tarifas se deben hacer
teniendo en consideracidn Costos Marginales a Largo
Plazo que como se ha demostrado son inferiores a los

Costos Medios de Largo Plazo.
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Instalar equipos de generacidén de electricidad en
las subestaciones méds importantes que no lo tuvieran para
que luego de una falla o de una rutina de mantenimiento

estas puedan volver a operar lo mds pronto posible.

Optimizar las 1lineas de transmisidén colocando
sistemas estaticos de compensacidn reactiva con equipo de

regulacidén electrédnica como se indica.

Es necesario la actualizacidén del VNR para una

correcta tarificacién.

Revisar y pintar las estructuras constantemente,
sobre todo las que se encuentran en la costas cercanas al
mar y estan expuestas al efecto sopladora de arena que

las destruyen rapidamente.

La repotenciacidn debe ser contemplada dentro del
V.N.R., asli como el reemplazo de equipos cuando la vida

util de estos sea menor de 30 afos.

El tiempo considerado como vida util deberia ser

entre 15 o 20 afios y no 30 anfos como lo es ahora.

Considerar en la tarificacién de la Transmisidn
aspectos importantes tales como criterios de

Confiabilidad y Calidad de Servicio, igualmente las



tarifas deben dar las seflales adecuadas para orientar las

inversiones en el sector.
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ANEXO No. 1

FORMULACION ANALITICA DE LOS CMgLP Y CMgCP

EN TRANSMISION

Supdéngase que la funcidn de costo total de una linea

de transmisidén se puede expresar genéricamente de la forma:

C =TI+ f£(I) . P2

El primer termino I representa el costo anual de
capital de una linea no optimizada capaz de transmitir P; I
puede expresarse en principio como una cantidad de obra
multiplicada por su precio unitario. Existe una infinidad
de valores de I que permiten transmitir P, por ejemplo a

través de considerar diversos grosores de conductor.

El segundo termino representa la funcidén de perdidas
totales de transmisidén para la linea de inversidén I, cuando
se transmite P. Es ciertamente una funcidén de la inversiédn
realizada (grosor del conductor por ejemplo) y, dada esta,
del cuadro de nivel de transmisidn. Es obvio que C es una

funcidn creciente de P.



El problema de dimensionamiento o6ptimo de 1la linea,
para un nivel de transmisidén P dado, consiste en determinar

I' de tal modo de minimizar C:

dc = 1 + df P2 = 0 (1)
dl dl

lo cual establece una relacidén I' = I'(P)
C éptimo = C' = I'(P) + £(I'(P)) . P2

Ahora bien, una vez definida la 1linea éptina para
transmitir la potencia P dada, el costo marginal de largo

plazo CMgLP es:

CMgLP = dC' = d1' + d [£(I'(P))] . P2 + £(I'(P)) . d4d_(P?)
dap dap dp dp
CMgLP P2 + f£(I')2P
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El término entre paréntesis es nulo en virtud de (1),

de donde:

CMgLP = 2 f£(T') . P2 = 2 £(I') . P = CMgCP

P
Vale decir CMgLP = CMgCP

Por otra parte es evidente qgue la perdida media de

corto plazo es:

p = f(I') . P2 = CMgLP

P 2

Es decir, CMgLP = 2 veces el valor de 1las perdidas

medias.



ANEXO 11

CURVAS DEL COSTO MEDIO Y MARGINAL A CORTO PLAZO.
Bl Conjunto "tipico” de curvas de costo a corto plazo de la gréfica I ilustra
lag propiedades de las curvas de costo medio y marginal. Podemos resumir tales

relaciones como sigue:

i)CFM desciende continuamente, a'proximé‘ndose asintéticamente a ambos ejes, como
lo muestran los puntos 1 y 2 en la grafica. CFM es una hipérbola rectangular. ii) CVM
baja 8l principio, alcanza su nivel minimo en el punto 4. luego sube sin cesar.
Cuando CVM esta en su punto minimo, es igual a CMg. A medida qﬁe CFM se aproxima
asintoticamente al eje horizontal, CVM se aproxima asintéticamente a CMT, como se .
ve en el punto 5. iii) CMT desciende al principio, alcanza su nivel minimo en el punto
3. y luego asciende sin cesar, Cuando CMT estd en su punto minimo.es igual a CMg.
iv) CMg baja al principio, alcanza su nivel minimo en el punt 6, y luego sube sin
cesar. CMg es igual 8 CVM y a CMT cuando estas curvas alcanzan sus valores minimos.
Ademas, CMg ests por debajo de CVM y de CMT cuando estas curvas descienden, y por

