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RESUMEN 

Uno de los pilares para lograr el desarrollo económico sostenible de un país es contar con 

infraestructura adecuada y servicios básicos, entre los que es particularmente importante 

la provisión de electricidad, que debe realizarse de manera eficiente y confiable para 

cubrir las necesidades de la población. Con objeto de lograr estos objetivos, en la última 

década se llevó a cabo importantes reformas en el sector eléctrico en nuestro país. Estas 

reformas modificaron de manera apreciable la organización del sector eléctrico, 

concretamente, la diversificación del parque generador peruano. Al día de hoy, en nuestro 

país, se cuenta con generación eléctrica por fluentes renovables (eólica y solar), 

generación hídrica (centrales hidráulicas que usan el recurso hídrico) y generación 

térmica (centrales termoeléctricas, ciclos combinados, carbón, diésel, entre otros). 

El COES a través de su Centro de Control, asegura permanentemente el equilibrio entre 

la demanda y la oferta, priorizando el bajo costo, la seguridad y confiabilidad del servicio 

eléctrico. En ese sentido, y de acuerdo al marco regulatorio de nuestro país, la generación 

con recursos energéticos renovables y centrales de generación hídrica se vuelven 

prioritarias y de operación continua siempre que estén disponibles. Por lo tanto, las 

centrales eléctricas convencionales (centrales térmicas, ciclos combinados y centrales a 

carbón) tienen que funcionar de manera muy flexible utilizándose cada vez más como 

Stopgaps (Centrales de arranque y parada). 

Bajo el contexto descrito, el presente trabajo se centra en las centrales de generación 

termoeléctrica como lo son las turbinas a gas y los ciclos combinados, enfocándose en la 

flexibilidad operativa como oportunidad de mejora en la vida útil de las unidades y como 

ingreso económico en el margen variable de las centrales de generación termoeléctrica. 
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ABSTRACT 

One of the pillan to achieve the sustainable economic development of a country is to have 

adequate infrastructure and basic services, among which is particularly important the 

provision of electricity, which must be done efficiently and reliably to meet the needs of 

the population. In order to achieve these objectives, in the last decade important reforms 

were carried out in the electricity sector in our country. These reforms significantly 

modified the organization of the electricity sector, specifically, the diversification of the 

Peruvian generator park. Today, in our country, we have electricity generation from 

renewable sources (wind and solar), water generation (hydroelectric plants that use water 

resources) and thermal generation (thermoelectric plants, combined cycles, coal, diesel, 

among others). 

COES through its Control Center, permanently ensures the balance between demand and 

supply, prioritizing the low cost, safety and reliability of electric service. In this sense, 

and according to the regtdatory framework of our country, the generation with renewable 

energy resources and hydroelectric power plants become priority and of continuous 

operation whenever they are available. Therefore, conventional power plants (thermal 

power plants, combined cycles and coal-fired power plants) have to function very 

flexibly, using more and more as Stopgaps. 

Under the described context, the present work focuses on thermoelectric generation plants 

such as gas turbines and combined cycles, focusing on operational fiexibility as an 

opportunity to improve the useful life of the units and as an economic income in the 

Variable margin of thermoelectric generation plants. 
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I. 	PLANTEAMIENTO DE LA INVESTIGACIÓN' 

1.1 	Identificación del problema: 

El problema de despacho y coordinación en un SEP (Sistema Eléctrico de Potencia) busca 

determinar los niveles de producción de las centrales del sistema que permitan abastecer 

la demanda al menor costo posible, respetando las limitaciones técnicas impuestas por el 

modelo eléctrico utilizado. 

Bajo este principio, el COES coordina la operación de corto, mediano y largo plazo del 

SERV al mínimo costo, preservando la seguridad del sistema y el mejor aprovechamiento 

de los recursos energéticos; para ello, las centrales de generación eléctrica llamadas a 

generar de manera constante y en primer lugar son las centrales hidráulicas y centrales 

RER (Recurso Energético Renovable), posteriormente y si la demanda lo requiere, son 

llamadas a operar las centrales convencionales (centrales térmicas de ciclo simple y ciclos 

combinados, entre otros) es en este punto donde dichas centrales tienen que funcionar de 

manera muy flexible para seguir la curva de la demanda. Debido a este acontecimiento, 

es importante conocer cómo gestionar las flexibilidades operativas de tal forma que 

apoyen al coordinador del sistema y que sea, al mismo tiempo, un beneficio que se 

evidencie en el margen variable de las centrales de generación termoeléctrica. 

1.2 	Formulación de problemas 

1.2.1 Problema general 

a) ¿De qué manera la gestión en las flexibilidades operativas impacta en el margen 

variable de las centrales de generación termoeléctrica? 

1.2.2 Problemas específicos 

a) ¿Qué alcances tiene la gestión en las flexibilidades operativas respecto al régimen 

de despacho involucrado al margen variable de las centrales de generación 

termoeléctrica? 

I En el anexo A: Se presenta la matriz de consistencia de la presente tesis. 
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¿En qué medida la gestión en las flexibilidades operativas influye sobre el margen 

variable de una central de generación termoeléctrica? 

¿Qué impacto tiene la gestión de las flexibilidades operativas en el consumo de 

gas natural y como se refleja en el margen variable de centrales de generación 

termoeléctrica? 

1.3 	Objetivos de la investigación 

1.3.1 Objetivo general 

a) Implementar una adecuada gestión en las flexibilidades operativas para su 

aplicación en el margen variable de centrales de generación termoeléctrica. 

1.3.2 Objetivos específicos 

Gestionar eficientemente las flexibilidades operativas para un óptimo régimen de 

despacho que involucre el margen variable de las centrales de generación 

termoeléctrica. 

Determinar el grado de influencia de las flexibilidades operativas sobre el margen 

variable de una central de generación termoeléctrica. 

Determinar el impacto de la gestión de las flexibilidades operativas en el consumo 

de gas natural y su reflejo en el margen variable de centrales de generación 

termoeléctrica. 

1.4 Justificación 

1.4.1 Legal 

El resultado de la investigación brindará soporte legal a las fichas técnicas declaradas ante 

el COES para así evitar posibles multas por parte del Comité de Operación Económica 

del Sistema Interconectado Nacional (COES) y el Organismo Supervisor de la Inversión 

en Energía y Minería (OSINERGM1N). 
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1.4.2 Teórica 

El resultado de la investigación aporta criterios teóricos para la óptima gestión de las 

flexibilidades operativas de las centrales termoeléctricas. 

1.4.3 Tecnológica 

El resultado de la investigación aportará criterios técnicos y prácticos para la 

implementación de la gestión de las flexibilidades operativas de las centrales 

termoeléctricas. 

1.4.4 Económica 

El resultado de la investigación ayudará a evitar posibles penalidades por parte del 

Organismo Supervisor de la Inversión en Energía y Minería (OSINERGMIN) hacia los 

generadores sin transgredir los parámetros operativos y aumentando los ingresos por la 

optimización del margen variable de centrales de generación eléctrica. 

1.4.5 Social 

El resultado de la investigación tendrá un aporte social debido a que las centrales 

tennoeléctricas ayudarán a mantener la estabilidad del Sistema Eléctrico Interconectado 

Nacional (SEIN) y así continuar en óptimas condiciones el suministro eléctrico hacía los 

peruanos. 

1.4.6 Práctica 

El resultado de la investigación tendrá una aplicación práctica en las Centrales 

Termoeléctrica de la zona de Chilca, debido a su posición fundamental para el 

abastecimiento de energía eléctrica para el pueblo peruano. 
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II. 	MARCO TEÓRICO 

2.1 	Antecedentes del Estudio: 

En los últimos años con el crecimiento alto de la demanda y la falta de oferta se han 

introducidos cambios temporales mediante decretos legislativos y decretos de urgencia 

debido a los problemas de saturación del gasoducto de Camisea y la congestión en la 

transmisión por atraso de los proyectos de transmisión. 

La planificación del sector energético del país significa adelantarse a los hechos del 

sector, previendo el crecimiento futuro de la demanda de energía eléctrica, para estimular 

el crecimiento de la oferta que represente el menor costo de inversión, operación y falla, 

y cuente con suficiente reserva. 

La reserva debe evitar el racionamiento y los cortes de servicio aun en casos temporales 

y ante la ocurrencia de contingencias simples como las fallas fortuitas de centrales 

generadoras, líneas y sub estaciones del sistema eléctrico. 

La demanda de energía es el resultado de un proceso de crecimiento de la población y de 

la economía del país. Hay que asegurarse que la oferta de energía sea suficiente y que 

además sea la mejor solución económica de largo plazo en cuanto al uso de los recursos 

energéticos y en cuanto a la secuencia en que se van a desarrollar. 

La planificación del sector debe velar por el interés común de todos los usuarios del 

sector, es decir que alguien esté mirando el panorama completo de la situación actual para 

anticiparse al futuro. 

(Carmona, 2008) Realizó la tesis: Estudio de controladores de ciclo combinado para el 

mejoramiento de la respuesta dinámica de la unidad, en la Pontificia Universidad Católica 

de Chile 

La tesis llegó a las siguientes conclusiones: 

La creciente incorporación de los ciclos combinados en el campo de generación 

de energía eléctrica, acentúa la necesidad de conocer sus dinámicas y respuestas 

ante perturbaciones, no sólo para mantener un estado de operación óptimo en el 

sistema, sino que también en la central. Las diferencias existentes en la tecnología 
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de ciclos combinados, exige el modelado de cada unidad en forma independiente, 

incluyendo las características propias de cada uno para asegurar una respuesta 

ajustada a la realidad. 

La operación de los reguladores de velocidad y su adecuada respuesta ante 

perturbaciones, es de alta importancia para asegurar una operación estable y 

segura del sistema eléctrico. Además, un mejoramiento en su desempeño durante 

una perturbación del sistema, permite convertir a las centrales de este tipo en un 

apoyo real y robusto a las centrales Hidroeléctricas, especialmente cuando éstas 

deben participar en la ejecución de los servicios complementarios de regulación 

de frecuencia, el cual cabe señalar debe ser remunerado considerando entre otros 

factores el desempeño dinámico del conjunto turbina-regulador de velocidad. 

(Celis, y otros, 2012), realizaron la tesis: Plan estratégico del sistema de generación 

térmica de electricidad en el Perú, en la Pontificia Universidad Católica del Perú. 

La tesis llegó a la siguiente conclusión: 

El potencial de aprovechamiento de recursos energéticos del Perú como territorio 

se hace extensivo a los países que nos rodean. En ellos hay un potencial en la 

generación térmica de electricidad que permitiría un desarrollo más seguro y 

sostenible donde el Perú puede tener un rol socio estratégico para la región. En 

sistemas eléctricos maduros las interconexiones internacionales son una práctica 

que ha dado buenos resultados. El desarrollo de un sistema regional 

interconectado reforzará los lazos comerciales y económicos de los países de la 

región, lo cual garantizará un crecimiento armónico y reglas de juego claras en las 

que se reflejen realmente intereses compartidos y permita direccionar los recursos 

y esfuerzos a desarrollarlos siendo beneficiosos para todas las partes que 

participan. 

La gestión energética viene del desarrollo de procesos de las empresas, las que 

implican establecer un sistema de que comprenda un proceso de seguimiento, 

control y conservación de la energía para todas las plantas que conformen el 

parque generador térmico. Se tiene que verificar los procedimientos adecuados o 
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verificar que no falten formas efectivas de medición de su consumo de energía y 

procesamiento de información, así también el foco en la búsqueda de 

oportunidades para ahorrar energía y conocer muy bien cuáles son las potenciales 

fuentes de ahorro y de esas fuentes, cuanta energía que se puede aprovechar. Es 

probable que se tenga que adaptar algún modelo de gestión energética e ir 

madurándolo para que no pierda importancia en algunos casos o dejen de tener 

vigencia. Un sistema de gestión energética efectivo asegura una reducción del 

impacto ambiental que produce el uso ineficiente de la energía, eliminar las 

sanciones que podrían imponerse a futuro por una inadecuada explotación del 

recurso y también sostenibilidad financiera de las empresas del sistema. 

Es vital que el sistema considere implementar una política direccionada al cuidado 

de los recursos naturales y la multiculturalidad por lo que el país es reconocido. 

Se debe alinear la gestión de responsabilidad social a tener políticas partidarias 

con el medio ambiente y una imagen de responsabilidad social reconocida por las 

comunidades relacionadas. En muchas zonas donde existe potencial de desarrollo 

para el sistema de generación térmica de electricidad existen recursos turísticos 

aprovechables, por lo cual es fundamental tener una muy especial atención de los 

impactos que puedan ocasionar la construcción y el funcionamiento de proyectos 

de generación. Se tiene que ser más intensivos en la toma de consideración de las 

medidas de prevención y minimización de impactos ambientales, no solo de las 

que ocasiona el sistema, sino también los sistemas relacionados como son la 

industria del gas y el sistema de distribución. 

(Morales, y otros, 2013), realizaron la investigación: Estudio y simulación del despacho 

económico con diversas fuentes de generación mediante herramientas en línea, en la 

Universidad Pontificia Bolivariana: 

La investigación llegó a la siguiente conclusión: 

La solución al problema del despacho económico y la distribución óptima de cargas jamás 

será resuelta absolutamente por los programas informáticos, ya que las decisiones que se 

toman en la operación de los sistemas de potencia deben antes que nada pasar por los 

criterios de los consejos de operación y despacho respectivos, los cuales son coordinados 
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por humanos. Las herramientas informáticas desarrolladas en este proyecto ofrecen un 

pequeño vistazo a la realidad que puede servir para ser más críticos a la hora de tomar 

decisiones, mejorar los criterios respecto a una consciencia situacional responsable, y 

actuar con seguridad ante contingencias en tiempo real. 

(Balarezo, y otros, 2014), realizaron la tesis: Planeamiento estratégico del sector de 

generación de energía eléctrica del Perú, en la Pontificia Universidad Católica del Perú. 

La tesis llegó a las siguientes conclusiones: 

Descentralizar la generación de energía eléctrica del SEIN mediante el desarrollo 

de nuevas centrales de generación en las zonas más alejadas del norte y sur del 

país, con el objetivo de tener solo un 40% a 2030 en el centro del país. 

Adicionalmente, esto mejoraría la seguridad y confiabilidad del sistema eléctrico 

nacional. 

Considerar exportar como un mercado secundario a los países vecinos (por 

ejemplo, Chile y Brasil) mediante los acuerdos energéticos binacionales existentes 

liderado por el Ejecutivo y las aventuras conjuntas o alianzas estratégicas entre 

empresas privadas de generación y transmisión, así como entre inversionistas 

nacionales y extranjeros. La exportación de energía es una de las estrategias 

planteadas sin embargo el objetivo prioritario es cubrir la creciente demanda 

peruana. 

Participar activamente en integrar los sistemas aislados al SEIN por intermedio 

del reconocimiento de la generación aislada por parte del Estado, mediante el 

procedimiento vigente de concesiones eléctricas del MEM. Estas empresas en 

calidad de aisladas, luego de ser reconocidas por el Estado (concesionadas) 

deberán cumplir el requisito estándar de empresas generadoras definidas por el 

sector. 

Exigir la certificación IS014001 a todas las empresas del sector para garantizar el 

compromiso con el medioambiente y optimizar el uso de sus recursos en beneficio 

de la comunidad. 
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Exigir la certificación PAS 55 e 150 9001 para las empresas generadoras cuya 

participación en el sector represente más del 90% del mercado, con la finalidad 

de disminuir las fallas fortuitas a 1% y garantizar un abastecimiento eficiente de 

energía a las empresas transmisoras y distribuidoras. 

Promover el acercamiento entre los empresarios del sector y las instituciones 

técnicas o universitarias con la finalidad de ampliar el conocimiento sobre el 

sector de generación de energía eléctrica y contribuir a que el Perú mejore sus 

niveles de productividad y competitividad. 

La difusión y capacitación de energías renovables deberían encajar con las normas 

relacionadas al medioambiente y protección a comunidades nativas, campesinas, 

y triviales (por ejemplo, comunidades no contactadas aún). 

Las empresas generadoras privadas a través de la Sociedad Nacional de Minería, 

Petróleo y Energía (SNMPE), propicien el dialogo con el Ministerio de Energía y 

Minas para promover y fomentar la privatización de las empresas generadoras 

estatales en particular al Complejo Hidroeléctrico del Mantaro de Electroperú que 

estuvo en venta en el año 2000 pero no prosperó por temas políticos y sociales. 

(Henderson, 2014), realizó la investigación: Aumentar la flexibilidad de las centrales 

eléctricas de carbón, en LEA CLEAN COAL CENTRE. 

La investigación llegó a la siguiente conclusión: 

La operación flexible agrega tensiones de fatiga térmica y mecánica al daño por 

fluencia que se produce de todos modos con el tiempo en las partes de presión de 

una planta de energía a carbón. Estos, junto con la corrosión, la expansión 

diferencial y otros efectos, a menudo sinérgicamente, dan como resultado una 

reducción de la vida esperada de dichos componentes diseñados para la carga 

base. Los operadores y fabricantes han considerado los mecanismos de estos 

efectos perjudiciales y han encontrado soluciones. Además, se han ideado medios 

para aumentar la flexibilidad que estaban limitados por consideraciones que no 
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limitaban la vida, como mejores sistemas de disparo y mejores sistemas de 

accionamiento de motor auxiliar. El resultado es la disponibilidad de equipos 

nuevos y modificados, procedimientos operativos revisados, nuevas 

especificaciones y nuevas ideas para hacer que los diseños futuros de las plantas 

sean más flexibles y al mismo tiempo mantener la eficiencia lo más alta posible. 

Los mecanismos de daños potenciales del servicio de ciclado de la planta son bien 

conocidos y existen medios técnicos para que las plantas convencionales basadas 

en la combustión logren la flexibilidad necesaria sin una pérdida inaceptable de la 

vida de la planta y la eficiencia térmica. Se está trabajando en los medios para 

aumentar la flexibilidad de los sistem.  as futuros. Es importante que las 

recompensas financieras sean suficientes para cubrir el costo de mantenimiento 

de las plantas de equilibrado de la red, de modo que la capacidad adecuada 

alimentada con combustibles fósiles siga estando disponible para mantener la 

confiabilidad de los suministros de energía. 

(Salinas, 2014), realizó la tesis: La regulación secundaria de frecuencia como 

competencia en el mercado eléctrico peruano de servicios complementarios, en la 

Universidad Nacional del Callao. 

La tesis llegó a las siguientes conclusiones: 

Los servicios complementarios proporcionan un gran apoyo para asegurar la 

calidad del servicio y la confiabilidad del sistema. Por esta razón se necesita 

regular y tarificar de manera óptima estos servicios. En los países desarrollados, 

como Australia, Inglaterra y Estados Unidos estos servicios se encuentran 

normados para que haya una claridad en los contratos entre proveedores y 

usuarios. En nuestro país aún no existe una situación muy clara sobre mercado de 

servicios complementarios y el presente trabajo presentó las disposiciones para 

iniciar a trabajar en estos conceptos. 

Un mercado con alta concentración, es decir, con poder del mercado, no muestra 

la tendencia a llegar a la eficiencia económica. La situación del servicio de 

regulación secundaria de frecuencia se debería clarificar considerando una sección 
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especial para este. Al parecer esto no sucede debido al perjuicio de la rentabilidad 

de las empresas, y corno estas tienen cierto poder del mercado, estas normas 

tendrían muchas trabas en el camino. De lo analizado en el presente trabajo se 

deduce que los incentivos económicos ayudan a introducir competencia, mermar 

el poder de mercado, mejorar la calidad y confiabilidad, es decir, ayudan a 

gestionar eficientemente los servicios. 

Por las condiciones de optimización del despacho económico, haber introducido 

el servicio de regulación secundaria de frecuencia dentro de la ecuación de 

minimización del costo total de la operación del sistema es lo más eficiente. De 

los resultados analizados para la época de estiaje y avenida se demuestra que: para 

la mínima demanda de la época de estiaje la prioridad para la realización del 

servicio de regulación secundaria de frecuencia la tienen las centrales térmicas, 

esto se debe básicamente al criterio de optimización del uso del agua, mientras 

que para la mínima demanda de la época de avenida la prioridad para la realización 

del servicio de regulación secundaria de frecuencia la tienen las centrales 

hidroeléctricas, esto se debe básicamente al criterio de vertimiento del agua. Cabe 

resaltar que, en todo sistema hidrotérmico, como el caso peruano, la combinación 

de uso de los recursos hídricos y térmicos siempre nos brindan la minimización 

del costo de la operación en el corto, mediano y largo plazo. 

No existe una combinación ideal de los tres objetivos de la operación. La 

combinación óptima es única para cada sistema y varía conforme a cada condición 

de operación. Los objetivos de seguridad y economía son aún contradictorios a 

causa de razones obvias: una mayor seguridad implica mayores costos de 

operación. Adicionalmente, los sistemas de regulación de frecuencia y los 

esquemas suplementarios de respaldo son complementarios y conjuntamente 

integran el esquema completo de regulación y control de frecuencia para 

garantizar la seguridad y calidad de suministro en el SEIN en casos de desbalances 

de demanda o eventos. Según lo analizado en el presente trabajo, este servicio 

complementario de regulación de frecuencia es el más importe para que el usuario 

final goce del servicio eléctrico. 
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(Mendoza, 2015), realizó la tesis: Sistema de monitoreo de mercado eléctrico y aplicación 

de indicadores en el Sistema Eléctrico Interconectado Nacional, en la Pontificia 

Universidad Católica del Perú. 

La tesis llegó a las siguientes conclusiones: 

Los agentes como empresas rentables y competitivas requieren de toma decisiones 

oportunas y acertadas, por lo que se hace necesario contar con instrumentos y 

herramientas de monitorización del mercado que proporcione datos e información 

oportuna y confiable, para identificar oportunidades y riesgos. Los agentes 

requieren de una metodología de seguimiento del mercado eléctrico que 

proporcione información que conlleve a garantizar un ambiente confiable e 

imparcial para todos, de manera que se disminuya las asimetrías de información. 

Un sistema de monitoreo proporciona información útil para la tomar decisiones y 

sirven también de apoyo a los procesos de planeación estratégica. 

El indicador evolución de la desviación del despacho programado versus el 

ejecutado en el mediano y largo plazo permite apreciar el impacto que implica 

desconectar unidades generadoras para mantenimiento programado en forma 

indiscriminada. Adicionalmente, el impacto de las desconexiones forzadas de las 

unidades de generación sobre el sistema. 

La necesidad de tener sistemas que capten la información que se origina en un 

mercado con mucha incertidumbre, resulta de mucha utilidad para prever que se 

presenten dificultades. Adicionalmente, permite planificar estrategias para el 

futuro y como enfrentar los problemas proponiendo modificaciones a la 

normativa. 

(CDEC-S1NG, 2016), realizó la investigación: Flexibilidad y sistemas de 

almacenamiento en el sistema eléctrico nacional en el año 2021. 

La investigación llegó a las siguientes conclusiones: 
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La flexibilidad operacional proporcionada por las centrales de hidro-embalse es 

imprescindible para gestionar la variabilidad intra-diaria y horaria de la demanda 

neta, reduciendo el impacto sobre el parque generador térmico. 

Conforme los desafios para la coordinación de la operación del sistema eléctrico 

nacional identificados en el presente estudio, se recomienda preparar 

anticipadamente la implementación del nuevo régimen de servicios 

complementarios (SSCC), evaluando nuevos SSCC, tales como ramping y 

cycling, y esquemas de remuneración en base mecanismos de mercado 

(incentivos) para garantizar una mayor liquidez de los servicios actuales y otros 

nuevos, en consistencia con la dinámica prevista intra-diaria y horaria del sistema 

eléctrico nacional. 

En términos generales, teniendo presente las distintas alternativas operativas y/o 

tecnológicas para aumentar la flexibilidad del sistema eléctrico nacional, se 

recomienda que ésta sea planificada; mediante un proceso formal y periódico 

realizado por el coordinador eléctrico nacional, a través de análisis similares a los 

desarrollados en este estudio. 

2.1.1 Evolución normativa técnica peruana: 

1892, Ley orgánica de municipalidades. (OSINERGMIN, 2017 pág. 110). 

Las concesiones del servicio público de electricidad se sujetaron a 

contratos de suministro eléctrico entre los concejos municipales y los 

concesionarios. 

1955, Ley 12378. Ley de la Industria Eléctrica. (OSINERGMIN, 2017 pág. 

110). 

Normar y regular las relaciones entre productores y usuarios, estimular la 

inversión. Se creó el Consejo Superior de Electricidad que debe estimular 

el desarrollo de la industria eléctrica. 
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- 	Se creó la comisión de tarifas eléctricas. 

- 	Fijó requisitos para concesiones, permisos y licencias. 

En 1968 crea el Ministerio de Energía y Minas (MEM). (Estela, 2012 pág. 7). 

En 1970, la industria eléctrica estaba en manos del sector privado. (Estela, 

2012 pág. 7). 

1972, D.L. 19521 Ley Normativa de Electricidad. (OS1NERGM1N, 2017 pág. 

110). 

- 	Estatizar a las empresas privadas de electricidad. Declara de necesidad, 

utilidad y seguridad pública el suministro eléctrico. 

- 	El MEM entidad rectora y reguladora. 

La acción empresarial del estado ejercida por Electroperú a cargo de 

planificar las inversiones del sector, integrando los servicios eléctricos 

nacionales. 

Promueve la investigación en recursos energéticos. Se fija una tarifa 

unificada nacional. 

1982, Ley 23406. Ley General de Electricidad. (Estela, 2012 pág. 8). 

- 	Establece marco jurídico que permite desarrollo descentralizado del sector 

eléctrico. Crea empresas regionales autónomas. 

- Norma a los autoproductores y al aprovechamiento de los recursos 

hídricos. 
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Crea el plan maestro de electricidad, plan nacional de expansión de la 

frontera eléctrica y los planes de desarrollo eléctrico. 

- Artículo 20: Electroperú realizará el planeamiento eléctrico a nivel 

Nacional a través del plan maestro de electricidad. 

Artículo 52: El plan maestro de electricidad es el programa de 

equipamiento resultante de la evaluación permanente de los recursos 

energéticos susceptibles de ser aprovechados en mediano y largo plazo y 

de la formulación de las alternativas técnicas y económicamente más 

convenientes para satisfacer dichas necesidades. Será elaborado en 

concordancia con el Plan Nacional de Desarrollo. (Estela, 2012 pág. 9). 

- Corresponde a ELECTROPERU la elaboración del Plan Maestro de 

Electricidad, el que será aprobado por el Ministerio de Energía y Minas. 

(Estela, 2012 pág. 9). 

- 	El Plan Maestro de Electricidad, será presentado anualmente al Consejo 

de Ministros y al Congreso. (Estela, 2012 pág. 9). 

Artículo 60: Corresponde al Instituto Nacional de Planificación los 

estudios y obras de generación y transmisión de las empresas de servicio 

público de electricidad. (Estela, 2012 pág. 8). 

Desde 1972 y en el periodo de 1980 a 1985, las inversiones en el sector 

aumentaron. (Se construyeron la CCHH de Mantaro, Cañón del Pato, 

Charcani V, Machupicchu, Carhuaquero, Centrales Térmicas, etc.). 

(Estela, 2012 pág. 9). 

Entre 1986-1990, Disminuyeron inversiones en el sector energía, inflación, 

Crisis económica financiera de Electroperú, subsidio estatal. Se requería una 

reforma del sector Energía. (Estela, 2012 pág. 9). 
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h) 	1992, D.L. 25844 Ley de concesiones eléctricas. (OS1NERGM1N, 2017 pág. 

110). 

	

- 	Separación de las actividades de generación, transmisión, distribución y 

comercialización. 

	

- 	Nuevo método de cálculo de las tarifas en base a criterios de eficiencia. 

	

- 	Creación y fortalecimiento del COES, así como una mayor asignación de 

labores a la Comisión de Tarifas Eléctricas. 

	

- 	La Dirección General de Electricidad (DGE) pasó a encargarse de las 

autorizaciones y concesiones para la operación en el sector eléctrico. 

2006, D.L. 28832, Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generación 

Eléctrica. (OSINERGMIN, 2017 pág. 110). 

	

- 	Esquema de licitaciones de contratos de las empresas distribuidoras. 

	

- 	Establecimiento del Sistema Garantizado y Sistema Complementario de 

Transmisión. 

- 	Incorporó un sistema de planificación del sector de transmisión. 

La reforma incorporó cambios en el COES, donde queda conformado por 

generadores, transmisores, distribuidores y grandes usuarios libres, con un 

directorio independiente. Asimismo, se le encargan nuevas funciones 

como la de elaborar el Plan de Transmisión. 
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2.1.2 Evolución normativa peruana para la mejora de la calidad de la energía: 

(COES, 2016). El procedimiento técnico #21 del COES, indica lo siguiente: "La RPF 

se realiza en forma automática a través del regulador de velocidad. Dicho servicio es de 

carácter obligatorio para las centrales de generación con potencia mayores a 10 Mili y 

no está sujeto a compensación alguna. Quedan exoneradas de esta obligación, las 

centrales con Recursos Energéticos Renovables cuya fuente de energía primaria sea 

cólica, solar o mareomotriz". 

Teniendo como exigencias: 

- 	Operar con el regulador de velocidad en modalidad estatismo ("Droop"), con el 

limitador del regulador de velocidad al 100% de su apertura y no tener ningún tipo 

de bloqueo ni limitación. 

Su estatismo permanente, deberá ser ajustable dentro de un rango de 4% a 5%. El 

COES establecerá el ajuste de estatismo de las Unidades de Generación del SEIN 

dentro del estudio establecido en el numeral 6.2.1 de la NTCOTR2. El estatismo 

de las Unidades o Centrales de Generación que prestan servicio de RPF por otras 

unidades deberá ser ajustable dentro de un rango de 2% a 5%. 

- 	Banda muerta, deberá ser ajustada en una magnitud igual o inferior a ±0,05% de 

la frecuencia de referencia (± 0,030 Hz). 

2.1.3 Niveles de aprobación de los procedimientos del COES: 

De 1994 al 2000, eran aprobados por el COES. 

Del 2001 al 2006, eran aprobados por el MINEM. 

Del 2006 en adelante, son aprobados por OSINERGM1N. 

2  NTCOTR: Norma Técnica para la Coordinación de la Operación en Tiempo Real (COES, 2018) 
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2.1.4 Cambios estructurales: 

Decreto legislativo N° 1002: Introduce las fuentes renovables en el sector 

(RER). 

Decreto legislativo N° 1041: Modifica el despacho por restricción del 

suministro de gas natural (CC/dualidad). 

Decreto supremo N° 026-2016-EM 

Aprueban el Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad, el mismo 

que forma parte integrante del presente Decreto Supremo. 

Decreto supremo N° 040-2017-EM 

Modifican el artículo 7 del Reglamento del Mercado Mayorista de 

Electricidad aprobado por Decreto Supremo N° 026-2016-EM, de acuerdo al 

siguiente texto: 

"Artículo 7.- Inflexibilidades Operativas 

7.1 La regulación sobre Inflexibilidades Operativas debe garantizar que los 

Agentes involucrados en la operación recuperen sus costos variables totales. 

7.2 Los Participantes compradores en el MME pagan los costos derivados de 

las Inflexibilidades Operativas en proporción a los Retiros efectuados. 

7.3 Para ser consideradas en el Mercado Mayorista de Electricidad las 

Inflexibilidades Operativas deben cumplir lo dispuesto en el Reglamento de 

la Ley de Concesiones Eléctricas. 

7.4 En caso exista negativa a operar una unidad de generación alegando 

restricciones técnicas que no hayan sido entregadas conforme a lo señalado en 

el numeral anterior, el COES informa dicho incumplimiento a OSINERGMIN 

para que inicie el procedimiento sancionador correspondiente e imponga las 

multas que resulten aplicables." 

37 



2.1.5 Normas de emergencia peruana por coyuntura: 

Decreto de urgencia N° 035-2006: Asignación de retiros sin respaldo 

contractual. 

Decreto de urgencia N° 046-2007: Congestión de la transmisión. 

Decreto de urgencia N° 037-2008: Restricciones temporales de generación y 

compra de energía de plantas de emergencia. 

Decreto de urgencia N° 049-2008: Costos marginales idealizados y retiros sin 

contratos. 

2.2 Base epistemológica: 

2.2.1 Características de la energía eléctrica: 

(Dammert, y otros, 2011 pág. 65). El mercado de electricidad presenta características 

particulares derivadas en parte de los aspectos técnicos de la energía eléctrica y de la 

infraestructura necesaria para proveerla. Se puede señalar que la electricidad tiene las 

siguientes características principales: 

a. La electricidad no se puede almacenar 

Desde un punto de vista técnico-económico, una de las principales características 

de la electricidad es que ésta no se puede almacenar, por lo menos no a costos 

razonables, puesto que su almacenamiento podría resultar restrictivamente 

costoso. Resulta importante resaltar que este planteamiento tiene un motivo de 

doble vertiente: técnico-económico; puesto que de tomarse en cuenta solo el punto 

de vista técnico podría tenerse como ejemplos de almacenamiento de electricidad 

el de las pilas o las baterías, no obstante, se debe tener en cuenta que estos casos 

funcionan cuando se trata de cantidades muy pequeñas de energía y no para el 

caso de grandes cantidades, por ejemplo las que se necesitan para cubrir la 

demanda de un sistema de distribución eléctrico, puesto que su almacenamiento 

resultaría extremadamente oneroso. 
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b. La electricidad se produce en el momento en el que se demanda 

Atendiendo a la primera característica de la electricidad, que no resulta factible su 

almacenamiento, se debe tener en cuenta que ello conlleva a que la electricidad 

deba producirse en el momento en el que se tenga demanda. Ahora bien, lograr la 

coincidencia entre oferta y demanda de electricidad en cada momento resulta ser 

un proceso complicado, el cual se puede realizar de varias formas. 

Para una evaluación comparativa, se realizó una revisión de las mejores prácticas 

internacionales, los cuales comprenden dos países: Italia y Bélgica. Estos países se 

seleccionaron en función de sus características geográficas, de conexión y de mercado. 

Italia, con una estructura de distribución de energía de baja capacidad de intercambio con 

los países vecinos, así como limitada capacidad de transporte de Norte a Sur dentro de la 

red. Un alto porcentaje de plantas de energía tradicionales (gas, carbón) proporcionan la 

energía y el peso de la energía renovable aumenta continuamente. 

Bélgica, tiene una red muy interrelacionada con los países vecinos. Un alto porcentaje de 

generación de energía nuclear no flexible proporciona la energía, así como una 

combinación de activos de gas y un gran sistema de almacenamiento de energía 

(hidroeléctricas) de alrededor de 1 GW. En el despacho económico, se solicita que se 

detengan las centrales térmicas de ciclo combinado, y vuelvan arrancar con mucha 

frecuencia. 

2.2.2 Visión general del mercado energético de la Unión Europea. 

a) Gestión de la red (Engie Lab Laborelec, 2017 p. 29) 

El desarrollo del mercado interior europeo de la electricidad conduce a un aumento 

de los flujos de potencia a larga distancia y entre áreas, ya que los sistemas de 

transmisión interconectados sirven como la plataforma del mercado mayorista. 

Combinado con el desarrollo de las energías renovables, empujó al sistema a operar 

más cerca.  de los límites de seguridad y estabilidad. 
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En Europa, la responsabilidad de la seguridad y fiabilidad de la transmisión se asigna 

a los Operadores del sistema para sus áreas de control, tal como se define en la 

regulación nacional. Los Operadores del sistema son responsables de todas las 

medidas para preservar la seguridad del sistema y mejorar la adecuación del sistema 

al nuevo mercado de electricidad. 

Los principales requisitos para las instalaciones de generación se pueden resumir de 

la siguiente manera: 

- Provisiones de información para la administración del sistema. 

- Equilibrio del sistema / estabilidad de frecuencia. 

- Estabilidad de voltaje. 

- Robustez de las unidades generadoras contra perturbaciones (operación 

estable). 

Restauración del sistema después de una perturbación. 

En el contexto actual de mayor integración de energías renovables, estos requisitos se 

centran en una mayor "flexibilidad", que se puede definir como la capacidad del 

sistema para adaptarse a los cambios previstos e imprevistos. 

b) Mercado de electricidad, acoplamiento de mercado (Engie Lab Laborelec, 2017 

p. 31). 

Para mejorar la integración de sus mercados de energía, la mayoría de los Operadores 

de los sistemas europeos han acoplado sus mercados diarios. El resultado es una 

plataforma más grande en la que las ofertas y demandas del mercado pueden cumplir, 

siempre que haya suficiente capacidad transfronteriza disponible. 

El mecanismo de acoplamiento de mercado significa que los agentes del mercado de 

un país tienen acceso directo a los mercados de otros países. El mecanismo conduce 

a la convergencia de precios en todos los mercados, en la medida de lo posible. Sin 

embargo, las diferencias de precios aún pueden ocurrir si la capacidad disponible para 

los intercambios transfronterizos es insuficiente para satisfacer la demanda total. Con 

el acoplamiento al mercado, la capacidad de transmisión transfronteriza diaria entre 

las diversas áreas no se subasta explícitamente entre las partes del mercado, pero está 
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implícitamente disponible a través de transacciones de energía en los intercambios de 

poder a ambos lados de la frontera (de ahí el término subasta implícita). Significa que 

los compradores y vendedores en un intercambio de energía se benefician 

automáticamente de los intercambios transfronterizos sin la necesidad de adquirir 

explícitamente la capacidad de transmisión correspondiente. 

El objetivo principal del mecanismo es mejorar la liquidez del mercado y, en 

consecuencia, inducir precios de la electricidad más bajos y más estables. Las 

centrales eléctricas Belpex (Bélgica), APX (Países Bajos), EPEX Spot (Alemania y 

Francia), Nord Pool Spot (Noruega, Suecia, Finlandia y Dinamarca), OMIE (España 

y Portugal) y GME (Italia) están actualmente acopladas. 

Con el acoplamiento de mercado, las ofertas de compra en un país se comparan con 

las ofertas de venta en otro país, donde el precio puede ser menor. Las ofertas de 

compra / venta realizadas en los diferentes mercados se agrupan y luego se combinan 

por orden de mérito financiero. Como resultado, la energía menos costosa producida 

en un país puede usarse para satisfacer la alta demanda en otro país. Si no hay 

limitaciones de capacidad transfronterizas, el mecanismo de acoplamiento de 

mercado promoverá la aparición de un precio único para todos los mercados. Por lo 

tanto, el mecanismo de acoplamiento contribuye significativamente a mejorar la 

liquidez del mercado de la energía. (Engie Lab Laborelec, 2017 p. 31). 

La interconexión eléctrica europea, abarca los siguientes países: Austria, Bélgica, 

Bosnia y Herzegovina, Croacia, República Checa, Dinamarca, Estonia, Finlandia, 

Francia, Alemania, Grecia, Hungría, Irlanda e Irlanda del Norte, Italia, Letonia, 

Lituania, Países Bajos, Noruega, Polonia, Portugal, Rumania, Serbia, Eslovaquia, 

Eslovenia, España, Suecia, Suiza y Reino Unido3. (ENTSO-E, 2018). 

3  En el anexo B, se aprecia el mapa eléctrico interconectado europeo. (ENTSO-E, 2018). 
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FIGURA 2-8: ENERGÍA GENERADA POR PAÍS 2016 -CENTRALES EÓLICAS 

4.13% 

Share of the national generation: 	15% 
	

no plant/ 

ri>10%and<15% 
	no data 

C3>5%and<10% 

Cl<5% 

FUENTE: (ENTSO-E, 2017 pág. 13) 

46 



rrr 

1 

2%  

FIGURA 2-9: ENERGÍA GENERADA POR PAÍS 2016 -CENTRALES SOLARES 

1 

(fi : 

4% 	 O 	 8.6%. 

A 	

rr rr 
r 

A 	 , r 

e; 

Share of the national generatIon: 	k 5% 
	

CD no plant/ 

0>2%and<5% 
	

no data 

Cl>1%and<2% 

C<1% 

FUENTE: (ENTSO-E, 2017 pág. 14) 

47 



Change in 16/115 

Italy 

Spain 

France 

Sloyenia 

Scandinayian a rea 

Germany 

-30.096 
	

-10 Ogro 
	

10.0% 
	

30.0% 

GRÁFICO 2-1: EVOLUCIÓN DE LOS COSTOS DE ENERGÍA ELÉCTRICA HASTA EL 2016 

0Aarti 

90 

20 , 

,10 

_........., 	...- 

2DOC 

«, Ilalf 

MI 

"." nen« 

2010. 	2011 

e Gemmrty 	e 521;+tm 

)012 

—1,- Span 

2012 	201 	70Ç 

»Mg. kentprwanapta 

7016 

FUENTE: (Gestare Mercarti Energetici, 2017 pág. 35) 

48 



2.2.3 Visión general del mercado energético de Italia 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 37). Italia está ubicada en el sur de Europa. Sus límites 

son: al norte, Italia limita con Francia, Suiza, Austria y Eslovenia, y está delimitada 

aproximadamente por la cadena de los Alpes. Al sur, consiste en la península italiana 

completa y las dos islas mediterráneas de Sicilia y Cerdeña. La población de Italia es 

aproximadamente 60 millones de habitantes para un área total de aproximadamente 

300000 km2. Además, la barrera de los Alpes limita el potencial de las interconexiones 

con los países fronterizos. 

2 2 4 Mercado principal diario italiano 

En el mercado principal diario (MGP, por sus siglas en italiano) que alberga la mayoría 

de las transacciones de venta y compra de electricidad, los bloques de energía por hora se 

comercializan para el día siguiente. En este mercado, la participación es opcional, el 

precio ofrecido en este mercado se basa en los costos marginales de las plantas: 

a) Organización (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 39) 

Los participantes envían ofertas donde especifican la cantidad de energía y el precio 

mínimo o máximo al que están dispuestos a vender o comprar electricidad. Las ofertas 

de suministro solo pueden referirse a puntos de inyección y las ofertas de demanda 

solo se refieren a puntos de extracción. 

El MGP es un mercado de subastas y no un mercado de comercio continuo, en el que 

las ofertas son aceptadas por el gestor de mercado energético (GME, por sus siglas en 

italiano) bajo el criterio de orden de mérito económico y teniendo en cuenta los límites 

de la capacidad de transmisión entre las zonas del mercado italiano. 

Para resolver el mercado, el GME clasifica las ofertas pot' el precio ascendente para 

los vendedores y por el precio descendente para los compradores. 

La intersección entre curva de oferta y curva de demanda es el equilibrio del sistema: 

define tanto el precio de equilibrio (precio marginal del sistema, que es igual al precio 

de la última oferta aceptada, basado en la orden de mérito económico) como la 

cantidad adjudicada para vendedores y compradores. 
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En Italia, el precio de mercado es principalmente impulsado por los activos de gas 

que se denominan en el orden de mérito incluso para demandas residuales bajas. No 

se espera que cambie en el futuro cercano. 

b) Particularidades (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 39) 

El sistema eléctrico italiano está dividido en seis áreas: norte, centro norte, centro sur, 

sur, Sicilia y Cerdeña (islas) Estas zonas de mercado se definen sobre la base de tres 

criterios principales: 

La capacidad de transmisión hacia o desde otras zonas está restringida. 