encima de ellas cuando las mismas suben.
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CURVAS DEL COSTO MEDID Y MARGINAL A LARGO PLAZO.
Podemaos brazar una curva de costo marginal a largo plazo correspondienle a
la curva de planeamienlo, o sea, ln de costo medio a largo plazo, come aparece en_la

grafica 1v.

Consideremos la planta representada por la curva de costo medio a corto plazo,

CMC. con @u curva de costo marginal a corlo plazo correspondicnle, CMgCy. En el

punlo A, que corresponde 8 la produccion Ox;, CMC y CML. son iguales. Por tanto, log

costos totales a corto plazo y targo plago tambien son iguales.

Por lonto, para un aumento de la produccion hacia Oxi, el costo marginal a
largo plazo - cualquiera que sea - debe ser mayor que el costo marginal a corto
- plazo que si conocemos: nos hemos movido de un punto en el que el costo total a
corto plazo cs mayor que el costo Lotal a largo plazo a olro en que smbos son
iguales. en consecuencia, la adicién al costo tolal, o sea, el costo .marginal, debe ser
menor en la curva a corto plazo que en la de a largo plaze. Ast que CMgl es mayor

que CMgC a la izquierda del punlo A.

Cuando la produccidn aumenla de 0y a 0x"{, se da la siluacién contraria. CMCy
es mayor que CMI, en 0x";, de modo que el costo Lolal a corlo plaze es mayor que el
costo Lozl & largo plazo cn esle punto. Ahora nos hemos movide de un punto en el
que el coxto total a corto plazo 2z iguol 8 coslo lote) a largo plaze (Oxq)a otro en

que ¢} costo total a corto plazo es moyor que ¢l costo lotal a largo plazo (0x"|). Por

tanto, la adicién al costo lolal, esto es, el codo marginal, debe ser mayor pars la

curva ¢ corte plazo que para la de large plazo. Cuslguiera que sea el CMgl. sshemos

que debe ser menor que CMgCy a la derccha de Oxy.



Contamos ahora con la informacién neccsaria para encontrar un punto de la

curva CMgL. Ya que la misma debe ser mayor que CMgCy a la izquierda de Oxq, y
menor que CMgCy a la derecha de Oxy. CMgl debe ser igunl que CMgC; en la

produccién Oxy. Asi oblenemog el punto B de la curva de CMglL. Repelimos este

proceso para encontrar todos los demas puntos. Tomemos la siguiente curva de costo-
medio a -corto plazo, junto con su curva de costo marginal correspondiente. CMgl,
debe ser igual a este CMgC vpara la produccion en la que 13 curva CMC es tangente a
la curva CML. Completando este procedimiento para todos los tamafios deplanta,

generamos la curva CMgl..

Debemos hacer una observacion muy importante: CMgl intersecta a CML cuando
esta Gltimn alcanza su nivel minimo. Habrs una, y sélo uns, planta a corto plazo
cuyo costo medio miniro coincida con el costo medio minimo a largo plazo. En la-
grafica [V representamos esta planta por CMCm y CMgCM' Estas curvas coinciden en el
punto minimo de CMCm, que es tangente a CML en el punto minimo de ambas, Como
hemos visto, (Mgl es igual a CMgC en el punto en que CMC y CML son tangentes; por

tanto. CMgl. debe pasar por el punto minimo de CML. .