No hay congestión intrazonal. 

La ubicación de los puntos de inyección y extracción dentro de una zona no afecta 

la capacidad de transporte entre zonas. 

Un algoritmo de fijación de precios tiene en cuenta la capacidad máxima de transporte 

entre zonas de mercado, según lo identificado por el Operador del sistema. Cuando 

no se supera la capacidad máxima, emerge un único precio en el mercado. Cuando se 

excede la capacidad máxima, el mercado se divide en zonas de mercado separadas: 

para cada una de ellas, GME determina una oferta y una curva de demanda y se 

establece un equilibrio diferente ("Precio de compensación zonal"). 

c) Esquema de mercado (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 40) 

Las ofertas aceptadas en MGP determinan los "calendarios de inyección y extracción" 

preliminares de cada punto de inyección / extracción para el día siguiente. La sesión 

de MGP se abre a las 8:00 a.m. del noveno día antes del día de la entrega y cierra a 

las 12:00 p.m. del día anterior al día de la entrega. Los resultados del MG12  están 

disponibles a las 12.55 p.m. del día anterior al día de la entrega. 

2.2.5 Mercado italiano interdiario 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 40). El mercado interdiario (MI, por sus siglas en 

italiano) permite a los participantes del mercado modificar los esquemas de inyecciones 

y retiros definidos en el MGP, mediante la presentación de ofertas de oferta adicionales 
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u ofertas de demanda. En cuanto al MGP, la participación en el MI también es opcional 

y el GME actúa como una contraparte central. 

El GME acepta ofertas presentadas en el MI por orden de mérito, teniendo en cuenta los 

límites de transmisión restantes después del mercado diario. En el MI, todas las ofertas 

aceptadas se remuneran al precio de compensación zonal. 

Las ofertas aceptadas en el MI modifican los programas preliminares y determinan los 

horarios actualizados de inyección y retiro de cada punto de oferta para el día de la 

entrega. 

GRÁFICO 2-2:ENERGIA GENERADA POR TIPO DE CENTRALES - ITALIA 
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FUENTE: (ARERA, 2017 pág. 70) 

GRÁFICO 2-3: COSTOS DE ENERGÍA - ITALIA 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 

FUENTE: (Gestore Mercarti Energillici, 2018) 
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2.2.6 Visión general del mercado energético de Bélgica 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 50). Bélgica es un país de Europa occidental rodeado 

por Francia, los Países Bajos, Alemania, Luxemburgo y el Mar del Norte. Es un país 

pequeño y densamente poblado que cubre un área de aproximadamente 30 500 1cm2  y 

tiene una población de aproximadamente 11 millones de habitantes. 

ELIA, el Operador eléctrico del país, tiene que administrar una red eléctrica altamente 

manada. El área constituida por Francia, Bélgica y los Países Bajos se denomina "placa 

de cobre" gracias a las fuertes interconexiones, intercambios y capacidades de transmisión 

entre los países. 

2.2.7 Mercado principal diario belga 

a) Esquema de mercado (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 50) 

La responsabilidad de ELIA, el Operador del sistema belga, es garantizar 

permanentemente el equilibrio entre la producción y el consumo. Sin embargo, las 

Partes Responsables de Acceso (ARP, por sus siglas en inglés) se designan en cada 

punto de acceso a la red @unto de inyección o de extracción) para apoyarlo en esta 

misión. 

La ARP, tiene las siguientes características: 

Está a cargo de mantener cada cuarto de hora el balance entre todos los 

usuarios del sistema (inyecciones y tomas), para lo cual está contratado. 

Puede ser un productor de electricidad, un consumidor importante, un 

proveedor de electricidad o un comerciante. 

Puede usar un concentrador (plataforma común) para intercambiar energía con 

otros ARP para el mismo día o el día siguiente a fin de mantener el equilibrio 

en su área de responsabilidad; La plataforma se proporciona a los jugadores 

del mercado de forma gratuita. 
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Los ARP pueden usar las diferentes plantas en su alcance como un "grupo" para 

cumplir sus obligaciones con respecto a la red (equilibrio, servicios auxiliares, etc.). 

b) Mercado Principal (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 51) 

En el mercado principal, cualquier integrante del mercado que tenga el rol de ARP, 

debe mantener el balance trimestral entre las tomas e inyecciones en su perímetro. Se 

necesita un equilibrio trimestral tanto en tiempo real como en la fase de pronóstico. 

Existen diferentes tipos de tomas e inyecciones dependiendo de si: 

El ARP es responsable de la absorción fisica en un punto de acceso en la red 

Elia o Redes de operadores de sistemas de distribución (redes DSO, por sus 

siglas en inglés). 

El ARP es responsable de la inyección física en un punto de acceso (en la 

grilla de Elia o en las cuadrículas de DSO). 

El ARP está intercambiando energía con otro ARP en el área de control de 

Elia. 

El ARP está importando o exportando energía a través de la frontera con 

Francia, Alemania o los Países Bajos. 

Mencionado anteriormente, una de las posibilidades de un ARP es realizar 

transferencias de energía con otro ARP en el Área de control de ELIA. Las 

transacciones se pueden realizar entre partes que no tienen activos de generación en 

Bélgica (por ejemplo, comerciantes extranjeros). 

Los ARP que operan durante el día, lo usan para realizar varios tipos de operaciones 

de intercambio de energía. Pueden, por ejemplo: 

Realizar compras o ventas (es decir, contratos comerciales bilaterales). 

Distribuir volúmenes de energía entre varias subsidiarias en un solo grupo de 

compañías. 
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Actuar como un retransmisor en el tránsito de energía europeo (Francia - 

Bélgica - Países Bajos). 

Compartir con otro ARP la energía extraída de la red por un cliente industrial 

o inyectado a la red por una unidad de producción. Lo hacen sin tener que 

firmar un contrato de acceso específico con Elia relacionado con el acceso a 

la red (obligatorio para tomas directas y / o inyecciones). 

Presentar ofertas para compras o ventas de energía en la central eléctrica belga 

(Belpex). 

Los productores extranjeros se registran como "ARP" en Bélgica para intercambios 

transfronterizos de energía. Una característica importante de Belpex es su fuerte 

acoplamiento con otros intercambios de potencia en la región. 

Bélgica fue uno de los primeros mercados en acoplarse ya que el sistema se utilizó 

desde 2006 (acoplamiento de mercado trilateral entre los Países Bajos, Bélgica y 

Francia). En la práctica, el precio en el mercado de "placas de cobre" (Benelux'', 

Francia, Alemania) es actualmente muy similar la mayor parte del tiempo. Se 

"desacoplan" (total o parcialmente) solo cuando las líneas fronterizas se saturan 

(puede suceder durante un período limitado a una hora específica del día (Engie Lab 

Laborelec, 2017 pág. 52). 

En Bélgica, el precio de mercado es principalmente impulsado por los activos de gas 

que se denominan en el ranking de orden de mérito. Para una demanda muy baja, las 

centrales hidroeléctricas de almacenamiento de bombas se pueden usar para 

administrar la flexibilidad en lugar de las plantas de gas. 

Benelux designa la unión aduanera y económica de Bélgica, Países Bajos y Luxemburgo. 
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2.2.8 Mercado belga interdiario 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 52). Los principios del mercado belga interdiario son 

similares a los de Italia. Sin embargo, solo los ARP están activos en este mercado en 

Bélgica y los intercambios pueden ocurrir hasta muy poco tiempo antes del suministro. 

El sistema de ARP tiende a optimizar en tiempo real el uso de los activos desde el punto 

de vista del costo (optimización del bienestar). Este no es siempre el caso en sistemas más 

rígidos (como Italia) donde las plantas tienen que seguir su cronograma de producción. 

Sin embargo, también hay más volatilidad en el mercado interdiario belga. 

GRÁFICO 2-4: ENERGÍA GENERADA POR TIPO DE CENTRALES - BÉLGICA 

Gas Natured 
- 3315% 

FUENTE: (ELIA, 2018) 

5  OTROS: Incluyen las centrales de Biomasa, fotovoltaica, entre otros. 
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GRÁFICO 2-5: DESPACHO OPERATIVO DE LAS CENTRALES ELÉCTRICAS - BÉLGICA 
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FUENTE: (E/JA, 2018) 

GRÁFICO 11-6: COSTOS DE ENERGÍA - BÉLGICA 
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FUENTE: (ELIA, 2018) 
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2.2.9 Visión general del mercado energético de Perú: 

(COES, 2018). A continuación, se presenta un breve resumen de la información de la 

operación de las instalaciones de los integrantes del COES6  durante el ario 2017, en el 

que se incluyen los aspectos más relevantes de la demanda, producción de energía 

eléctrica por tipo de tecnología y recurso energético utilizado según su zona geográfica 

correspondiente a las áreas Norte, Centro y Sur del país. Asimismo, se incluyen los 

saldos actuales del año 2017 que correspondieron a las valorizaciones de transferencias 

de energía activa, potencia y energía reactiva efectuada entre los generadores integrantes 

del COES y la expansión del sistema de transmisión de las empresas del SE1N. 

En el resumen presentado en la valorización de las transferencias se ha considerado 

solamente los cobros realizados entre generadores para las transferencias por energía 

activa, potencia y reactiva totalizando 566,35 millones de nuevos soles que representa 

un aumento en 12,84% respecto al registrado el año anterior. Cabe señalar que en este 

resumen no se ha incluido los ingresos efectuados en los sistemas secundarios. 

De igual manera el COES, tiene la obligación de velar por el desempeño óptimo del 

sistema de potencia peruano, para lo cual tiene distintos procedimientos técnicos para 

cumplir con la misión que le fue encargada. Estos son algunos procedimientos técnicos 

del COES: 

PR-01 Programación de la operación de corto plazo (COES, 2014) (véase anexo 

D). 

PR-09 Coordinación de la operación de corto plazo para el SEIN (COES, 2017) 

(véase anexo E). 

PR-25 Determinación de los factores de indisponibilidad, presencia e incentivos 

a la disponibilidad de las centrales y unidades de generación (COES, 2017) (véase 

anexo F). 

PR-39 Operación del SEIN en situación excepcional (COES, 2012) (véase anexo 

G). 

'En el anexo C, se encuentra el diagrama eléctrico del Sistema Eléctrico Intereonectado Nacional (COES, 
2018). 
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'DIAL 
ÁREA EOLiC A 

r '‘ CIS  TURD 	 21As' 

TECN0,01.11115 
H ZRALYL1CA 

1 	  
PELTON 1 ICAPLAV 

lECNCL:b.114 	 7EC901,-ralA. 	T. ECNCP... Y.;itk 
TERN CA 	 SOLAR 

C5gV" ,A_ERCGSNERADOR 

CUADRO 2-1: PRODUCCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA Y MÁXIMA DEMANDA - 2017 

- 	- 	, 
I 
4 

	

ÁREA 	1 

PROC11.C.0 "-A T;E-  EN ESG1A .5t.r-C.75i CA 
ÍGYY N 

MAX v4rEv&Nc.4' 
1~1 

¿O:1CA EX=J:IRTACint< 
A ECUAI: Itr TAL 1 

4 
H1,;k',.11:.112.TRiCA ' ICRW.ELIZJECCIS 

i SDLAR i EC LICA I ... TA: 7_412-  ELIMR. CA  itERMDELÉC TRIZA 	SOLAR 
NORTE 	i 3 217,1 	 539.3 297,0 4 194.5 	SO» 532 17,5 as (85.9 
CEÑIR° 70356,2 	37.823,a, ea? I 	39 3563 	3 1.751 1 	•191E3 726, 	I 119.1 
SUR 3 853.1 	 1 495,7 788? 	1 544;$ 	597,0 1 	2815 791,k5 
TOTAL 27 2414 	 1  rf5 2 _ / 	411  W1 3 	131 7 735.1 91? 55 5 515 3 

1100,teepoodt,a2nr1F.fr 	de. Pet.entle ea btrrns de T119•2111c169 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 12) 

CUADRO 2-2: PRODUCCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA SEGÚN TIPO DE TECNOLOGÍA POR ÁREA 2017 (GW.h) 

NCRIE 	i 7E81,7 I 4 32.7 	.1 78.0 	24,7 	3717.1 j 	578.7 127 1.9 	5302 397.0 A 194,5 
CINTRO 14 192,2 i 6673.0 	I 70 usa,  15722,7 1 3 303,3 101.0 195,0 1.7822.0 5617 39 355,2 
SUR 389Q2 1 3 767,3 	1 2.659,1 i 	685.1 7A3,1 63,0 1 063 73162 s i47,5' 

TOTAL 	38765.7 vi, 8 873 0 78,0 	747 27 741 4 15272.7 	3 566 6 8493 259.9 	1983,4 	7332 	 t55,2 48 993 3 
csFy Celdas SMIres Fetpvffitaicas 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 12) 
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EKV CA 
Liztit .4.CA 

ArLIA 
A9A 	74)7A 	 CARbrA: RESEJ& NESE., 	• E \jA 	TTA 	CoAk• 	RFS' 

CIAS 
;RER) 	 NAT,4741.. - 

(RE) 
NCKEE 1 .2E04,3 417,P 

cebnizo 1 .703?9.3 

9.R ErS1 37 
391 I 1233 
7131 

530,3 

17 B22.0 

1495i 	792,7 

17 65925 

673,7 
39 356-3 
544)5 

I 321/1 

36% 1 

CUADRO 2-3: PRODUCCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA SEGÚN TIPO DE GENERACIÓN Y RECURSO ENERGÉTICO UTILIZADO POR ÁREA 2017 (GW.h) 

Nata 
Sateneaana RER•loa ÑmurPos Erwtg4tcoT Renatittéts tat amo biomasa, afina ;citan pata* raCq, rnreprnofr,z tt. ascuya capradal 09 da TO r.9 r 	eplra 

bt>0 tIAN, 

talán DL N'11)9.3 

FUENTE: COES (COES, 2018 pág. 13) 

CUADRO 2-4: POTENCIA EFECTIVA POR TIPO DE GENERACIÓN A DICIEMBRE 2017 (NAV) 

EENCtA EP ECTiVA A DCIE:MaRE. 2J1t• 
ARCA 

 

PVIWI 

i:EA:02.-Ecrrce.A -ERNtt E..ÉCRICA sn 

  

    

   

E.: _CA 	EriTAL 

    

FUENTE: (COES, 2018 pág. 13) 
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TOTAL GAS 
NXIIRAL 

AGUA 
(RER; 

CSr1.4 
(RES) 

SO_AR 	EÓLICA TÉRMICA 

E.3 	7477.9 359 	6796.5 	98.0 

1489,4 

7 825.8 

2 6411 

11 951,.3 

NORTE 

CENTRO 

SUR 

TOTAL I 4 647.6 	179.8 

78.7 	596.8 

913 	3625.7 

7.7 	599.9 

4 877.4 	4104.7 

3947.0 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 13) 

HIDRÁULICA 

CUADRO 2-5: POTENCIA EFECTIVA SEGÚN TIPO DE TECNOLOGÍA Y ÁREAS A DICIEMBRE 2017 (MW) 

ÁREA 
ECNC ,ttrA 

r • 
TEC++: _CJGIA 

lER, MICA 	 SOLAR 	E2. LICA ' 	—oTAL 
tT"'M 	FRANCIS' 	KAP LAN Rrrin TOTA.. 4  rCnVB P3 7 	TV 	T :c s',. 	OTAI, 	crv 	AsR :c.c-NEhytri.R 

NORTE 437,9 su I 	15,2 5,0 ) 	595,8 733.7 	16,1 74,7 	778.5 	 114,0 I 	1 4E9,4 
CENTRO 2 178 8 1446.9 3625.1 2 8 	2 1 OV& 1 	74.9 2, 4 071,0 129,2 1875$ 

365,6 234,3 599,9 I 1 75 	140,3. 53,5 ,3 910 7 643,1 
1)3) 1 1 7E9 9 	15? 50 372,4 2 g 36,2 579,4 	2317 	149 2 	1%5 243,2 71;13.3 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 13) 

CUADRO 2-6: POTENCIA EFECTIVA SEGÚN TIPO DE GENERACIÓN Y RECURSO ENERGÉTICO UTILIZADO POR ÁREA A DICIEMBRE 2017 (MW) 
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CUADRO 2-7. CONSUMO DE COMBUSTIBLE EN EL COES 2017 

CONSUMO D COMBUSTIBLE 
,I;ITIJ:Tiy",L....¿,, ,k4t,  

MÁSIIACIONI 

01.7t 20161.: 

1...Diíe1:2.(1314r.N43 Vg.i.127 457S "ttg F222iOO,8tÇt 104;2 t.");V 

Residual 6 (1) 612,9 275,2 -55,10% 

Residual 500 (1) 46910,9 37724,9 -19,58% 

Gas Natural (2) , 4 689 827,6 3 811 594,3 -18,73% 

Biogás (2) 33019,7 26 642,1 -19,31% 

Carbón (3) 295,0 245,5 -16,78% 

Bagazo (3) 340,5 321,8 -548% 

(1) Consumo de Diesel 2 Residual 6 y Residual 500. expresadas en metros cúbicos 
C2) Consumo de Gas Natural y aogás. expresado en m:les de metros cúbicos 
(3) Consumo de Caftán y Bagazo, expresado en miles de toneladas 

FUENTE: (COES, 20)8 pág. 14) 

CUADRO 2-8: EVOLUCIÓN DEL SISTEMA DE TRANSMISIÓN 2005- 2017 (km) 

• 

)ANC 

': •14,! 2005 >51  

i tautn'. '" 

NG-I (lb 

„. 	20 XV 

4 	8/15. 3'‘,..... 

b -LINEAS DE 

' 	1,01mi  

TRANSMISIÓN 

y.: 69 kV (*.1 :1,, 

_ 	-220.7ni 

, It-.-&-  r OT ACW , -;,,; 500 kll 	• 38 kV r 
r426706t ,.9 736.6 -z, 	, 

2006 ,. j„15 924.5 t 	3 t'-̀ ` 2,870.9 :-.-.: -7-j1 2207"..,.; 10 016.1 

2007 5963,i 2878.8 1 244,4 10086.3 

2008 6 381.4 2 890,8 1 336.1 10608.3 

2009 8 153.8 3212.6 1 698.8 13065,2 

2010 8265.9 3738,5 1 884.4 13 888.8 

2011" 89.8 9661.6 4 381.0 , 7020.2 21 152.6 

2012' 611,8 9770.9 4 386.2 7219.4 21 988.4 

2013' 1 509.8 10058.9 4417.9 7366.1 • 23 352.7 

2014' 1832.3 10740.6 4 540.5 7698.9 24 812.2 

2015* 1 832.3 11621.1 4554.3 7802.2 • 25 809 9 

2016' 1965.1 12174.3 4608.5 8010.6 	' 26 758.5 

2017' 2877.3 12631,3 4846.1 8181.9 28536.5 

(") Se ha considerado líneas de transmisión existente de las empresas distribuidoras 
y libres integrantes y no integrantes. 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 14) 
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CUADRO 2-9: TRANSACCIONES INTERNACIONALES DE ELECTRICIDAD - TE (PERÚ - 
ECUADOR) 2009 -2017) 

AÑOS 

2009 

POTENCIA 
(M 

EXPORTACIÓN 

71.6 

v) 

IMF! OR1 ACIÓN 

ENERGLA 
(CM h) 

EXPORTACIÓN 	impORTAG ION 

62.5 

2010 75.2 111.9 

2011 53.5 5,7 

2012 77,5 43.1. 2.2 5,0 

2013 

2014 65,3 Í 	12.7 

2015 69.0 24.4 54,7 0,5 

2016 59,8 39.7 37.9 22.4 

2017 46.3 16,6 

(*) Corresponde al traslado de las cargas de subestaciones de Zorritos y 
Talara hacia el Ecuador. 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 14) 

CUADRO 2-10: INTEGRANTES DE TRANSMISIÓN 

RAZÓN SOCIAL ABREVIATURA 
TIPO DE INTEGRANTE 

 
REGISTRADO 

1 ABY TRANSMISIÓN SUR SA. ATS OBLIGATORIO 

2 ATN 2 S.A. ATN 2 OBLIGATORIO 

3 ATN S.A. ATN OBLIGATORIO 

4 ATN1 S.A. ATN 1 OBLIGATORIO 

5 COMPAÑIA TRANSMISORA NORPERUANA S.R.L. NORPERUANA VOLUNTARIO 

6 CONCESIONARIA LINEA DE TRANSMISIÓN CCNCM S.A.C. CCNCM OBLIGATORIO 

7 CONEL SUR LT S.A.C. CONELSUR OBLIGATORIO 

8 CONSORCIO ENERGÉTICO DE HUANCAVELICA S.A. CONENHUA OBLIGATORIO 

9 CONSORCIO TRANSMANTARO S.A TRANSMANTARO OBLIGATORIO 

10 ETESELVA S.R.L. ETESELVA OBLIGATORIO 

11 INTERCONEXIÓN ELÉCTRICA ISA PERÚ SA, ISA OBL IGATORIO 

12 POMACOCHA POWER S.A.C. POMACOCHA VOLUNTARIO 

13 RED DE ENERGÍA DEL PERÚ SA REP OBL IGATORIO 

14 RED ELÉCTRICA DEL SUR S.A. REDESUR OBL IGATORIO 

15 TRANSMISORA ELECTRICA DEL SUR S.A C TESUR OBL IGATORIO 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 14) 
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CUADRO 2-11: INTEGRANTES DE GENERACIÓN 

RAZÓN SOCIAL 

  

ABREVIATURA 
TIPO DE INTEGRANTE 

REGISTRADO 

1 AGROAURORAGA.O. AGIEDAURORA VOMITAR° 

2 AGROMUST MAL PARAKINGAGAA. PARAMONGA VOMITAR° 
3 OTICIANCOG.A0. ORINANO0 OCLIGATORIO 

4 COMPAÑIA ELÉCTRICA aMUTUOS:U.6A DeLemeD OBUGA7ORY0 

5 oo rasero o métTnioo De VIU-ACMI GAG °OCLUIDA° VOLUNTARIO 

6 ELÉDT MAGA ÑU ROGABA.° cama ROLA VOMITAR° 

7 ELÓDT RICA VAIMPAMPA GA.O. YAMIPAMPA VOMITAR° 

O emmnesA De GeleRAID/áN ELECT ROA oe 4 U71144 GAD EGIEJUNII4 VOMITAR° 
9 EMPRIMA DE GENERACIÓN ELECTRIZA F00 BAÑOS SAO. R° BAÑOS VOMITAR° 

10 EMPRESA DE GENERACIÓN ELECTIVOMANTAANA GR. L. 	_ GANTAAI/A VOMITAR° 
11 EMPR/3611 DE GENERACIÓN HUALLCIGA CA. TRALUIGA 	_ OBLIGATORIO 

12 earnaDA DE GENERACIÓN HUANZAGA. EGEHUANZA OBUGATORIO 
13 EMPRESA DeGENERAD/04 aecTruoAoguiciavuo SAO. CATIC Retal° VOLUNTARIO 

14 EMPRESA DE GENERACIÓN ELÉCTRICA DE AREQU MA GA. !GAGA OBLIGA1:1M 
15 EMPRESA De GeN19~. eLearn5DA DEL SURCA. EGEGUR OBLIGATORIO 

16 EMPREÑA CE GENERACIÓN ELECTRZAMOCRUPOCHUGA ' , 	EGE/69.4 OBLIGATORIO 

17 EMPREÑA DE GENE/8401U ELÓDT RICA GAN CACAO CA. CATI CAZAN OBLIGATORIO 

le EMPRESA ELÉOTRCAAGULLAZULG,A. AGUAAZUL VOUNITAISD 
19 EMPRESA ELECTRIDIOAD DEL PERCIGA. eLeornomenú . OBLIGATORIO 

20 EMWGENERACIÓNPU&SAA_ ENEL PERÚ ( OBLIGATORIO 
21 ENEL GENERACIÓN P S Ras& !NEL PIURA OBLIGATORIO 
22 EN EL CREEN POWER PERU CA_ DIEL GREEN OEUGATORRD 
23 annecIA eduoDs.o. eiertokeittLA OBLIGATORIO 

24 ENDE EUE/TGIA PERÚ GA. ENG% 015UGATORt0 
25 empluma ELÉCTROA Ri0 DOBLEGA nio cone _ 

VOWIITARCI 

26 FÉNIX POWER PERÚ Ga. FÉNIX POWER =MATOS° 
27 GENERADORA SEROJA DEL PERU GA CEPSA VOMITAR° 

26 GTSMAJEGGAO. MAJES VOMITAR° 
29 (as nemanrcióN CAZ. ' eterna-1WD VOMITA0.0 

3) RIDFIDCAI%T ESA. roo DocAfier e VOMITAR° 
31 HIDR3ELÉCTROA telARAG314 SRL. HIORDIMIRASDN VOMITAR° 

32 IMOTIOELÉGTROA HUANCHORGAG. ITLIIICHOR VOMITAR° 
33 11113RDELECTROO GANTA CRUZ CAZ GANTA CRLI2 VOLUNTAlt° 

HltaURA POWER GROUP G.& MAUR) PO~ , VOW PITARA 
55 ILLAP U [HERM' CA. LEA? U VOLUNTARIO 

% I unTAGGT racTuus v Ell ERGIOS oa PERÚ cAo. tnenciA PER) OBLIGATORIO 

57 ICAU.PA  GENERACIÓN S.A. /CAMPA OCLIGATORD 

33 LA1/1RGENGA.C. ~IRGA: OCLIGITORIO 
A MAJA sala G.Az. b9144 VOMITAR° 

40 MOQUEGUAIVGAS. VOQUEGUA VOMITAR° 
41 ortnzuLeNenCY P !RUGA_ 06:02UL !pleno( OBLIGATORIO 
42 PAISMIRCANA GOLA ft. GA.O. rAnamenam VOWNTA RID 
45 rAmpue EDI= IARGONAGILL. MARCONO,  VOMITAR° 

44 PARQUE EÓLOO T RED HERMANNSGA.C. TRIEG HERMANOS OBLIGATORIO 
45 P ET Ro MAGGA.O. P CT RAMA$ VOMITAR° 

45  MANTA DE RADEFIVA FRICO! GENERAC 15/4 0e GTE14 S.A. GENERACIÓN tren] OBLIGATORIO 

47 GAMITI I S.A. GAMA( OBLIGATORIO 
48 Dor ETICRGIAGA.C. GDIT eNenciA VOWIRARD 

49 SHOUGANG GENERACIÓN ELÉOTRCAGA.A . StIOUGUINC1 OELKAITORIO 
5) salannarr menú CA. CMTKPAFT 0131.4411:1R10 ' 
/1 SINDOOTO emencÉ-noo IDA. GRIER414 VOLUMARID 
A SOPA °CURDA°. 	' «MONAGO= VOLUNTARD 

53 1 ERMOOMILCAGA TERMOONLOA 0OUGATOPOID 
54 T EITMOGEUR1G,R.L. T EP/AMES% OCUGATORIO 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 16) 
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CUADRO 2-12: PRODUCCIÓN DE ENERGÍA FI.FCTRICA 2017 POR EMPRESAS 

EMPR4 A 

AGUA AZUL 

ENEROM 
pv.f.hi 

$3.7 

PART iIIPACIÓN 
(%) 

0.07 
AIPGAA 01.5 037 
AGRoauRoita 03 0,00 
AVEPGA (3) 41,1 0,011 
ODAOULA O) " 	1623.2 S72 
oetersA 1 10 3,7 2,42 

CERROVERDE 34 0,01 
OMR/411GO 1112,3 2.27 
ECELIM 10.5 0.02 
EGAGA 1405,1 2,47 
EGEOCCO 20.2 0,06 
ec mien 2262 0,46 
E0 E1 1229.0 2.91 
EG 40 R o) 2413 0.50 
EG EREll 31.6 0.07 
CO MUR 2594 0.53 
ecHUAL(.AGA 2142,9 4,31 

nerreoreeki 69S,0 143 5 
EMGHLIANZA 419.3 1,00 
EN EL O SEEN (0) 61,4 0,1 3 
EVELO 5077,0 12.00 
ENEA) 55134 1,14 
ENERGIA MICA 39713 0.01 
ENGIE 7667.1 15,94 
PENO( POWER 4112,0 0,39 
GEPGA 523 0,11 
HOROCANETE 25,4 0,05 
HUAN214011 142 0,30 
NUAL01.4 50.9 0.10 
IVEP 3.1 0,01 
KALLPA (5) 3094.5 7.95 
LUZ DEIGUR 650.1 1.33 
MA1A ESIERSA 24,1 0,05 
MaulOGÓCIAR 44.0 0.09 
~N 70.7 0.14 
MCQUE01.14 lif 4.5 0.09 
ORAItn. EGENOR (4) 1 570.7 321 
ORAIUL ElIERGY X0.1 0.75 
PAIMMERIOANAGOLAR 9:1.1 0,10 
PC MARCO NO. 14.6 0,34 
PE TRIS HERMANAS 4993 1,02 
PEINAMOS (7) 31.5 0.05 
PLANTA ETEN 5$ 0.01 
REPARTICIÓNMUR 40.3 0,03 
RO 0011LE 1013.3 0.22 
411/119 6554 1.34 
SAN GAS&N 7455 1,52 
GAIRAORUZ 1574 0.32 
GANTAROSA 2.4 0.00 
see Men (2) 9.7 0.02 
GIN,  ENEROk 234.2 0,4 
SHOUGEGA 19.7 0,04 
CINEMA 791 0,16 
STATKRAFT PERU 2 323.3 .1,74 
tetan 2 COLAR 410 0,09 
TERISIOHNDA 621,2 1,27 
TERMOSELVA 1262 0,26 
YANAPAMPA 

TOTAL 
23.1 

411 991,3 

0.05 

1120,00 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 43) 
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,$,ÓLAR. 
0.5991: .E(511:1CÓ 

TERMOELÉC1RICA - 

40,6111f 

FUENTE (COES, 2018 pág. 44) 

GRÁFICO 2-7: DIAGRAMA DE PRODUCCIÓN POR TIPO DE GENERACIÓN 

65 



CUADRO 2-13: PRODUCCIÓN MENSUAL DE ENERGÍA ELÉCTRICA 2017 (GW.h) 

MES 

6-er o 

H idroe léctrica 

2017 	2015 	Inc % 2017 

Teinoeléctrica 

2016 	Inc % 

So lar 

2017 	2016 	Inc % 

Eólico 

2017 	2015 

Total 

Inc % 	2017 	2016 	Inc % 

2558.6 23S1.2 31,51 13254 1712.5 -25,23 176 22.6 	I 	-22533 60,4 47,1 1 	27,81 4271,9 40235 6.17 

Fe41/4wo I595,8 2192.2 18.23 3185.5 1671,8 -2154 182 18s 	1 	-3,09 55,2 445 I 	26.27 3851,7 39333 -2.07 

M5rzo 2531,1 2 407.0 3357 15135 15265 -325 185 218 	I 	45.25 72.4  74,9 1 	-3,25 4154.5 4133) 083 

Ahri 2S1) 2 2514 1435 3.276Ñ 1612.3 -20.85 19,1 173 780 93,0 935 1 	-053 3953) 3919,8 410 

Mayo 2583.0 1 811,6 49)5 1366.5 2101,3 -54,99 16P 193 	l 	-16,23 93,0 107.6 1 	-1353 4154•1 40255 354 

An19> 2152,8 1515,2 37,27 17359 2174,6 -10.17 155 15.0 	1 	4)31 84.9 95,4 1 	-11.04 3 Tfi.4 3852) 355 

..A.Ao• 329&9 15872 ma 2 0452 2299.6 4099 169 118 0.78 839 913 I 	-1033 48436 3995,3 1,18 

Agoste 1755,2 1657) 05 22213 2257.5 432 195 19,8 -1,55 111,4 102,5 1 	8,67 ¿1162 4037.5 1,95 

Se1eatpre- l&03 1646.9 12,35 20315 2184S -730 16,9 21,6 	1 	-22,21 1124 95,2 1 	1804 4 013,1 3950,5 12 

Debbre. 23575 19593 10,12 18418 20112 -872 27,4 223 	I 	234 120,2 1025 I 	17.54 4141.9 4101,4 0.99 

Noviembre 2172.5 1659.9 3328 1 7505 2267•9 -2287 42,5 73,1 	1 	84,41 	' 81,4 914 -9,31 4057.9 4047,2 0,14 

Dciertice 

Total 

2S11.2 

27 7414 	: 

2092,5 

23009,6 

2025 

20.% 

1 5379 

19 598,4 

2075,3 

24020.3 

-24,10 

-17.15 

62,6 

288,17 

225 	178,53 

241,82 	19.17 	I 

92.0 

1055.23 

1035 

1 0 54,11 

-1131 

1.05 

¿213,7 

¿8993.3 	i 

'235,9 

48326,4 

-0,59 

1,32 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 44) 
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CUADRO 2-14: EVOLUCIÓN ANUAL DE LA PRODUCCIÓN DE ENERGÍA ELÉCTRICA EN GW.I1 POR RECURSO ENERGÉTICO 

AÑOS 
MALACAS - 
AGLIAYTIA - 

LA ISLA 
CAMISEA HIDRÁULICA CARBÓN D2-R6-R500 OTROS TOTAL 

2001 744,2 0,0 16 807,0 338,8 17 890,0 

2002 1 006,4 0,0 17 224$ 845,9 581,1 0,0 19 657,9 

2003 1229,9 0,0 17731,9 859,4 867,3 0,0 20688.6 

2004 1 683,8 486,3 16692,6 993,6 2 046,4 0,0 21902.7 

2005 1806,9 2264,9 17100,8 830,9 998,0 0,0 23001,5 

2006 1739,9 2 5564 18670,7 881,0 914,8 0,0 24762,8 

2007 1 742,5 5573,5 18588.5 840,1 510,3 0,0 27254,9 

2008 1 908,8 7409,8 18010,2 909,3 1 320,5 0,0 29 558,7 

2009 2819,8 6 447 0 18751,7 930,2 858,9 0,0 29807,6 

2010 1448,6 9997,9 18964,6 1066,9 871,3 77,5 32426,8 

2011 1192,3 12269,9 20404,1 732,4 531,5 87,3 35217,4 

2012 1484,4 13856,1 20848,6 555,5 354,1 222,5 37321,2 

2013 716,3 16311,0 21128,6 836,6 254,2 422,7 39669,4 

2014 897,1 19012,9 21002,9 163,2 87,7 632,0 41795.9 

2015 1149,6 19523,1 22456,2 248,1 214,1 948,9 44540,0 

2016 1 132,6 21321,4 23009,6 772,9 656,2 1433,6 48 3264 

2017 

Variación 17 / 16 

693,4 

-38.78% 

17533,6 

-17,77% 

27 7414 

20,56% 

673,7 

-12.83% 

874,0 

33,20% 

1477,0 

3.03% 

48993,3 

138% 

T. Crec 2007 /2017 
-4 

-8.80% 12,14% 409% -2,18% 

3,93% 

5,53% 

19,81% 

6,04% 

5,59% 

100.00% 

T. Crec.2012 I 2017 

Participación 2017 

-14,12% 

1,42% 

4,82% 

35.79% 

5,88% 

56.62% 

46,02% 

1.38% 1.78% 	3.01% 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 56) 
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GRÁFICO 2-10: EVOLUCIÓN DE LA DEMANDA MÁXIMA Y ENERGÍA DEL COES 1993- 2017 
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GRÁFICO 2-11: DESPACHO POR TIO DE COMBUSTIBLE Y TECNOLOGÍA EN EL DÍA DE MÁXIMA DEMANDA DEL AÑO 2017(07-03-17) 
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GRÁFICO 2-12: EVOLUCIÓN DEL USO DE GAS NATURAL DE CAMISEA 1997 - 2017 
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CUADRO 2-17: COSTO MARGINAL PROMEDIO DEL SEIN 2002 - 2017 (USS/MW.h) 

MESES. 	I 	2902 2093 	20114 2005 2006 	j 	2007 2908 	2009 2010 2011 2012 2013 2914 2015 	2016 l 2017 

Era% 	19.99 13.11 5123 22.72 29.42 	25.00 I7 .r 28.89 2115 27.49 20.92 1925 71_39 14.11 10.69 6.32 
Pe..ero 	16.68 163 36.63 2125 38.35 1 	34.553 1133 42.39 21.55 71.74 2333 31.41 29.85 16.22 12.42 152 
Ma o 	I 	15.94 I 	22.63 3252 29.48 2A05 1 	25$? 23.64 26.46 21.97 21.63 3923 19.72 34.31 27.0 12.36 ick.17 
Abd1 	 10.34 11.14 54.53 29.99 3827 	34.56 2523 25.43 16.62 17.92 2158 1838 2110 1111 1326 7.31 
ftwo 2131 20.34 10823 91.20 111.06 I 	35.33 4725 28.67 18.15 183? 27.18 27.14 2142 1423 19.93 6.W 
Junici 31.50 43.23 9929 74.71 87331 	65.45 145.15 55.79 29,3 zys 45.57 25.51 30.96 16.91 3_5.. 110 
J050 	 3157 57.35 97,57 47.09 90651 	2641 23&36 .11,22 1928 20.45 58.05 4926 24.91 1034 34.13 199 

64.63 111.60 9222 12592 	4173 15739 kcitio 
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Nimiccribre 	16.93 65.89 23.94 SS 	' 4039 29.42 6029 20.37 2110 2828 1435 2100 23.45 1139 27.63 9.99 
Diciembre 	I 	18.18 
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GRÁFICO 2-13: COSTO MARGINAL PROMEDIO ANUAL DEL SEIN (EN BARRA DE REFERENCIA SANTA ROSA) 

FUENTE: (COES, 2018 pág. 200) 
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2.2.10 Descripción de las empresas analizadas: 

a) Kallpa Generación S.A. (Kallpa Generación Perú S.A., 2018) 

Kallpa Generación S.A. (antes Globeleq Perú) fue fundada en el año 2005 por 

Globeleq Ltd., subsidiaria de CDC Group Plc. del Reino Unido, con el objeto de 

efectuar operaciones de generación y transmisión eléctrica. 

En junio del 2007 Inkia Encrgy, subsidiaria de Israel Corporation, adquirió los activos 

de generación eléctrica de Globeleq Ltd. en América Latina y el Caribe. Estos activos 

comprendían 7 compañías operativas en 6 países: Perú, Bolivia, El Salvador, 

República Dominicana, Panamá y Jamaica. A partir de esa fecha Globeleq Perú 

cambió de razón social a Kallpa Generación S.A. 

En noviembre del 2009, mediante un aumento de capital, Quimpac S.A., empresa 

peruana de productos químicos, y uno de los cinco mayores productores de cloro-soda 

en Sudamérica, adquierió el 25.1% de Kallpa. En enero de 2012, Quimpac transfirió 

la totalidad de sus acciones en Kallpa a favor de Energía del Pacífico S.A., empresa 

del grupo Quimpac que centralizó las inversiones del grupo en energía. 

En octubre de 2012, el accionista Inkia Holdings (Kallpa) Limited, poseedor del 

74.9% de Kallpa Generación, cambió su denominación a I.C. Power Holdings 

(Kallpa) Limited. 

El desarrollo y construcción de la Central Termoeléctrica de Ciclo Combinado se dio 

en cuatro etapas: 3 turbinas generadoras a base de gas natural de Camisea, que 

iniciaron operaciones en julio 2007, junio 2009 y marzo 2010. La cuarta etapa del 

proyecto fue la instalación de 1 turbina a vapor que convirtió la planta a gas de ciclo 

simple a ciclo combinado, alcanzando una capacidad instalada total de 870 MW, De 

esta manera, en agosto de 2012, inició operación comercial la planta de generación 

eléctrica a gas más grande y eficiente del Perú. 
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En abril de 2014, Kallpa adquirió la Central Termoeléctrica Las Flores con una turbina 

a gas de ciclo simple de 193 MW. Con esta adquisición la capacidad instalada total 

de Kallpa es de 1,063 MW. 

En noviembre de 2011, Cerro del Águila S.A. (CDA) empezó la construcción de su 

hidroeléctrica, la mayor hidroeléctrica privada del Perú, en el río Mantaro en la zona 

centro del Perú. En agosto 2016, la entrada en operación comercial (COD) fue 

obtenida; y en marzo 2017, las pruebas de potencia efectiva dieron como resultado 

545 IVIW de capacidad instalada. Finalmente, en octubre 2017, el COES otorgó el 

COD a la Mini Hidro adicionando 10 MW de capacidad, lo que resultó en 555MW 

de capacidad instalada. 

Como parte de la estrategia de optimizar y diversificar las operaciones y considerando 

que las compañías compartían el mismo equipo gerencial y accionistas, el 16 de 

agosto de 2017, Kallpa y CDA -hicieron efectiva su fusión siendo CDA la entidad 

absorbente. 

El 28 de septiembre de 2017, la entidad combinada fue renombrada como Kallpa 

Generación S.A. con una capacidad instalada total de 1,618 MW. 

b) Engie Energía Perú S.A. (Engie Energía Perú S.A. , 2018) 

ENGIE Energía Perú se creó en 1996 bajo la denominación social de Powerfin Perú 

S.A. Al año siguiente, modificó su nombre a Energía del Sur S.A. y, posteriormente, 

el 2007, pasó a ser EnerSur S.A. Finalmente, el 2016, adopta el nuevo nombre de su 

grupo corporativo y pasó a llamarse ENGIE Energía Perú S.A. 

ENGIE Energía Perú forma parte del grupo ENGIE (antes GDF SUEZ) una sociedad 

constituida y existente bajo las leyes de Francia, cuyas acciones se encuentran listadas 

en las bolsas de Bruselas, Luxemburgo y París. 

Desde que inició sus operaciones, ENGIE Energía Perú ha realizado inversiones tanto 

en la generación como en la transmisión de energía eléctrica. Con una inversión 

aproximada de 2,300 millones de dólares (1997-2018), es una de las mayores 

compañías de generación eléctrica del Perú con una potencia nominal total de 2,673 

MW. De esta manera, ha podido cubrir las necesidades particulares y los 
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requerimientos de sus clientes, entre los que se encuentran las industrias y las 

empresas más importantes del país. 

Julio 1997: Entró en operación la TG1 adquirida a SPCC. 

Septiembre 1998: Entró en operación la TG2 en Ilo. 

Agosto 2000: Luego de 2 arios, se concluyó la construcción de la C.T. 11o21 en Ilo. 

Septiembre 2005: Recibió en usufructo, por parte de Egecen S.A. (actualmente 

Mineris S.A.C.) la C. II. Yuncán por un periodo de 30 años. 

Diciembre 2006: Entró en operación la primera unidad de la C.T. Chilca Uno, la 

primera central de generación, construida exclusivamente para utilizar el gas natural 

de Camisea. 