La curva de costo medio a largo plazo indica el coslo unilario minimo de cada
nivel de produccion; la curva de costc marginal 8 largo plazo indica o centidad
minima en que se incrementa el costo cuando se expande la produccién, y la

cantidad mixina que puede shorrarse cuando disminuye la produccién.
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MANTENIMIENTO ELECTROMECANICO - CELDAS 220 KV
DETALLE DE MANO DE OBRA POR EQUIPO

[INTERRUPTOR SECCIONADOR(*) | TRANSFORMADOR |
| | | DE CORRIENTE :
DESCRIPCION, ~ UNIDAD | COSTO | CANTIDAD| SUB- | CANTIDAD| SUB- | CANTIDAD! SUB- !
; {UNITARIO TOTAL - TOTAL i TOTAL |
: sl S/. S s !
CAPATAZ {HOMBRE-DIA | 44.30 ! 027 1223 0.18 8.15 0.05 2.02
TECNICO [HOMBRE-DIA | 40.80 | 3.00 12240 | 200! 81.60 0501 2040
TOTAL 134.63 i TOTAL 89.75 | TOTAL | 2242
. I TRASNFORMADOR DE, PARARRAYOS TRAMPA DE ONDA
. | TENSION
DESCRIPCION! UNIDAD | COSTO | CANTIDAD| SUB- | CANTIDAD| SUB- | CANTIDAD! SUB-
~ JUNITARIO TOTAL TOTAL TOTAL
I s S/. s. | Sl.
CAPATAZ |HOMBRE-DIA|{ 44.80 0.05 2.02 0.05 2.02 0.05 2.02
TECNICO |HOMBRE-DIA |  40.80 050 | 2040 050 | 2040 0.50 | 20.40
TOTAL 22.42 | TOTAL 2242 | TOTAL 2242

(*y SECCIONADOR DE LINEA Y DE BARRA.



MANTENIMIENTO EI ECTROMECANICO DE CELDAS EN 220KV

UNIDAD DE TRANSMISION NORTE - SUBESTACION GUADALUPE

COSTO: MANC DE OBRA

DESCRIPCION COSTOW. CELDA (-234,0-296 CELDAREACTORPG CELDA CELDA
TRAFO T 13 - 264 ACOPLAMIENTO
UNITARIO [ CANTIDAD | TOTALS. | CANTIDAD | TOTALS. | CANTIDAD | TOTALS. | CANTDAD | TOTALS.
INTERRUPTOR 134 63| 106 134,63 1.00} 134 63 100} 134 63 1.00 14 63|
SECCIONADOR DE LINEA 89.76| 100 89.75 0.00| 0.00 0.00 0.00 0.00 0.00{
SECCIONADOR DE BARRA 89.75 200 179.61 200} 179.51| 200} 179,51 2.00 179.51}
SECCIONADORNEUTRO 89.76 0.00| 0.00 0.00 0.00 0.00 000 0.00 0.00}
TRANSFORMADOR CORRENTE 2242 100 2242 0.00} 0.00 0.00 000} 1.00 2242
TRANSFORMADOR TENSION 2242 1.00 2242| 0.00{ 0.00 0.00 0.00| 2.00| 448!
TRAMPA ONDA 2242} 100 2242 0.00 000} 0.00| 0.00 0.00 | 0.00
PARARRAYOS 2242 000 0.00 1.00} 2242} 1.00 2242 0.00 0.00
COSTO TOTAL MANO DE 0BRA S/, (] 474,44 346,66 336.56 381.39




GLOSARIO DE TERMINOS

Barras de Transferencia
Son aquellas barras en donde existen enlregas y/_o Retiros de 2 6 mas integrantes del
COES.

COES .

Comités de Operacion Econémica de Sistemas Eléctricos Interconectados. Es el
organismo técnico responsables de la coordinacion de la operacién y mantenimmiento
de centrales y lineas de transporte de un sistema. En aquellas horas en que existe
generacién térmica, el costo marginal es el costo variables de la unidad térmica mas
cara en operacién. En aquellss horas en que enel SICN (Sistema Internacional Centro
Norle) no exisle generacion térmica, el costo marginal resulta igual sl valor del agua
del .Emba_lse Junin.

En caso de racionamiento es el costo de racionamiento.

Costo lotsl de Transmision.

Costos de operacion y mantenimiento eficientes que comprenden:
- Costos de personal (con beneficios)

-~ Coslos de conlratos de mantenimiento

- Costos de Combustible, lubricantes, etc.

- Costos de seguridad



- Anualidad de capitales inmovilizados en repuestos, herramientas,
vehiculos, edificios

- Adquisicién de materiales.