Julio 2007: Entró en operación comercial la segunda unidad de la C.T. Chilca Uno, lo 

que llevó a incrementar la capacidad de esta central a 360 MW. 

Marzo 2009: Adquirió Quitaracsa S.A., empresa titular de la concesión definitiva y 

los derechos de agua para la ejecución del proyecto C.H. Quitaracsa. 

Agosto 2009: Ingresó a operación comercial la tercera unidad de la C.T. Chilca Uno, 

incrementando la capacidad de la central a 560 MW. 

Noviembre 2010: Se adjudicó el proyecto Reserva Fría de Generación Planta Ilo, en 

Moquegua. 

Noviembre 2012: Entró en operación comercial la turbina de vapor del ciclo 

combinado de la C.T. Chilca Uno, con lo que la potencia nominal de la central 

ascendió a 852 MW. 

Junio 2013: Entró en operación comercial la C.T. Reserva Fría Ilo 31 con una potencia 

nominal de 500 MW. 

Noviembre 2013: Se adjudicó el proyecto Nodo Energético Planta Ilo en Moquegua. 

Octubre 2014: Anunció la ejecución del proyecto Chilca Dos. 
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Octubre 2015: Entró en operación comercial la C.H. Quitaracsa con una potencia 

nominal de 114 MW. 

Febrero 2016: Se adjudicó el proyecto solar "Intipampa" con una potencia nominal 

de 40 MW. 

Mayo 2016: Entró en operación comercial la turbina a gas en ciclo simple de la C.T. 

Chica Dos con una potencia nominal de 73.6 MW. 

Octubre 2016: Entró en operación comercial la C.T. Nodo Energético ILO 41 con una 

potencia nominal, a diesel, de 610 MW. 

Diciembre 2016: Entró en operación comercial la turbina a vapor en ciclo combinado, 

con lo que la capacidad total de la C.T. Chilca Dos, asciende a una potencia nominal 

de 111 MW. 

c) Fénix Power Perú S.A. (Fenix Power Perú S.A.) 

En el 2005 el Grupo Laicas, de origen panameño, obtuvo la aprobación del Estudio de 

Impacto Ambiental para desarrollar el proyecto a través de la sociedad Egechilca. En 

el 2008, Egechilca fue adquirida por AEI (Ashmore Energy International) como 

accionista mayoritario y el Grupo Laicas S.A, denominándose a partir de ese momento 

Fénix Power Perú S.A. 

En diciembre de 2015, un consorcio liderado por Colbún adquirió Fénix Power, como 

parte de su proceso de internacionalización y crecimiento hacia nuevos mercados de 

América Latina. Al cierre de 2016, Fénix Power se adaptó a la identidad corporativa 

de Colbún, convirtiéndose en Fénix, nuestra denominación actual. 

La central termoeléctrica tiene una potencia instalada de 570 MW y su construcción 

demandó 900 millones de dólares. La central termoeléctrica Fénix utiliza gas natural 

en dos turbinas de combustión para generar el 66,7% de energía. El calor emitido 

durante este proceso permite calentar el agua de mar, previamente desalinizada y 

desmineralizada en la planta de tratamiento de agua, para producir vapor. Este último 

alimenta la turbina a vapor donde se genera el 33,3% de energía restante. Es decir, sin 

necesidad de hacer uso de combustible adicional. 
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El agua de mar utilizada para la generación de energía representa tan solo el 20% del 

agua (500m3/dia) recaudada por las tuberías. El 80% restante (2000m3/día), se 

convierte en agua potable con el único objetivo de ser entregada a beneficio de la 

población local. 

d) Tennochilca S.A. (Termochilca S.A., 2018) 

Termochilca S.A. (1ERMOCHILCA), se dedica a la generación y comercialización 

de energía eléctrica, así como al desarrollo de proyectos e inversiones, principalmente 

en las áreas de hidrocarburos, infraestructura, servicios, tranSporte, comunicaciones y 

recursos naturales. 

La Central Térmica Santo Domingo de los 011eros está ubicada en el distrito de 

Chilca, Provincia de Cañete, a 63.5 kilómetros al sur de Lima; estratégicamente 

localizada en el nodo energético de Chilca, cerca del gasóducto de Catnisea y de las 

instalaciones de transmisión del Sistema Intercóneciado Nacional. 

Cuenta con un grupo turbina-generador TG1 de 201.435 MW de potencia efectiva y 

38% de eficiencia, que produce electricidad con gas natural de Camisea. Entró en 

operación comercial el 19 de octubre 2013. 

Termochilca ha completado satisfactoriamente la construcción y puesta en marcha del 

proyecto de conversión a Ciclo Combinado de la Central Santo Domingo de los 

011eros. El proyecto ha consistido en la instalación de una turbina de vapor de 100 

MW con la cual se alcanzó un total de 300 MW instalados en Ciclo Combinado. El 

25 de marzo de 2018, Termochilca recibió de parte del COES la aprobación para la 

Operación Comercial de la turbina de vapor antes mencionada. 

Con la culminación de este proyecto, la central es capaz de recuperar el calor 

contenido en los gases de escape que antes se eliminaba a través de la chimenea del 

ciclo simple. Con este calor se produce ahora vapor de agua que se utiliza para 

accionar la turbina de vapor generando 50% más de electricidad sin utilizar gas 

adicional 
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2.3 	Base ontológica: 

2.3.1 La demanda 

(OSINERGMN, 2017 pág. 31). La demanda eléctrica se caracteriza por registrar un 

comportamiento variable durante el día. Al esquema que muestra esta particularidad se 

le denomina curva o diagrama de carga, el cual permite la identificación de periodos de 

alta o baja demanda denominados horas punta y horas fuera de punta, respectivamente. 

Asimismo, si se ordena la demanda de potencia eléctrica de forma descendente, se 

obtiene una curva de pendiente negativa denominada diagrama de duración, cuya 

utilidad contribuye al proceso de planificación de las inversiones en generación 

eléctrica. 

La figura 2-10 (véase en la página 83) muestra los diagramas de carga y de duración 

durante un periodo temporal de 24 horas. La curva de carga evidencia que entre las 18 

horas y las 23 horas se registró la máxima demanda del día en este sistema, mientras 

que la curva de duración permite conocer que alrededor de un tercio del periodo de 

análisis, la demanda eléctrica superó la demanda promedio histórica. 

La demanda eléctrica ha sido analizada desde dos enfoques. El primero está orientado a 

investigar la demanda eléctrica a nivel agregado, diferenciando a la demanda vegetativa 

de las cargas especiales vinculadas a grandes clientes industriales (empresas mineras). 

La determinación de esta demanda global contribuye a la planificación del sector 

eléctrico, vinculado a la promoción de la inversión en los segmentos de generación y 

transmisión eléctrica, al establecer límites confiables al consumo eléctrico durante el 

periodo de evaluación. El segundo enfoque analiza los determinantes de la demanda 

eléctrica a nivel de los agentes económicos demandantes (hogares y comercios). La 

importancia de esta literatura está asociada al diseño de políticas públicas como las de 

acceso y uso eléctrico, los diseños tarifarios, las políticas de equidad, entre otras. 



FIGURA 2-11: CADENA DE VALOR DE LA ELECTRICIDAD 

FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 34) 

2.3.3 Generación eléctrica 

(0S1NERGMIN, 2017 pág. 36). Esta es la primera actividad en la cadena productiva de 

la industria eléctrica y se encarga de transformar las fuentes de energía primaria en 

energía eléctrica vía métodos como la inducción electromagnética. 

FIGURA 2-12: PROCESO DE TRANSFORMACIÓN DE ENEGÍA PRIMARIA 
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FIGURA 2-10: DIAGRAMA DE CARGA Y DURACIÓN 
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FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 31) 

2.3.2 La oferta 

(OSINERGMIN, 2017 pág. 34). Cuando un usuario enciende una bombilla eléctrica, 

diversos segmentos en la cadena de suministro se activan al mando de un operador 

central que coordina sus actividades para poder satisfacer los requerimientos 

demandados de energía eléctrica. La cadena de valor del sector eléctrico está constituida 

por tres segmentos que proveen el servicio fisico (generación, transmisión y 

distribución) y un segmento adicional de carácter comercial. 

La función del segmento de generación es transformar alguna clase de energía primaria 

en energía eléctrica. Por otra parte, el segmento de transmisión permite trasladar la 

electricidad desde los puntos de producción hacia las áreas de concesión de las 

distribuidoras eléctricas, las cuales proveen, vía de las acometidas, el servicio hacia los 

consumidores finales. 
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La energía primaria es toda aquella energía extraída de la naturaleza y que no ha sufrido 

algún tipo de transformación o conversión que no sea la separación o limpieza, mientras 

que la secundaria se obtiene a partir de la energía primaria empleando algún tipo de 

proceso de transformación o conversión. 

Una particularidad en este segmento es que la magnitud del tamaño de la demanda 

agregada de electricidad genera que las economías de escala se agoten rápidamente, 

promoviendo la competencia en este segmento. Por otra parte, el grado de 

diversificación del parque generador eléctrico varía en función al tamaño del mercado 

y la disponibilidad y continuidad de las fuentes de energía primaria que la abastezcan, 

así como la competencia relativa entre tecnologías. Una industria diversificada suele 

operar con distintas escalas y tipos de tecnologías de producción: centrales 

hidroeléctricas, térmicas, solares, cólicas y nucleares, entre otras. 

Otra de las características en este segmento es el grado de control operativo de las 

fuentes de energía primaria utilizadas. En tal sentido, la generación térmica, geotérmica 

e hídrica puede variar su producción controlando la magnitud del vapor que se traslada 

a la turbina. No obstante, en el caso de las generadoras renovables (solar, eólica, entre 

otras), la máxima producción eléctrica está sujeta a las condiciones climatológicas, 

generando un riesgo sobre la confiabilidad del mercado. Asimismo, es importante 

señalar que, durante el proceso de transformación y consumo de la energía primaria y 

secundaria, se pierde energía debido al grado de eficiencia de las unidades 

transformadoras y artefactos eléctricos utilizados. 

FIGURA 2-13: PROCESO DE TRANSFORMACIÓN Y PÉRDIDAS DE LA ENERGÍA PRIMARIA 

FUENTE.  (OSINEROMIN, 2017 pág. 37) 
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Asimismo, otra singularidad del segmento está vinculada a la flexibilidad de respuesta 

ante variaciones en la demanda u oferta eléctrica. En efecto, muchas generadoras 

hidroeléctricas pueden incrementar su producción en un periodo de segundos o minutos, 

mientras que la gran mayoría de generadoras térmicas necesitan un periodo de respuesta 

mucho mayor. Por otra parte, debido a las diferentes estructuras de costos entre 

tecnologías de generación (costos fijos y costos variables)7, la manera óptima de proveer 

energía y potencia eléctrica es mediante una diversificación de las tecnologías que 

minimicen el costo total de generación dado un nivel de demanda eléctrica requerido. 

Los costos fijos son aquellos independientes del nivel de producción de la central y están 

compuestos, principalmente, por el nivel de inversión; mientras que los costos variables 

dependen de la cantidad de energía producida por la central y están compuestos, sobre 

todo, por el costo de los combustibles. 

2.3.4 Tipos de centrales de generación de electricidad 

(TECSUP, 2006) Una central eléctrica es una instalación capaz de convertir la energía 

mecánica, obtenida de otras fuentes de energía primaria, en energía eléctrica. En su 

mayor parte la energía mecánica procede de: 

La transformación de la energía potencial del agua almacenada en un embalse. 

De la energía térmica suministrada al agua mediante la combustión del gas 

natural, petróleo o del carbón, o a través de la energía de fisión del uranio 

(nuclear). 

Otras fuentes que han obtenido una utilización limitada hasta la fecha son las energías 

geotérmica y mareomotriz. También se han utilizado para generación de pequeñas 

cantidades de energía eléctrica la energía eólica y la energía solar. 

a) Central Hidroeléctrica (TECSUP, 2006) 

Es aquella en la que la energía potencial del agua almacenada en un embalse se 

transforma en energía cinética necesaria para mover la turbina (motor primo) y 

esto al generador, transformando la energía mecánica en energía en energía 

7  En el anexo H, se encuentra el cálculo de los costos variables. (COES, 2017). 
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eléctrica. Las centrales hidroeléctricas se construyen en los cauces de los ríos, 

creando un embalse para retener el agua. Para ello se construye una presa, apoyado 

generalmente en alguna montaña. La masa de agua embalsada se conduce a través 

de una tubería hacia los álabes de la turbina, la cual está acoplada al generador. 

Así el agua transforma su energía potencial en energía cinética, que hace mover 

los álabes de la turbina. 

Una central no almacena energía, sino que la producción sigue a la demanda dada 

por los usuarios; como esta demanda es variable a lo largo del día, y con la época 

del año, las centrales eléctricas pueden funcionar con una producción variable. 

Sin embargo, la eficacia aumenta si la producción es constante; para ello existe un 

camino para almacenar la energía producida en horas de bajo consumo, y usarla 

en momentos de fuerte demanda, mediante las centrales hidráulicas de bombeo. 

Estas centrales tienen dos embalses situados a cotas diferentes. El agua 

almacenada en el embalse superior produce electricidad al caer sobre la turbina, 

cubriendo las horas de fuerte demanda. El agua llega posteriormente al embalse 

inferior, momento en que se aprovecha para bombear el agua desde el embalse 

inferior al superior, usando la turbina como motor, si esta fuera reversible, o el 

alternador. 

b) Centrales térmicas no nuclear (TECSUP, 2006) 

Es una instalación en donde la energía mecánica que se necesita para mover el 

rotor del generador y por tanto obtener la energía eléctrica, se obtiene a partir del 

vapor formado al calentar el agua en una caldera. 

El vapor generado tiene una gran presión al salir de las toberas (corona fija) y 

llega a las turbinas, para que en su expansión (energía de presión), sea capaz de 

mover los álabes (rotor o rodete) de las mismas, transformándose en energía 

mecánica entregando el eje de la turbina esta energía al generador eléctrico. 
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Este tipo de centrales térmicas son: de carbón, petróleo o de gas natural. El Gas 

de Camisea, tiene gran cantidad de metano y sin contenido de azufre, lo que 

favorece la operación de las centrales térmicas, al tener mayor poder calorífico 

para la combustión, con un aumento del salto térmico disponible, mayor eficiencia 

térmica y menor contaminación del medio ambiente. 

Central térmica de ciclo abierto (Sabugal, y otros, 2006) 

Es una central térmica que funciona bajo el principio del ciclo de potencia 

termodinámico Joule — Brayton, principio de turbina a gas. La turbina a gas puede 

funcionar con combustible liquido (diésel) o combustible gaseoso (gas natural). 

Una turbina a gas tiene 3 grandes componentes: Compresor, cámara de 

combustión y turbina a gas. 

El funcionamiento de una central térmica de ciclo abierto, es el siguiente: 

El aire atmosférico aspirado se comprime en el compresor y se introduce en la 

cámara de combustión, donde se mezcla con el combustible, previamente 

comprimido también, produciéndose la combustión. 

Seguidamente, los gases calientes resultantes de la combustión se hacen circular 

a través de una o varias etapas de turbinas, expandiéndose y produciendo un 

movimiento rotativo en un eje de donde se extrae la potencia necesaria para mover 

el compresor de aire y el generador. 

Tener en cuenta que, una gran limitante de potencia de la turbina a gas es la 

temperatura, ya que en la cámara de combustión se tiene una temperatura 

aproximada de 2000 °C. 

Central térmica de ciclo combinado (Sabugal, y otros, 2006) 

Es una central térmica que funciona bajo el principio del ciclo de potencia 

termodinámico Rankine. 
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Una central de ciclo combinado es una planta que produce energía eléctrica con 

un generador accionado por una turbina de combustión, el cual utiliza como 

combustible gas natural. Los gases de escape de la combustión son aprovechados 

para calentar agua en un HRSG (Recuperador de calor — Generador de vapor, por 

sus siglas en inglés) que produce vapor aprovechable para accionar una segunda 

turbina. Esta segunda turbina, de vapor, puede accionar el mismo generador que 

la de gas u otro generador distinto. 

Los componentes de un ciclo combinado, son los siguientes: 

HRSG (Recuperador de calor — Generador de vapor, por sus siglas en 

inglés). 

BOP (Balance de planta, por sus siglas en inglés), el cual abarca diversos 

subsi stern as. 

Turbina de vapor. 

Sistema de refrigeración principal (condensador). 

e) Central nuclear (TECSUP, 2006) 

Es una central térmica en la que actúa como caldera un reactor nuclear. La energía 

térmica se origina por las reacciones de fisión en el combustible nuclear formado 

por un compuesto de uranio. El combustible nuclear se encuentra en el interior de 

una vasija herméticamente cerrada. 

El calor generado en el combustible del reactor y transmitido después a un 

refrigerante se emplea para producir vapor de agua, que va hacia la turbina, 

transformándose la energía en energía eléctrica (en el alternador). 

O Central solar (TECSUP, 2006) 

Una central solar, es aquella en la que se aprovecha la radiación solar para 

producir energía eléctrica. Este proceso puede realizarse mediante la utilización 

de un proceso fototérmico, o de un proceso fotovoltaico. 

En las centrales solares que emplean el proceso fototérmico, el calor de la 

radiación solar calienta un fluido y produce vapor que se dirige hacia la turbina 
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produciendo luego energía eléctrica. El proceso de captación y concentración de 

la radiación solar se efectúa en unos dispositivos llamados helióstatos, que actúan 

automáticamente para seguir la variación de la orientación del sol respecto a la 

tierra. 

Las centrales solares que emplean el proceso fotovoltaico, hacen incidir la 

radiación solar sobre una superficie de un cristal semiconductor llamada célula 

fotoeléctrica y producir en forma directa una corriente eléctrica por efecto 

fotovoltaico. 

g) Central eólica (TECSUP, 2006) 

Una central eólica, es una instalación en donde la energía cinética del aire se puede 

transformar en energía mecánica de rotación. Para ello se instala una torre en cuya 

parte superior existe un rotor con múltiples palas, orientadas en la dirección del 

viento. Las palas o hélices giran alrededor de un eje horizontal que actúa sobre un 

generador de electricidad. 

2.3.5 Flexibilidad de centrales de generación 

(OSINERGMIN, 2017 pág. 37). Debido a la necesidad de mantener un equilibrio 

constante entre la oferta y la demanda, la flexibilidad de las centrales eléctricas es una 

herramienta vital para gestionar la variabilidad en la demanda eléctrica y proporcionar 

servicios de soporte auxiliares al sistema. 

Las distintas tecnologías tienen vanas características para ajustarse a cambios en la 

demanda. Una medida de esta flexibilidad es la tasa de ajuste (ramp rate), que refleja la 

velocidad a la que una central puede aumentar o disminuir su producción, la cual está 

medida en MW/hora o como porcentaje de capacidad por unidad de tiempo. Las 

centrales de carbón, por ejemplo, poseen menor facilidad que las de gas natural para 

ajustar su producción ante cambios inesperados en la demanda. Otra medida de 

flexibilidad es el tiempo de rampa (ramp time), que mide la cantidad de tiempo que 

transcurre desde el momento en que un generador se enciende para proporcionar energía 

a la red en su límite mínimo de funcionamiento en horas (este límite corresponde a la 

menor capacidad que una planta puede generar cuando se enciende). 
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FIGURA 2-14: COMPARACIÓN ENTRE FLEXIBILIDAD Y COSTOS DE OPERACIÓN 
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FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 37) 

2.3.6 Transmisión eléctrica 

(OSINERGMIN, 2017 pág. 38). El segmento de, transmisión eléctrica permite 

transportar la electricidad desde los centros de generación hacia las zonas de consumo 

final. Estos sistemas están compuestos por líneas de transmisión, subestaciones de 

transformación, torres de transmisión, entre otras instalaciones. La transmisión eléctrica 

registra características de monopolio natural debido a que presenta importantes 

economías de escala en el diseño de sus instalaciones con respecto a la capacidad de las 

líneas; en tal sentido, el costo medio de transportar electricidad por kilómetro de red 

instalada se reducirá a medida que se incremente la capacidad de transmisión de la red. 

Las economías de escala se deben a la presencia de importantes costos fijos y a los 

fuertes aumentos de capacidad derivados de cambios en el voltaje. 

Los costos fijos se explican por el carácter complejo de la planificación y operación de 

las líneas de transmisión: valor de las franjas de terreno, obras de acceso, montaje, 

estructuras de tamaño mínimo, costos de contratación de operadores de las instalaciones, 

cuadrillas necesarias para realizar las labores de mantenimiento preventivo y conectivo, 

entre otros. La justificación de la presencia de este segmento en la industria eléctrica 

está vinculada, en gran medida, a la localización de las fuentes primarias de energía. 

Esto se debe a que impacta directamente en los costos de instalación de las centrales y 
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en los de transporte de la energía (es más económico trasladar energía eléctrica que 

transportar las fuentes de energía primaria hacia los puntos de demanda). 

Por otro lado, la transmisión presenta economías de densidad asociadas al uso de la 

capacidad de las líneas en función de los niveles de energía que se transportan. Así, si 

existe capacidad no utilizada, resultará más eficiente incrementar la carga sobre el 

sistema de transmisión existente antes que construir uno nuevo. La sobrecapacidad 

puede deberse a factores como las indivisibilidades en el tamaño de las instalaciones y 

el uso de niveles de voltaje estandarizados. Otra particularidad de este segmento está 

asociada a que con el fin de ahorrar costos y reducir las pérdidas de energía, la 

transmisión se realiza a voltajes elevados (vía subestaciones), generando mayor 

eficiencia en el transporte. 

FIGURA 2-15: RELACIÓN ENTRE POTENCIA Y PÉRDIDAS EN LÍNEAS DE TRANSMISIÓN 

FUENTE; (OSINERGMIN. 2017 pág. 39) 

2.3.7 Determinación del parque generador eléctrico óptimo 

(OSINERGM1N, 2017 pág. 43). Con el objetivo de contextualizar la metodología por la 

cual se determina la diversificación de las capacidades de generación eléctrica de 

manera eficiente, se describirá un ejemplo hipotético con tres tipos de tecnología de 

generación. En la parte inferior de la figura 2-16 (véase en la página 95) se muestran los 

costos totales de tres tecnologías de generación eléctrica (hidroeléctrica, central térmica 

a gas natural y central térmica a diésel) según el número de horas de funcionamiento a 

lo largo de un año. 
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Las centrales hidroeléctricas presentan el costo variable más bajo, debido a que no 

utilizan combustibles para la generación eléctrica, seguidas de las de gas natural y por 

último de aquellas a diésel, que presentan los costos variables más altos. Se observa que 

para la fracción de consumo que se requiera por un número de horas menor a T1  es más 

económico instalar una generadora a diésel, entre Ti y T2 conviene una generadora a gas 

natural y para más de 1'3 horas, una central hidroeléctrica. 

En la parte superior de la figura 2-16 (véase la página 95), se presenta la curva de 

duración que muestra los niveles de demanda de capacidad que se registraron para cada 

hora del ario, ordenados de mayor a menor. Se puede utilizar las curvas de costos totales 

junto con el diagrama de duración para determinar cuánta capacidad se debe instalar de 

cada tipo de tecnología. 

Como se mencionó anteriormente, cuando se requiere el abastecimiento de un cierto 

volumen de electricidad por menos de Ti horas al año, es más económico que se instale 

una central a diésel. Por ello, esta tecnología debe tener una participación en la 

capacidad instalada total, igual a la máxima demanda menos la demanda de potencia 

registrada en Ti, por lo cual la capacidad a instalar de la central a diésel ascendería a 

P01. Cuando se requiere una generadora que funcione entre T1 y T2, la unidad más 

económica es la central a gas natural y la capacidad requerida de esta tecnología 

asciende a PNG. Por último, para las demandas con una duración mayor a T3 horas se 

requiere generación hidroeléctrica y una capacidad a instalar correspondiente a Pui. Es 

importante señalar que la capacidad instalada (o potencia nominal) de una central no es 

aprovechable en su totalidad, debido a restricciones físicas asociadas al funcionamiento 

de toda máquina, la potencia realmente aprovechable se denomina potencia efectivas. 

Potencia nominal. Es la capacidad instalada del generador. No es aprovechable en su totalidad (solo lo 
sería bajo condiciones ideales), por lo que si se extrae la porción de potencia instalada que es realmente 
aprovechable tendríamos la potencia efectiva. (OSINERGMIN, 2017 pág. 44). 

Potencia efectiva. Es la capacidad de generación que tiene una central y que puede garantizar con una 
continuidad aceptable. (OSINERGMIN, 2017 pág. 44). 

Potencia firme. Es la capacidad de generación que una central puede garantizar en las condiciones más 
adversas (condiciones climáticas, disponibilidad de insumos, factores de indisponibilidad fortuita, entre 
otros). (OSINERGMIN, 2017 pág. 44). 
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FIGURA 2-16: DIAGRAMA DE DURACIÓN Y CAPACIDAD ELÉCTRICA EFICIENTE 
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Nota CF (Costo fi o), CV (Costo variable), P (Potencia) yT (Tiempo). 

FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 44) 

2.3.8 Cálculo de la energía no suministrada 

(OSINEROMIN, 2017 pág. 45). Debido a la presencia de demandas eléctricas atípicas 

y cuya ocurrencia es escasa durante el afio, se debe analizar la eficiencia económica de 

invertir en capacidad de generación adicional que abastezca estos requerimientos. En 
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este contexto, se introduce el concepto del Valor de la Energía No Suministrada (VOLL, 

por sus siglas en inglés), el cual indica la máxima disponibilidad a pagar de los 

consumidores para evitar cortes imprevistos dcl suministro eléctrico. En la figura 2-17, 

se realiza una comparación entre el VOLL y el costo total de la central a diésel. El VOLL 

se representa por una línea recta que parte del origen y su pendiente representa el valor 

por MIATh que los usuarios le otorgan a la energía. Para la demanda eléctrica 

comprendida entre el periodo de t horas, la valorización de la energía por parte de la 

demanda sería inferior al costo de proveerla mediante un central diésel. En conclusión, 

durante un periodo de t horas al año, no es eficiente invertir en capacidad adicional. El 

tiempo óptimo de corte se determina calculando la intercepción entre cl costo total de la 

central a diésel (CF-FCVD*0 y el valor total para los usuarios (VOLL*t): 

t — 
VOLL — CV»  

FIGURA 2-17: EL VOLL Y LA OBTENCIÓN DE LA CARGA NO SERVIDA 

Potencia 
MW 

Tiempo 

CFD  

FUENTE: OSINERGMIN (2017.p. 45) 
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2.3.9 Componentes del precio de generación: 

Licitaciones de energía (OSINERGIVIIN, 2017 pág. 146) 

Luego del proceso de liberalización de 1992, el mercado eléctrico peruano se basó 

en contratos bilaterales entre distribuidores y generadores que estaban limitados 

por el precio en barra, el cual es calculado por Osinergmin. En 2006 se introdujo 

con la Ley N° 28832 un esquema de subastas de electricidad a largo plazo con 

doble objetivo: definir la tarifa de energía de una manera competitiva y servir para 

la entrada de nueva generación eficiente en el sistema. El pago de potencia 

continuaba en vigor por medio cálculo de una capacidad equivalente. 

La reforma introduce la obligación para las empresas de distribución de abastecer 

la demanda esperada de sus consumidores con tres años de antelación, la firma de 

los contratos (que pueden ser con plantas existentes y nuevas) deben tener una 

duración superior a cinco años para el 75% de la demanda. De forma opcional 

pueden participar usuarios libres. Incluso si el esquema es completamente 

descentralizado, se aplica un fuerte control regulador sobre las subastas. Los 

contratos tienen horizontes de cinco a 20 años, existiendo limitaciones para la 

contratación según plazos. El formato de la subasta y las fórmulas de indexación 

deben ser aprobadas por el regulador, que también establece un precio máximo de 

reserva para cada subasta (véase figura 2-18, en la página 88). 

Precios firmes (OSINERGMIN, 2017 pág. 146) 

El resultado son contratos a mediano y largo plazo, donde se establecen los 

Precios Firmes, que incluyen los precios de energía y potencia que regirán durante 

el periodo contractual con sus respectivos mecanismos de actualización. El Precio 

Firme y el plazo contractual no pueden ser modificados por acuerdo de las partes 

a lo largo de la vigencia del contrato, salvo sea con autorización previa de 

Osinergmin. Es obligación de la distribuidora iniciar un proceso de licitación con 

una anticipación mínima de tres años, a fin de evitar que la demanda de sus 

usuarios regulados quede sin cobertura de contratos. 
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FIGURA 2-18: PLAZOS DE LICITACIONES 
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FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 146) 

La finalidad de las licitaciones es brindar a las empresas de generación una señal 

a largo plazo para determinar sus decisiones de inversión, así como brindar 

seguridad al suministro eléctrico de los usuarios regulados. Osincrgmin participa 

en el proceso de licitación mediante la aprobación de las bases del concurso (que 

incluyen los modelos de contrato), supervisión de la libre competencia en el 

proceso de licitación y también en la determinación de un precio tope para la 

energía a contratarse. 

c. Precios en barra (OSINERGM1N, 2017 pág. 146) 

Este precio se determina cada año mediante un procedimiento administrativo 

establecido por Osinergrnin y corresponde a la suma de los precios básicos de 

energía, potencia y peaje de transmisión. Los precios en barra, antes de ser 

aprobados, deben ser comparados previamente con el promedio ponderado de los 

precios de las licitaciones convocadas por las empresas distribuidoras al amparo 

de la Ley N° 28832. Si la diferencia entre ambos resulta menor a 10%, entonces 

el precio en barra es aprobado; pero si la diferencia es mayor, se debe ajustar el 

precio básico de la energía hasta alcanzar como máximo una diferencia de 10%. 
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FIGURA 2-19: COMPOSICIÓN DE LOS PRECIOS EN BARRA 
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FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 147) 

Precio básico de energía (0S1NERGM1N, 2017 pág. 147) 

Remunera los costos variables de las centrales de generación eléctrica (los que 

dependen de la cantidad de energía que produzca) y se calcula para cada una de 

las barras del SEIN como el resultado del promedio ponderado de los precios 

marginales' futuros, utilizando para este cálculo el modelo Perseo. El sistema de 

precios así calculado permite suavizar la volatilidad de los costos marginales y 

brindar una señal estable de precios a mediano plazo, ya que no solo considera los 

precios spot actuales, sino también los futuros. En la figura 2-20 (véase en la 

página 99), se aprecia de manera esquemática el proceso de cálculo del precio 

básico de energía. 

Precio básico de Potencia (OSINERGM1N, 2017 pág. 147) 

Es un pago que permite a las generadoras recuperar los costos de inversión, 

operación y mantenimiento de sus unidades de generación. Su cálculo se realiza 

teniendo en cuenta una unidad turbo gas operada con diésel, considerada la más 

económica para abastecer el incremento de pedidos en las horas de máxima 

demanda anual. El precio se expresa en unidades de capacidad @recio por MW 

adicional) y está conformado por la anualidad de la inversión de la unidad turbo 

gas y los costos fijos anuales de operación y mantenimiento. 

9  En el anexo I, se encuentra el cálculo de los costos marginales. (COES, 2017). 
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FIGURA 2-20: CÁLCULO DE PRECIO BÁSICO DE ENERGÍA 
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FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 147) 

2.3.10 Precios de transmisión eléctrica 

(OSINERGMIN, 2017 pág. 149). El precio de transmisión es un cargo cobrado por el 

uso de las redes que hace posible el transporte de la energía producida por los 

generadores hasta los usuarios finales. En el caso de la electricidad, los cambios 

formulados por la Ley N° 28832 introdujeron ligeras modificaciones en la remuneración 

de la actividad de transmisión eléctrica. En la LCE, las redes o líneas de transmisión del 

Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN) solo se dividían en un Sistema 

Principal de Transmisión (SPT) y un Sistema Secundario de Transmisión (SST), lo cual 

cambió a partir de la Ley N° 2883210. A partir de dicha Ley se introdujo el Sistema 

Garantizado de Transmisión (SGT) y el Sistema Complementario de Transmisión 

(SCT). La transmisión de electricidad se divide en redes principales y secundarias. La 

transmisión principal representa las redes troncales que sirven para unir grandes centros 

") La Ley N° 28832 introdujo la planificación del Sistema de Transmisión con el objetivo de incrementar 
las inversiones en transmisión eléctrica. Para ello se establecieron dos procesos de expansión de la red: i) 
el plan de transmisión y fi) el plan de inversiones. 

El plan de transmisión es elaborado por el COES cada dos años y aprobado por el MEM, previa opinión de 
Osinergmin. Las instalaciones incluidas en el plan de transmisión, que son adjudicadas mediante un proceso 
de licitación mediante una APP, forman parte del SGT, el SCT comprende aquellas instalaciones 
construidas por iniciativa de los agentes que se encuentran o no en el plan de transmisión. 

El plan de inversiones es elaborado cada cuatro años por los propios concesionarios de las instalaciones de 
transmisión que atienden exclusivamente a la demanda. Las instalaciones que forman parte del plan de 
inversión pertenecen al SCT. 
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Plan de transmisión 

Instalaciones 
sometidas 
a licitación 
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de producción y consumo, y su remuneración es asumida por todos los usuarios del 

servicio eléctrico. La transmisión secundaria se remunera mediante peajes secundarios 

de transmisión. Este costo cs asumido por aquellos usuarios que utilizan dicho sistema. 

De la planificación surgen los proyectos de líneas de transmisión que deben construirse 

en á sistema (SGT) y aquellos que son de iniciativa por agentes interesados (SCT). La 

Ley N°28832 introdujo un esquema planificado de expansión de las redes de transmisión 

eléctrica mediante la aprobación de un Plan de Transmisión propuesto por el COES y 

aprobado por parte del MEM. 

FIGURA 2-21: ESQUEMA DE PLAN DE TRANSMISIÓN 
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FUENTE: (0S1NERGMIN, 2017 pág. 150) 

FIGURA 2-22: CLASIFICACIÓN DE LAS REDES DE TRANSMISIÓN 

o 
Ley 281332 (2ó06) 

FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 150) 
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2.3.11 Sistema Principal de Transmisión (SPT) y Sistema Garantizado de Transmisión 

(SGT): 

(OSINERGMIN, 2017 pág. 152). La remuneración del SPT contempla los costos 

eficientes de inversión, operación y mantenimiento. Los costos de inversión se 

convierten en anualidades (anualidad del Valor Nuevo de Reemplazo "aVNR"), 

considerando un valor de reemplazo al final del periodo, usualmente 30 años, 

descontado a una tasa de 12% (según el Artículo 79 de la LCE). El costo total anual 

eficiente reconocido por Osinergmin está conformado por la anualidad de las 

inversiones (aVNR) y los costos estándares eficientes de operación y mantenimiento 

(COyM). Los precios nodales se definen como los costos marginales para satisfacer un 

incremento de demanda en determinado nodo Así, la tarificación marginal de la 

transmisión se basa en la remuneración de las infraestructuras en función a la diferencia 

de precios entre los nodos del sistema, realizada por los generadores. El pago de los 

generadores constituye el Ingreso Tarifario (IT), valorizándose la entrega y el retiro de 

energía y potencia con distintos precios en los nodos del sistema. Luego se determinan 

los ingresos tarifarios por energía y potencia. Estos pagos y reconocimiento de costos 

son realizados, normalmente, en el mercado mayorista por el operador del sistema 

eléctrico. Debido a los importantes costos fijos, la tarificación marginal solo permite 

recuperar alrededor de un tercio de los costos de transmisión, siendo necesario un peaje 

adicional, el cual es remunerado por los usuarios del sistema. En el caso del SGT, el 

costo del servicio se fija por medio de licitaciones en las cuales se paga el costo de 

inversión, operación y mantenimiento para un periodo de hasta 30 años solicitado por 

los postores ganadores, pasado el cual se transfiere a otro operador. Se reconoce el valor 

remanente asociado, principalmente, a los refuerzos que se hayan tenido que hacer y el 

costo de operación y mantenimiento por el tiempo que dure la instalación. 

FIGURA 2-23: PRECIOS NODALES 
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FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 152) 
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2.3.12 Sistema Secundario de Transmisión (SST) y Sistema Complementario de 

Transmisión (SCT) 

(OSINERGM1N, 2017 pág. 152). La remuneración del SST y del SCT se da bajo los 

mismos criterios. Las tarifas se fijan de acuerdo a costos eficientes, determinándose un 

Costo Medio Anual (CMea). El CMea es igual a la anualidad de la inversión, el COyM 

y el costo anual por la pérdida de energía y potencia. 

El Sistema Complementario de Transmisión surge de acuerdo a las necesidades 

específicas de los generadores, distribuidores y grandes usuarios. El SCT se determina 

por negociación cuando están destinadas a transmitir la energía de los generadores o 

proporcionada a usuarios libres que hayan previamente efectuado contratos con las 

entidades que construyeron las líneas. Sin embargo, en caso sean utilizados por terceros 

se fijan con los mismos criterios que el SST. Las retribuciones de estas líneas son 

asumidas por los agentes que las utilizan (generadores o demanda). Se pueden 

identificar tres casos: 

Las instalaciones destinadas a transportar electricidad proveniente de centrales de 

generación hasta el SPT o SGT son remuneradas íntegramente por los 

correspondientes generadores, los cuales pagan una compensación equivalente al 

100% del Costo Medio anual de las instalaciones. 

Las instalaciones destinadas a transportar electricidad desde el SPT o SGT hacia 

una concesionaria de distribución o consumidor final son remuneradas 

íntegramente por la demanda correspondiente, la cual paga el 100% del Costo 

Medio anual de las instalaciones. 

Sistema de Generación/Demanda: Osinergmin define la asignación de 

compensaciones a la generación o la demanda o en forma compartida entre la 

demanda y la generación, para lo cual toma en consideración el uso o beneficio 

económico que cada instalación proporcione a los generadores y usuarios. 

En el caso de los pagos del SST y SCT atribuibles total o parcialmente a la generación, el 

monto que pagan los generadores se determina mediante un criterio de uso basado en 

parámetros objetivos (energía generada e impedancia). Por otra parte, en el caso de los 
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SST atribuibles total o parcialmente a la demanda, se realiza una clasificación de áreas de 

demanda (15 en todo el país) en base a criterios geográficos. Para cada área de demanda 

y nivel de tensión se establece un único peaje, tanto para usuarios libres como regulados. 

Así, tomando en cuenta lo mencionado para los precios cobrados por transmisión y los 

otros conceptos cobrados, el precio promedio de transmisión, en agosto de 2016, 

representó 21.3% de la tarifa eléctrica residencial (13T513), el cual estuvo compuesto por 

factores correspondientes a la transmisión propiamente dicha (39.9%) y a otros conceptos 

cobrados (60.1%). Los otros conceptos cobrados en la transmisión principal han sido el 

efecto de la política energética del Estado para garantizar la seguridad en la seguridad 

eléctrica (Gaseoducto Sur Peruano, Nodo Energético del Sur, Reserva Fría de 

Generación), así como la promoción de energías renovables, entre otras. Los precios de 

transmisión se actualizan cada cierto tiempo debido a la influencia de las variaciones de 

factores tales como el tipo de cambio del dólar y la inflación. 

FIGURA 2-24: REPARTICIÓN DEL COSTO DE LAS LINEAS PRINCIPALES DE TRANSMISIÓN 

(Ost, 
?crac '4 
~luto% 
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FUENTE: (OSINERGMIN, 2017 pág. 153) 

2.3.13 Margen variable de una central eléctrica 

(Salinas, 2014 pág. 42). En cl negocio eléctrico, las empresas de generación tratan de 

maximizar sus ingresos, además, tratan de minimizar los riesgos que puedan atentar 

negativamente a sus ganancias. Bajo esta premisa, todo ingreso que maximice 

(optimice) su margen variable es atractivo para cualquier empresa de generación, sea 

una empresa dedicada a la generación termoeléctrica o hidroeléctrica. 
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Por otro lado, se sabe que de acuerdo al Nivel Óptimo de Contratación (NOC), las 

empresas realizan contratos de energía y potencia con clientes libres, distribuidores y 

otros generadores con el objetivo de obtener ingresos con un nivel de riesgo mínimo, 

cabe resaltar que los distintos bancos o entidades financieras exigen a las empresas 

generadoras tener un porcentaje de su energía contratada con algún cliente, de esta forma 

ellos también minimizan su riesgo financiero que podría repercutir en una mala 

inversión. 

El Margen Variable (MV) se define como el balance que existe entre los ingresos y 

egresos que afronta la central como consecuencia de la operación de la central y la 

comercialización de energía y potencia. Estos ingresos y egresos pueden clasificarse en 

los siguientes: 

Ingresos (Salinas, 2014 pág. 43): 

Venta de energía y potencia a clientes libres y regulados: Se pueden 

considerar como ingresos fijos ya que los consumos y los precios de los 

clientes están estipulados en los contratos de suministro. 

Venta por inyección de energía de la central en el mercado de corto plazo 

administrado por el COES: Son ingresos variables ya que dependen de la 

energía producida por la central y por los costos marginales del sistema 

los cuales varían cada 15 minutos. 

Ingreso Garantizado de Potencia Firme (IGPF): Es un ingreso fijo que 

depende de la potencia fume de la central (es independiente de la presencia 

de la central en el despacho). 

Egresos (Salinas, 2014 pág. 44): 

Pago de suministro y transporte de gas natural (termoeléctrica): Son 

egresos variables que dependen de la generación de la central (a mayor 

generación mayor consumo de gas). 

Compra de energía y potencia consumida por los clientes en el mercado 

de corto plazo: Son los egresos por atender el suministro eléctrico de los 
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clientes de la central térmica, dependen de la energía consumida de los 

clientes y del costo marginal del sistema, 

- Uso de los sistemas secundarios de transmisión eléctrica: Egreso que 

depende de la energía generada por la central. 

- Pago por aportes al COES, MINEM y Osirtergmin: Son los pagos que 

realiza la central de acuerdo a la legislación vigente. 

A su vez el Margen Variable se puede dividir en Margen Variable Operativo (MVO) y 

Margen Variable Comercial (MVC): 

Margen Variable Operativo (Salinas, 2014 pág. 45): 

Corresponde al balance entre los ingresos y egresos que se tiene por la operación 

de la central termoeléctrica. Entre los principales ingresos y egresos se tiene: 

- 	Ingreso por la energía inyectada al sistema a costo marginal. 

- 	Ingreso por potencia garantizada (IGPF). 

Egreso por pago de suministro y transporte de gas natural (los que 

conforman principalmente el Costo Variable de la central). 

- 	Egreso de peaje por el uso del sistema secundario o complementario de 

transmisión (PeajesstAct). 

Margen Variable Comercial (Salinas, 2014 pág. 45): 

Corresponde al balance entre los ingresos y egresos que se tiene por atender los 

consumos de energía y potencia de los clientes. Entre los principales ingresos y 

egresos se tiene: 
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- 	Ingreso por venta de energía y potencia a los clientes libres y regulados a 

precio de contrato. 

- 	Egreso por compra de energía y potencia para atender los consumos de los 

clientes a costo marginal y a precio de barra respectivamente. 