Entregas o (nyecci.ones
Corresponde a los aporles de energia de uns central generadora o la inyeccién de

energia de una linea de transmisién hacis una barra.

Horas de Punta.
Horas del dia comprendido entre las 18:00 y las 23:00, pudiéndose exceptuar los diss
domingo y los dias no laborables, cuando lo solicite el cliente, siempre y cuando sean

de su cargn los costos adicionales de medicidn,

Horas fuera de Punta.

Horas del dia no comprendidas en las horas de punta.

fugreso Tarifario (IT)
Comprende el Ingreso Tarifario de Fnergia (ITE) y el Ingreso Tarifario de Polencia

(ITP).



Ingreso Tarifario de Energia (ITE)

Fs la remuneracion que se procede en el proceso de valorizacion de la enerpia
inyectada y retirada pro generadores a Coslo Marginal, y que pértenece al
(ransportisla. Para la determinacion de tarifas se calcula un ingreso Tarifario de

Energia esperado.

Ingreso Tarifario de Polenc(ITP)

fis 1a remuneracin que se produce en el proceso de valorizacién de la potencia
inyectada y retirada por generadores a precio de barra, y que pertenece al
transportista. Se calcula en el proceso de valorizacién de las transferencias de
- polencia dc punta. Para la determinacidn de tarifas se calcula un ingreso tarifario de

potencia esperado,

Manlenimiento Mayor,
Seré aquel mantenimiento cuya ejecucidn requiere retiro total por mas de 24 horas
de la unidad generadora o equipo principal de transmisién. El equipo principal de

Transmisién sera calificado por COES.

Peaje de Conexidn.
Es Ia diferencin enlre el Coslo Tolal de Transmision anual y el Ingreso Tarifario anual

pagado por los generadores en proporcion a su potencia firme.



Periodo de Fsliaje

Mese del Aho comprendido entre los meses de mayo a noviembre inclusive.

Periodo de Avenida.

Meses del ano no comprendidos en el periodo de estiaje.

Plan Referencial.
Fs el programa tentativo de estudios y obras de generacién y transmision a minimo

costo para cubrir el crecimienlo de la demanda de energia en €l mediano plazo.

Polencia Firme.
La Sumatoria de las potencias firmes de todas las unidades generadoras es igual a la

demanda maxima de potencia anual del sistema.

Reliros.

Corl';esponde a la energia que es vendida en una barra por un generador a un cliente,
mediante ‘un contralo comercial externo al COES. Los clientes pueden ser empresas
distribuidoras o clienles libres. Desde este punto de visla, es importanle tener claro
que en el COES, el reliro se asocia al generador que vende la energia y no al cliente,
- En el caso de la empresa de transmision, ¢l retiro corresponde a la energia que va

desde la barra hacia la linea y siempre que no sea vendida al cliente.



Sistema Econémicamenle Adaptado.

s aquel sistema en el que se presente un equilibrio de oferta y demanda y al mismo
tiempo provee el menor costo de progluccién. manteniendo la calidad del servicio.
Para considerar un sistema econdmicamente adaptado se determinard el diseho
éptimo que se tendria, con la tecnologia aclusl, para una carga delerminada. Las
inslolaciones seran valorizadas como si fuesen nuevas a precios internacionales, y
con lecnologia conforme al estado del arte, que presente una utilidad equivalente y

proporcione similar calidad de servicio.

Sistema Interconeclado.
Conjunto de lineas de transmision y subestimaciones eléctricas conectadas enlre si,
asi como sus respeclivos centros de despacho de carga, que permite 1a transferencia

de energia eléctrica entre dos 0 mas sistemas de generacidn,

Sistema de¢ Transmision Feondmicamente Adaplado. |

Es una red de lransmisién dimensionada a los requerimientos de la demanda en el
periodo de estudio para la fijacion tarifaria (4 ahos), con el menor costo y
mantenimiento un adecuado nivel de servicio. No se consideran instalaciones
ineficientes ni redundantes. Para la determinacion del Sistema FEcondmicamente
Adaptado  del  Sistemn  Principal de  Transmision, se  considerard  aquel
dimensionamiento que corresponda a la polencia maxima que Ltransporta dicho

sistema.