Luego de tener un porcentaje de su energía contratada, la optitnización de su margen 

variable dependerá en gran medida del despacho económico y la evolución de los costos 

marginales del sistema, de esta forma la ecuación que optimiza el margen variable (MV) 

de la empresa de generación eléctrica está dada por la siguiente expresión (Salinas, 2014 

pág. 46): 

MV = MVO MVC 

MVO = 
	

* (CMgari  — CV), i E N, V n = periodos horarios 
i=1 

MVC = 	E * (TE - CAlgBRi), i E N, V n = periodos horarios 

Sumando las fórmulas de MVO y MVC, se obtiene la siguiente formula: 

MV = 	* (CMgBii — CV) +I E¿:. (TE — CMgaRi) 

Donde: 

MVO: Margen variable operativo ($) 

MVC: Margen variable comercial ($) 

Eg: Energía inyectada por el generador (MWh) 

Ec: Energía retirada por los clientes del generador (MWh) 

CMg81: Costo marginal en la barra de inyección ($/ MWh) 

CMgriá: Costo marginal en la barra de retiro ($/ MV/h) 

TE: Tarifa de energía al cliente del generador ($/ MWh) 

CV: Costo variable de generación ($/ MWh) 
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Asimismo, el CV está compuesto por CVC y el CVNC, según la siguiente expresión 

(Salinas, 2014 pág. 48): 

CV = CVC + CVNC 

Donde: 

- 	CVC: Costo variable combustible ($/MWh) 

- 	CVNC: Costo variable no combustible (S/MWh) 

Para fines prácticos, en el presente trabajo no se está considerando los términos 

indicados en la siguiente expresión: 

K = IGPF —PeajesstIset POtRet* ("Cliente — PreCtOgarra) 

Donde: 

IGPF: Ingreso garantizado de potencia firme ($) 

Peajessuset: Egreso de peaje por el uso del sistema secundario o 

complementario de transmisión ($) 

PotRet: potencia contratada por el cliente (MW) 

TPoieine: Tarifa de potencia al cliente del generador ($/MW) 

Preciosa: Precio en barra (S/MW) 

El término K no varía significativamente, por lo que el margen variable básicamente se 

establecerá por la expresión CV que está en la página 106; es decir, dependerá en mayor 

proporción de la energía inyectada por la central y del costo marginal del sistema. 

(Salinas, 2014 pág. 48). 

2.3.14 Potencia máxima 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 20). Es la potencia máxima neta, se supone que es la 

única potencia activa que podría producirse, trasmitirse o distribuirse continuamente a 

través de un periodo prolongado de operación. 
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2.3.15 Potencia mínima 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 21). Es la potencia mínima neta, que una unidad puede 

producir, transmitir o distribuir continuamente a través de un periodo operación en 

circunstancias técnicas definidas. 

FIGURA 2-25: LIMITES DE POTENCIA MÁXIMA Y POTENCIA MÍNIMA 

FUENTE: (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 20) 

2,3.16 Turndown 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 22). Es la diferencia entre la potencia máxima y la 

potencia mínima. El turndown, representa el rango de operación en condiciones 

normales. 

Puede ser definido en 2 formas: 

- 	Absolute turndown (MW): Potencia máxima — Potencia mínima. 

- 	Relative turndown (%): 1 — (Potencia máxima / Potencia mínima). 
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FIGURA 2-26: RANGO DE OPERACIÓN EN CONDICIONES NORMALES 
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FUENTE: (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 22) 

2.3.17 Potencia máxima excepcional 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 20). Es la potencia máxima neta, se supone que es la 

única potencia activa que puede ser producida, transmitida y distribuida en una 

configuración de operación excepcional por un limitado tiempo. El tiempo limitado 

puede ser por criterio técnico y/o económico. Por ejemplo, operación con carga pico en 

una turbina de gas, el cual provee potencia extra, pero tiene un alto costo en horas de 

operación equivalente (EOH, por sus siglas en ingles). 

2.3.18 Potencia mínima excepcional 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 21). Es la potencia mínima neta, que puede ser 

producida, transmitida y distribuida en una configuración de operación excepcional por 

un limitado tiempo. El tiempo limitado puede ser por criterio técnico y/o económico. 

Por ejemplo, operación en ciclo abierto de una central termoeléctrica de ciclo 

combinado. Se permite reducir la potencia mínima, pero tiene un alto costo en términos 

de eficiencia. Estos niveles de potencia son definidos en términos de condiciones 

ambientales referenciales en el sitio, por ejemplo: 

Temperatura externa. 

Presión atmosférica. 

Humedad relativa. 
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FIGURA 2-27: LIMITES DE POTENCIA MÁXIMA Y POTENCIA MÍNIMA EXECPCIONALES 

FUENTE: (Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 20) 

2.3.19 Reserva de potencia y margen de reserva 

(OSINERGM1N, 2017 pág. 30). La potencia instalada en la industria eléctrica es la 

sumatoria de las capacidades reales de generación de cada central eléctrica. Por otra 

parte, la máxima demanda cuantifica la demanda pico en el marco de un periodo 

temporal. La reserva de potencia es la diferencia entre la potencia instalada y la máxima 

demanda para un periodo determinado, mientras que el margen de reserva se determina 

a través de la división entre la reserva de potencia y la máxima demanda: 

Margen de reserva — 
Reserva de potencia 

Máxima demanda 

Por otra parte, el factor de carga es un indicador de la eficiencia en el consumo y se 

define como la ratio entre la demanda promedio y la máxima demanda registrada dentro 

de un periodo temporal: 

Demanda promedio 
Factor de carga — 	  

Máxima demanda 

De acuerdo con la teoría económica de los bienes públicos, la energía eléctrica es 

considerada un bien privado debido a que su consumo reduce la disponibilidad de 

energía para el resto de agentes demandantes (característica de rivalidad) y es 

económicamente viable restringir el consumo a aquellos agentes que no han contribuido 

para su provisión (característica de exclusión). En esta línea. es  importante señalar que, 
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Toso de Toma de cargo 

Pmáx 

	Pmln 

a pesar de que la electricidad sea un bien homogéneo y posea un suministro continuo y 

confiable, registra limitaciones técnicas vinculadas al alcance de la infraestructura de 

las redes eléctricas que imposibilitan el grado de las transacciones comerciales entre los 

países, convirtiéndola en un commodity de nivel local. No obstante, desde el enfoque 

del derecho administrativo, el servicio eléctrico es considerado un servicio público pues 

los beneficios derivados de su consumo (calefacción, iluminación, refrigeración, entre 

otros) garantizan un estándar de vida que permite el desarrollo de capacidades mínimas. 

Se debe, entonces, garantizar que sea provisto de forma eficiente, sostenible y a una 

tarifa asequible. 

2.3.20 Rampa de toma de carga 

(Engie Lab Laborelec, 2017 pág. 23). Es expresado en MW/min, por el cual la potencia 

aumenta en condiciones estándar desde el segmento de potencia precedente al dado. En 

otras palabras, corresponde al máximo factible de la máquina en "condiciones normales" 

en el rango operativo. La mayoría de las veces, la velocidad de rampa estándar es 

constante entre Pmin y Pmax. 

FIGURA 2-28: TASA DE TOMA DE CARGA 

Time 

FUENTE: ELL (2017, p. 23). 

2.3.21 Regulación de frecuencia 

(XM, 2007). Es la habilidad del Sistema Eléctrico de Potencia (SE?) para mantener 

frecuencias estacionarias luego de severos eventos que provocan desbalances entre la 

generación y la carga del sistema. Depende de la habilidad para mantener o recobrar el 

equilibrio entre la generación y la carga, con un mínimo de pérdida de carga no 
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intencional. La inestabilidad se presenta con oscilaciones sostenidas de la frecuencia 

que provocan la desconexión de unidades de generación y/o cargas, y la formación de 

sistemas aislados (islas). Para hacer frente a un déficit de potencia provocado por un 

determinado evento, en el SEP debe utilizarse: 

Reserva de las masas rotantes (energía cinética de la inercia del sistema), cuya 

actuación es inmediata y evita por unos instantes que la frecuencia varíe. Esta 

característica del SEP está determinada por la constante de inercia total del 

sistema. 

Regulación primaria de frecuencia, cuya actuación se produce luego de 

algunos segundos hasta los primeros minutos. Compensa parte de la potencia 

perdida mediante la acción local de los reguladores de velocidad de las 

unidades de generación. 

Regulación secundaria de frecuencia, cuya actuación se manifiesta luego de 

varios minutos. Este tipo de regulación asume la restitución de la potencia 

perdida debido al evento. 

A esta capacidad del Sistema Eléctrico de Potencia (SEP), se añade el efecto 

amortiguante producido por la dependencia de la carga con respecto a la frecuencia. Es 

decir, cuando la frecuencia cae la carga disminuye y cuando la frecuencia aumenta la 

carga se incrementa. Dependiendo de la severidad del evento, debido al tiempo de 

respuesta de la regulación de frecuencia será necesario proveer al SEP de la actuación 

de un Esquema Especial de Protección (EEP), cuya actuación se desarrolle en los 

primeros instantes del disturbio, antes de que la regulación primaria de frecuencia actúe. 

La ecuación de movimiento del rotor que explicaS la 'dinámica de una máquina 

equivalente está dada por: 

2H dw 

" dt 
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Dónde: 

H : Inercia total del sistema (s). 

: Frecuencia angular en rad/s. 

Frecuencia angular nominal en rad/s. 

: Potencia mecánica (p.u.). 

e  : Potencia eléctrica (p.u.). 

Entonces, ante una pérdida de generación en el sistema se presenta un desbalance en el 

primer término del lado izquierdo de la ecuación, que se traduce en la variación de las 

velocidades de las masas rotantes (w) y provoca el cambio de la energía cinética de las 

masas rotantes conectadas al sistema. 

En el caso de que el desbalance por la pérdida de generación sea grande, la frecuencia 

puede seguir disminuyendo y como no ha transcurrido el tiempo necesario para que la 

regulación de la frecuencia sea efectiva o no sea suficiente, se corre el riesgo de que la 

frecuencia alcance los valores de actuación de las protecciones de baja frecuencia de las 

unidades generación, con lo cual continúa la caída de la frecuencia (o se incrementa el 

desbalance de potencia) y se produce un colapso del sistema de potencia. 

Para evitar el colapso del sistema por frecuencia, es necesario tomar una acción para 

detener la caída de frecuencia y de ser necesario revertirla. Existen dos formas de 

amortiguar o cambiar la caída de frecuencia: aumentando la potencia generada de las 

unidades de generación o disminuyendo la demanda. Debido a la naturaleza del 

problema se descarta la opción de aumentar la potencia de generación, entonces la 

solución a este problema es disminuir la demanda mediante una desconexión automática 

de carga, para que la respuesta sea rápida. 

2.3.22 Regulación primaria de frecuencia 

(XM, 2007 pág. 8). La regulación primaria es la reacción local de los generadores, a 

través de los reguladores de velocidad (gobernador), para compensar cambios en la 
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velocidad (frecuencia) cuando su desviación supera una cierta banda. Para que la 

regulación primaria preste su función adecuadamente, se deben cumplir dos condiciones 

básicas: que los reguladores de velocidad operen en forma libre en el modo control de 

velocidad y que los generadores posean reserva para asumir temporalmente cambios en 

la potencia entregada al sistema. 

Es normal considerar que la respuesta para regulación primaria deba estar disponible en 

los siguientes 10-15 segundos después de ocurrido un evento y ser sostenida hasta los 

20-30 segundos. Una prueba de tiempo de establecimiento permite evaluar la respuesta 

de regulación primaria, al comparar la respuesta en tiempo de la unidad, ante un escalón 

de frecuencia, contra los límites de una función que representa la respuesta mínima 

aceptable. 

El ctunplimiento de la regulación primaria se valora normalmente ante eventos, 

verificando la respuesta coherente de la generación contra la evolución de la frecuencia 

del sistema. Adicionalmente, mediante pruebas periódicas se verifica que el estatismo 

y la banda muerta estén dentro de los rangos exigidos. 

Para dar cumplimiento al requerimiento de regulación primaria es necesario que el 

regulador opere libre y que el recurso de generación cuente con el margen suficiente. 

En particular existe una cierta aversión por parte de los operadores de las unidades de 

generación a liberar el regulador, por el temor de daño o incremento de los costos de 

operación y mantenimiento de sus unidades. 

2.3.23 Regulación Secundaria de Frecuencia 

(XM, 2007 pág. 9). La regulación secundaria es asignada a un número reducido de 

unidades de generación y puede realizarse en forma manual o automática, para ello los 

reguladores de velocidad operan en el modo control frecuencia. La reserva de potencia 

asignada a las plantas que efectúan el control secundario de frecuencia se suele 

denominar reserva secundaria, o reserva bajo AGC (Control Automático de generación, 

por sus siglas en inglés). 

La regulación secundaria recupera la frecuencia objetivo del sistema mediante la carga 

de referencia (set-point en el variador de velocidad) del regulador de velocidad. El set 
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point es movido por el operador de la unidad o mediante el AGC desde el centro de 

control del Operador del Sistema, sólo a un grupo reducido de generadores se cambia el 

set point. 

Los generadores asignados para regulación secundaria asumen las desviaciones de la 

respuesta de los reguladores de todos los generadores y de la respuesta autorregulante 

de la carga, por lo que, en principio, deberían disponer de reserva mayor o igual a aquella 

destinada a la regulación primaria. Es normal considerar que la respuesta para 

regulación secundaria deba iniciar en los siguientes 20-30 segundos después de iniciado 

el evento, estar disponible en los siguientes 10-15 minutos y ser sostenida hasta 30 

minutos. 

2.3.24 Tiempos de respuesta 

(XM, 2007 págs. 9-10). Como se mencionó la reserva rotante destinada a la regulación 

primaria y secundaria debe estar disponible dentro unos tiempos predeterminados 

después de sucedido un evento. De nada sirve disponer de reserva para regulación de 

frecuencia que actúe tardíamente, se pondría en riesgo el sistema y la calidad de la 

frecuencia. Lo anterior implica que no obstante disponer de reserva rotante destinada a 

la regulación de frecuencia, ante un evento sólo se pueda usar una fracción de la misma. 

Para la regulación primaria aquella disponible a los 10-20 segundos y para la reserva 

secundaria aquella disponible a los 10-15 minutos: 

Reserva = Mínimo [Disponibilidad para regulación, 

Respuesta a los 10-15 segundos o 10-15 minutos] 

Las unidades hidráulicas pueden responder rápidamente, con elevadas tasas de MW por 

minuto, debido a la naturaleza del proceso de conversión de energía. Son excelentes 

para la respuesta de regulación, especialmente para la regulación secundaria. Las plantas 

térmicas turbo gas, ciclo abierto, son por lo general excelentes tanto para la regulación 

primaria como secundaria de frecuencia. Por su parte, plantas térmicas ciclo combinado 

y a vapor, tienen una respuesta reducida, especialmente para la regulación secundaria, 

debido a la inercia termodinámica de su proceso. Estas unidades suelen tener una 

respuesta inicial rápida debido al vapor almacenado, muy favorable para la regulación 

primaria, la dificultad está en sostener esta respuesta inicial. 
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2.3.25 Estatismo 

(XM, 2007 págs. 10-11). Los reguladores de velocidad presentan una respuesta de la 

potencia de salida con las variaciones de frecuencia, esta respuesta se caracteriza en 

estado estable por una pendiente (droop) denominado estatismo permanente. Está 

pendiente es negativa con el objeto que se dé una respuesta coherente, cuando la 

frecuencia sube, baja la potencia y viceversa. El estatismo está dado por: 

lfnominal 
Estatismo— 	 *100 

— AP/Pnominal 

En un sistema interconectado de múltiples generadores no se usa el modo de control 

isócrono (Flat Line) que puede operar cuando un sólo generador asume el compromiso 

de regulación al mantener la frecuencia en el valor objetivo. Por el contrario, se dota a 

la curva (droop) de estatismo de pendiente negativa, que permite una adecuada 

coordinación en el reparto de las desviaciones de potencia por el grupo de generadores. 

Aspecto este último que sería conflictivo en una estrategia de control isócrono (0% de 

estatismo) que conllevaría a problemas de coordinación, estabilidad y deterioro de los 

generadores. Durante un restablecimiento de un sistema de potencia, después de un 

colapso, podría explotarse el control isócrono asignándole a un sólo generador la 

responsabilidad de mantener la frecuencia objetivo en una isla. En este caso este 

generador debe tener una reserva lo suficientemente grande que le permita absorber 

todas las variaciones que se presenten. La característica de estatismo permite la 

operación estable de muchos generadores en paralelo en un sistema de potencia. Por 

ejemplo, si todos los generadores tuviesen el mismo estatismo se tendría un reparto 

proporcional de las desviaciones a la capacidad, lo que es altamente deseable. En la 

práctica la experiencia de la industria eléctrica sugiere un rango del 4 al 7% para el 

estatismo. Los generadores con menor estatismo tienen un factor de participación 

superior a aquellos con mayor estatismo, en el extremo un generador con estatismo cero 

(0% droop) trataría de compensar todas las desviaciones, sólo limitado por la capacidad 

del generador. Mediante el variador de velocidad es posible desplazar verticalmente la 

curva de estatismo obteniendo una familia de curvas, que permite a una misma 

velocidad, a la frecuencia de referencia, obtener diferentes salidas de potencia. Esta 

posibilidad es la base para la regulación secundaria de frecuencia. 
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2.3.26 Característica de respuesta de la frecuencia 

(XM, 2007 págs. 12-13). La característica de respuesta de la frecuencia relaciona la 

variación en potencia MW con los cambios en la frecuencia del sistema. Es un efecto 

combinado de los reguladores de velocidad y de la respuesta autorregulante de la carga. 

La característica de respuesta de la frecuencia depende del punto de operación y, por 

tanto, varía en todo momento. La característica de respuesta de la frecuencia es una 

medida de lo robusto de un sistema, indica cuantos MW se requieren para cambiar un 

décimo de Hz. 

La característica de respuesta de la frecuencia se estima a partir del registro de eventos 

sobre el sistema mediante un análisis estadístico de los desbalances de potencia contra 

los cambios de frecuencia, como se muestra en la Figura 2-29. Por definición los 

cambios de frecuencia se miden una vez se ha dado la respuesta autorregulante de la 

carga y de los reguladores de velocidad, es decir, antes de iniciar la respuesta de la 

regulación secundaria. 

FIGURA 2-29: CARACTERÍSTICA DE RESPUESTA DE LA FRECUENCIA 

0.00,  60.01 Hz 
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FUENTE: (XM, 2007 pág. 13) 
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2.3.27 Banda muerta 

(XM, 2007 pág. 14). El regulador de velocidad tiene un rango de frecuencia para el cual 

no responde, denominada banda muerta, en los reguladores modernos esta banda se 

puede hacer bastante pequeña, incluso cero. La experiencia de la industria recomienda 

una banda muerta en el rango de 0.03 a 0.04 Hz. 

FIGURA 2-30: BANDA MUERTA DEL REGULADOR DE VELOCIDAD 

AP 

Banda Muerta 

FUENTE: (X1M, 2007 pág. 14) 

2.4 	Base metodológica: 

2.4.1 Potencia máxima incrementada 

a. Incrementar el ángulo IGV (Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 109) 

El IGV (Inlet Gate Varible), son alabes de movibles a la entrada del compresor de 

una turbina a gas, en el cual se regula el flujo de ingreso de aire a la cámara de 

combustión. Para aumentar el ángulo del IGV, se tiene las siguientes 

consideraciones: 

- 	En la mayoría de las turbinas a gas se fijó el ángulo IGV máximo para 

obtener la mejor eficiencia. 
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Al abrir más los IGV, más aire y, consecuentemente, más gas conducen a 

una carga más alta para el mismo control de temperatura en la zona de 

escape (sin horas equivalentes de operación adicionales). 

Se puede esperar de 3 a 5 MW adicionales dependiendo de la apertura 

adicional de IGV. 

Instalar un sistema de niebla (Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 110) 

El sistema de niebla se instala a la entrada del compresor de una turbina a gas, en 

el cual se baja la temperatura de ingreso de aire a la cámara de combustión y por 

consecuencia se adiciona más combustible, generando más electricidad sin 

exceder los límites de temperatura de la turbina a gas. Para instalar un sistema de 

niebla, se tiene las siguientes consideraciones: 

La potencia máxima aumenta al enfriar el aire de entrada al compresor, 

cuanto menor es la temperatura del aire, más el flujo de masa de aire y la 

potencia de salida. El efecto de enfriamiento se consigue mediante el agua 

fraccionada en la entrada de aire y usando el calor específico de la 

evaporación del agua para restar el calor del flujo de aire. 

- 	3 a 10 MW en tiempo de verano recuperado sobre Pmax, dependiendo de 

las condiciones de humedad ambiente y temperatura. 

Una de las condiciones en las que las emisiones de NOx (Óxido Nitroso) 

están aumentando, es a temperatura caliente y condiciones de aire 

ambiente muy seco. En estos casos, el sistema de nebulización ayuda a 

mantener la emisión bajo control. 

Operar en carga máxima (Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 111) 

El principio es autorizar por un tiempo limitado un aumento de la temperatura de 

los gases de escape por encima del valor de carga base. Para esta operación se 

debe analizar la constitución de los materiales y evaluar si se puede aumentar el 

limite de temperatura, para así aumentar la potencia generada. 
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Optimización del espacio hidráulico (HCO, por sus siglas en ingles) (Engie Lab 

Laborelec, 2016 pág. 112) 

Se instala un sistema hidráulico en el cojinete de empuje de la turbina a gas, con 

lo que, al empujar el eje de la turbina en el sentido contrario del flujo de los gases 

de escape, se disminuiría la diferencia de separación entre la carcasa y el extremo 

del álabe móvil de la turbina; optimizando la transferencia de energía cinética de 

los gases de escape a energía mecánica en el eje de la turbina. Para instalar un 

sistema hidráulico, se puede esperar un aumento de la eficiencia del 0.2% y un 

aumento en la producción de energía del 1%. 

Sistema de evaporación bajo el condensador enfriado por aire (aerocondensador) 

(Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 113) 

Se instala debajo del aerocondensador un sistema de cortina de agua (niebla), en 

el cual se baja la temperatura de ingreso de aire hacía los intercambiadores y por 

consecuencia se aumentaría la potencia en la turbina de vapor debido a que se 

incrementa la presión de vacío. Para instalar un sistema de niebla, se tiene las 

siguientes consideraciones: 

La temperatura máxima del aire ambiente puede conducir a un 

rendimiento de enfriamiento insuficiente con las consecuencias de una 

degradación del vacío y la necesidad de reducir la carga de turbina a gas. 

Un sistema de humidificación/pulverización de las superficies de 

refrigeración refuerza los rendimientos de enfriamiento permitiendo 

mantener la carga máxima en un rango extendido de temperatura 

ambiente. 

2.4.2 Potencia mínima incrementada 

a. Reducir el ángulo IGV (Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 115) 

El IGV (Inlet Gene Variable), son álabes de movibles a la entrada del compresor 

de una turbina a gas, en el cual se regula el flujo de ingreso de aire a la cámara de 

combustión. Al cerrar más, el IGV ayuda a reducir aún más la cantidad de aire 
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que pasa a través de la cámara de combustión, lo que permite reducir el flujo de 

gas y, por lo tanto, la carga mínima. 

Insertar un catalizador de CO (Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 116) 

El catalizador disminuye las emisiones por consecuencia de una mala combustión. 

Para instalar un catalizador, se tiene las siguientes consideraciones: 

CO es el principal cuello de botella para la reducción de Pmin, debido a 

las altas concentraciones de CO, por consecuencia de una mala 

combustión. 

Una capa catalítica basada en platino se puede instalar dentro de los bancos 

1-112SG para activar la oxidación de CO en CO2 antes de la chimenea de 

salida. 

El ciclo de vida esperado es de 5 años, no se requiere un consumo adicional 

de combustible. 

La eficiencia de conversión del catalizador es de aproximadamente del 

90% dependiendo del espesor de la capa catalítica y la cantidad de material 

catalítico. Se maximiza cuando se trabaja a más de 300 ° C. 

Operar en control de temperatura (Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 117) 

El control de temperatura, es un control característico de las turbinas a gas. Para 

instalar un catalizador, se tiene las siguientes consideraciones: 

El cambio de premezcla/piloto a Lean-Lean (modo de combustión más 

contaminante) ocurre cuando la temperatura de referencia de la llama cae 

por debajo de un cierto umbral. 

- 	La temperatura de referencia se ve afectado por la temperatura ambiente, 

Pmin se instala lo suficientemente alto como para evitar cualquier cambio 
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inesperado del modo de combustión. Dependiendo de las condiciones 

ambientales, este margen de seguridad puede ser demasiado grande. 

La idea es, cuando se solicita Pmin, cambiar en modo de control de 

temperatura de referencia, en lugar de control de potencia para reducir este 

margen de seguridad y permanecer en modo de combustión mixta. 

Quemador apagado (Engie Lab Laborelcc, 2016 pág. 119) 

Una vez en Pmin normal, el operador tiene la posibilidad de bajar mucho más la 

carga desconectando gradualmente 16 de los 24 quemadores de la cámara de 

combustión. En este modo de operación, la turbina a gas sigue siendo totalmente 

compatible con los requisitos legales de emisiones de NOx y CO. 

Desconecte la turbina de vapor (Engie Lab Laborelec, 2016 pág. 122) 

Es un modo de operación que se puede realizar en ciclos combinado, que, 

dependiendo las necesidades del mercado, se puede desconectar la turbina de 

vapor. Se tiene las siguientes consideraciones: 

La idea de reducir aún más la Pinin del Ciclo Combinado, es cuando 

turbina a gas está en carga mínima e iniciar un apagado normal de la 

turbina de vapor. La disminución de la carga de la turbina de vapor se 

puede compensar con un aumento de la carga de la turbina a gas para 

obtener la rampa deseada. Al final del proceso, la turbina a gas alcanza su 

carga mínima en ciclo abierto. 

- La turbina de vapor está lista para arrancar inmediatamente cuando el 

punto de ajuste de la carga aumenta nuevamente. 

2.4.3 Coeficiente Alfa de Cronbach 

(Hernández, y otros, 2010 pág. 302). El método de consistencia interna basado en el alfa 

de Cronbach permite estimar la fiabilidad de un instrumento de medida a través de un 

conjunto de ítems que se espera que midan el mismo construct° o dimensión teórica. 
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La validez de un instrumento se refiere al grado en que el instrumento mide aquello que 

pretende medir. Y la fiabilidad de la consistencia interna del instrumento se puede 

estimar con el alfa de Cronbach. La medida de la fiabilidad mediante el alfa de Cronbach 

asume que los Ítems (medidos en escala tipo Likert) miden un mismo constructo y que 

están altamente correlacionados. Cuanto más cerca se encuentre el valor del alfa a 1, 

mayor es la consistencia interna de los Ítems analizados. La fiabilidad de la escala debe 

obtenerse siempre con los datos de cada muestra para garantizar la medida fiable del 

constructo en la muestra concreta de investigación. Como criterio general, sugieren las 

recomendaciones siguientes para evaluar los coeficientes de alfa de Cronbach: 

- 	Coeficiente alfa >0.9 es excelente 

- 	Coeficiente alfa >0.8 es bueno 

Coeficiente alfa >0.7 es aceptable 

- 	Coeficiente alfa >0.6 es cuestionable 

Coeficiente alfa >0.5 es pobre 

Coeficiente alfa <0.5 es inaceptable 

2.4.4 Hipótesis nulas 

(Hernández, y otros, 2010 pág. 104). Las hipótesis nulas son, en cierto modo, el reverso 

de las hipótesis de investigación. También constituyen proposiciones acerca de la relación 

entre variables, sólo que sirven para refinar o negar lo que afirma la hipótesis de 

investigación.' 

Debido a que este tipo de hipótesis resulta la contrapartida de la hipótesis de 

investigación, hay prácticamente tantas clases de hipótesis nulas como de investigación. 

Es decir, la clasificación de hipótesis nulas es similar a la tipología de las hipótesis de 

investigación: hipótesis nulas descriptivas de un valor o dato pronosticado, hipótesis que 

niegan o contradicen la relación entre dos o más variables, hipótesis que niegan que haya 

La hipótesis nula es un componente esencial de la prueba de hipótesis en la investigación. Es relevante 
cuando se efectuaron mediciones y las hipótesis han sido derivadas de teorías y tienen que ser probadas. La 
hipótesis de investigación define cierto patrón que se encontrará en los datos, y el análisis estadístico se 
diseña para evaluar cl grado en el cual la evidencia de las medidas recogidas. 
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diferencia entre grupos que se comparan, e hipótesis que niegan la relación de causalidad 

entre dos o más variables (en todas sus formas). Las hipótesis nulas se simbolizan así: 

Ho. 

2.4.5 Prueba de hipótesis 

(Hernández, y otros, 2010 pág. 306) Una hipótesis en el contexto de la estadística 

inferencia' es una proposición respecto a uno o varios parámetros, y lo que el investigador 

hace por medio de la prueba de hipótesis es determinar si la hipótesis poblacional es 

congruente con los datos obtenidos en la muestra. Una hipótesis se retiene como un valor 

aceptable del parámetro, si es consistente con los datos. Si no lo es, se rechaza, pero los 

datos no se descartan. Para comprender lo que es la prueba de hipótesis en la estadística 

inferencia' es necesario revisar los conceptos de distribución muestra' '2  y nivel de 

significancia. 

2.4.6 Distribución muestra] 

(Hernández, y otros, 2010 pág. 306). Una distribución muestra] es un conjunto de valores 

sobre una estadística calculada de todas las muestras posibles de determinado tamaño de 

una población. Las distribuciones mucstrales de medias son probablemente las más 

conocidas (véase la figura 3-31, ubicado en la página 116). 

FIGURA 2-31: DISTRIBUCIÓN MUESTRAL 

FUENTE: (Hernández, y otros, 2010 pág. 307) 

11  Distribución muestra! y distribución de una muestra son conceptos diferentes, esta última es resultado de 
los datos de nuestra investigación y es por variable. (Hernández, y otros, 2010) 
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2.4.7 Nivel de significancia 

(Hernández, y otros, 2010 pág. 307). Ofrecen una explicación sencilla del concepto, en la 

cual nos basaremos para analizar su significado. La probabilidad de que un evento ocurra 

oscila entre cero (0) y uno (1), donde cero implica la imposibilidad de ocurrencia y uno 

la certeza de que el fenómeno ocurra. Al lanzar al aire una moneda no cargada, la 

probabilidad de que salga "cruz" es de 0.50 y la probabilidad de que la moneda caiga en 

"cara" también es de 0.50. Con un dado, la probabilidad de obtener cualquiera de sus 

caras al lanzarlo es de 1/6 = 0.1667. La suma de posibilidades siempre es de uno. 

Aplicando el concepto de probabilidad a la distribución muestra], tomaremos el área de 

ésta como 1.00; en consecuencia, cualquier área comprendida entre dos puntos de la 

distribución corresponderá a la probabilidad de la distribución. Para probar hipótesis 

inferenciales respecto a la media, el investigador debe evaluar si es alta o baja la 

probabilidad de que la media de la muestra esté cerca de la media de la distribución 

muestral. Si es baja, el investigador dudará de generalizar a la población. Si es alta, el 

investigador podrá hacer generalizaciones. Es aquí donde entra el nivel de significancia 

o nivel alfa (a)", el cual es un nivel de la probabilidad de equivocarse y se fija antes de 

probar hipótesis inferenciales. 

2.4.8 Relación entre nivel de significancia y distribución muestral 

(Hernández, y otros, 2010 pág. 309). El nivel de significancia se expresa en términos de 

probabilidad (0.05 y 0.01) y la distribución muestral también como probabilidad (el área 

total de ésta como 1.00). Pues bien, para ver si existe o no confianza al generalizar 

acudimos a la distribución muestral, con una probabilidad adecuada para la 

investigación. El nivel de significancia lo tomamos como un área bajo la distribución 

muestral, y depende de si elegimos un nivel de 0.05 o de 0.01. Es decir, que nuestro 

valor estimado en la muestra no se encuentre en el área de riesgo y estemos lejos del 

valor de la distribución muestral, que insistimos es muy cercano al de la población. 

" No confundir con el coeficiente Alfa Cronbach, el nivel de significancia es para determinar confiabilidad. 
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Media lupáética de 

la poblatiffi 

5% del área 
995 de confianza y 1% de riesgo 

	0.5% del:Ir:a) 

Media hipotética de 
la población 

Así, el nivel de significancia representa áreas de riesgo o confianza en la distribución 

muestral. Podemos expresarlo en proporciones (0.025, 0.95 y 0.025, respectivamente) o 

porcentajes como está en la figura 2-32. 

95% representa el área de confianza y 2.5%, el área de riesgo (2.5% + 2.5% = 5%) en 

cada extremo, porque en nuestra estimación de la media poblacional pasaríamos hacia 

valores más altos o bajos. 

FIGURA 2-32: NIVEL DE SIGNIFICANCIA 

Media hipotética de la población 99% del área 0,5% del área 0.59 del área 

Media hipotética dala población 2,6% del área 96% del área 2.5% del área 

Nivel de significando  del 0.01 

Nivel de significancia del 0.05 

957 deconfianza y 5% de riesgo 

FUENTE: (Hernández, y otros, 2010 pág. 310) 
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2.5 	Definiciones de términos básicos 

AGC: Automatic Generation Control (Control automático de Generación) 

utilizado para regular las variaciones de frecuencia con movimiento de 

generación de manera automática. (XM, 2007p. 5). 

Banda muerta del rezulador:  Zona de insensibilidad para los valores muy 

cercanos ala frecuencia nominal del sistema. XM. ()CM, 2007 p. 14). 

BELPEX: Belgian power Exchange. Empresa de generación eléctrica de 

Bélgica que brinda diversos servicios eléctricos. (Engie Lab Laborelec, 2017 

p. 11). 

COES:  Comité de Operación Económica del Sistema es una entidad privada, 

sin fines de lucro y con personería de Derecho Público Su finalidad es 

coordinar la operación de corto, mediano y largo plazo del SE1N al mínimo 

costo, preservando la seguridad del sistema, el mejor aprovechamiento de los 

recursos energéticos, así como planificar el desarrollo de la transmisión del 

SE1N y administrar el Mercado de Corto Plazo. (COES, 2018 p. 24). 

Costo de racionamiento:  Costo promedio incurrido por los usuarios, al no 

disponer de energía, y tener que obtenerla de fuentes alternativas. (COES, 

2018 p. 7). 

Costo marginal de corto plazo: Costo en que se incurre para producir una 

unidad adicional de energía o alternativamente es el ahorro obtenido al dejar 

de producir una unidad de energía, considerando la demanda y el parque de 

generación disponible. (COES, 2018 p. 2). 

Costo medio:  Costos totales correspondientes a la inversión, operación y 

mantenimiento para un sistema eléctrico, en condiciones dc eficiencia. 

(COES, 2018 p. 7). 
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Costos variables (CV):  Costos de operación de una Unidad de Generación que 

dependen de su nivel de producción, los cuales son determinados de acuerdo 

a los Procedimientos Técnicos COES. Comprenden los Costos Variables 

Combustibles (CVC) y los Costos Variables No Combustibles (CVNC). 

(COES, 2018 p. 7). 

Costo variable combustible (CVC):  Gasto derivado del combustible para 

generar una unidad de energía (kWh) y corresponde al consumo promedio 

necesario para generar una potencia determinada. (COES, 2018 p. 7). 

Costo variable no combustible (CVNC):  Gastos de mantenimiento de una 

unidad y que guardan proporción directa con la producción de dicha unidad. 

(COES, 2018 p. 7). 

Despacho:  Ejecución de la operación en tiempo real, con acciones preventivas 

y/o correctivas dispuestas por el Coordinador con la finalidad de mantener el 

equilibrio entre la oferta y la demanda del Sistema. (COES, 2018 p. 7). 

DOCOES:  Se refiere ala Dirección de Operación del COES-SINAC. coordina 

la operación del SE1N y los enlaces de interconexiones internacionales a corto 

y mediano plazo, al mínimo costo, preservando la seguridad y el mejor 

aprovechamiento de los recursos energéticos. (COES, 2018 p. 24). 

ELIA: Es el encargado del sistema de transmisión (mayor a 30kV) en Bélgica. 

(ELIA, 2018). 

ENTSO-E: European Network of Transmission System Operators. Es la 

asociación europea de los gestores de transporte de electricidad. Es la sucesora 

de la Asociación de Gestores Europeos de Redes de Transporte de Electricidad 

(Efigie Lab Laborelec, 2017 p. 11). 

Estado normal:  Se refiere a la condición estacionaria del Sistema en la que 

existe un equilibrio de potencia activa y equilibrio de potencia reactiva. Los 
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equipos de la red eléctrica operan sin sobrecarga, y el Sistema opera dentro de 

los márgenes de tolerancia permitidos para la frecuencia y tensión. (COES, 

2018 p. 24). 

Estado de Alerta;  Sc refiere al estado en que el Sistema opera 

estacionariarnente, manteniendo constantemente el equilibrio de potencia 

activa y equilibrio de potencia reactiva, pero las condiciones del Sistema son 

tales que, de no tomarse acciones correctivas en el corto plazo, los equipos y/o 

instalaciones operarán con sobrecarga y las variables de control saldrán de los 

márgenes de tolerancia. Al verificarse una transición al Estado de Alerta, el 

Coordinador y los integrantes del Sistema deben realizar las coordinaciones y 

maniobras necesarias para que el Sistema pueda recuperar su Estado Normal, 

en el menor tiempo posible. (COES, 2018 p. 24). 

Estado de Emergencia.  Se refiere a la condición en la que, por haberse 

producido una pertwbación en el Sistema, la frecuencia y tensiones se apartan 

de valores normales y la dinámica que ha adquirido el Sistema amenaza su 

integridad, haciéndose necesario tomar medidas de emergencia tales como 

rechazo de carga o desconectar generación en forma significativa. En este 

estado se suceden acciones automáticas de protección y de rechazo de carga 

para aislar los elementos o porciones falladas del Sistema y estabilizado. 

(COES, 2018 p. 24). 

Estado de Restablecimiento.  Se refiere a la condición en la que, concluido el 

estado de emergencia, el Sistema ha quedado operando, pero con restricciones 

significativas de suministro. Se llevan a cabo coordinaciones y maniobras de 

reconexión de generación y carga para restablecer el estado normal del 

Sistema. (COES, 2018 p. 24). 

Flexibilidades Operativas: Es la capacidad que tiene una central de generación 

eléctrica de adaptarse a la variación de demanda eléctrica.30S1NERGMIN, 

2017 pág. 37). 
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GME:  Gestore de Mercati Energetici — Load Dispatch Center (Italy). Es el 

encargado de coordinar la operación de corto, mediano y largo plazo en Italia. 

(Engie Lab Laborelec, 2017 p. 12). 

Margen Variable: Es el beneficio económico que tiene una central eléctrica 

obtenido luego de vender la energía eléctrica. (Salinas, 2014 pág. 44). 

NCP: Software que determina la operación hidrotérmica de mínimo costo con 

restricciones de transmisión para un horizonte de corto plazo, una semana o 

días en periodos horarios. (PSR, 2017 p. 1) 

OSINERGMIN:  Organismo Supervisor de la Inversión en Energía y Minería. 

Es una institución pública encargada de regular y supervisar que las empresas 

del sector eléctrico, hidrocarburos y minero cumplan las disposiciones legales 

de las actividades que desarrollan. (COES, 2018 p. 24). 

Regulación de frecuencia:  Acciones necesarias para mantener la frecuencia 

dentro de las tolerancias permisibles definidos para el sistema. El Coordinador 

establece la frecuencia de consigna y las empresas generadoras son 

responsables a través de sus Centro de Control, de efectuar la regulación de la 

misma, siguiendo las disposiciones del Coordinador. El control de frecuencia 

en un primer nivel es realizado por todas las centrales de generación de 

acuerdo a su estatismo, y en un segundo nivel, por las centrales de regulación 

complementaria. (XM, 2007 p. 4). 

Regulación primaria de frecuencia (RPF):  Reserva rotante de las centrales 

que responden automáticamente a variaciones súbitas de frecuencia en un 

lapso de 0 a 10 segundos. La variación de carga de la central debe ser 

sostenible al menos durante los siguientes 30 segundos. (XM, 2007 p. 8). 
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SEIN:  Sistema Eléctrico Interconectado Nacional, Se refiere a los sistemas de 

generación, transmisión y distribución vinculados eléctricamente, cuya 

operación debe realizarse en forma coordinada. (COES, 2018 p. 26). 

TSO: Transrnission System Operator. Significa una persona física o jurídica 

responsable de operar, garantizar el mantenimiento y, de ser necesario, 

desarrollar el sistema de transmisión en un área determinada y, cuando 

corresponda, sus interconexiones con otros sistemas, y garantizar la capacidad 

a largo plazo del sistema para cumplir con las demandas razonables para la 

transmisión de electricidad. (Engie Lab Laborelec, 2017 p. 13). 
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III. VARIABLES E HIPÓTESIS 

3.1 	Definición de las variables 

3.1.1 Variable independiente 

Flexibilidades operativas 

11.2 Variable dependiente 

Margen variable de una central de generación termoeléctrica 

3.1.3 Variable interviniente 

Conocimiento y nivel de preparación en el manejo del software NCP14  (software 

utilizado por el COES para elaborar sus programas de despacho económico de 

corto y mediano plazo optimizando mínimo costo en la operación). 

3.1.4 Definición Conceptual 

Variable independiente. Las flexibilidades operativas de una central de 

generación termoeléctrica, al ser diversas, brindan un importante abanico 

de opciones para optimizar los ingresos de una Empresa Generadora de 

Electricidad, además de que ofrecen opciones al operador del sistema para 

poder despachar de manera efectiva las centrales termoeléctricas del 

sistema eléctrico peruano. 

Variable dependiente. El margen variable de una central de generación 

termoeléctrica se define principalmente como los ingresos por el margen 

en generación (ingresos por la venta de generación producida en el 

mercado mayorista menos egresos incurridos por esta generación) más el 

margen de comercialización (ingresos por la venta de energía y potencia 

14  Para mayores detalles, ver Anexo J: Manual de Metodologla NCP 
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de los clientes menos los egresos por las compras de energía y potencia). 

El aumento o disminución de este margen variable es determinante para 

saber si una modificación en las flexibilidades operativas de las centrales 

termoeléctricas podrá ser factible o, en caso contrario, inviable. 

c. Variables intervinientes. Conocimiento y nivel de preparación en el 

manejo del software NCP (software utilizado por el COES para elaborar 

sus programas de despacho económico de corto y mediano plazo 

optimizando al mínimo costo en la operación). 

Para controlar la influencia de dicha variable sobre la variable dependiente, 

nos hemos preparado convenientemente en el manejo del software NCP. 

Revisando ambos los resultados de manera independiente, aplicando en 

todo momento y de manera correcta los datos de entrada (restricciones 

operativas, caudal promedio, Regulación Primaria de Frecuencia, 

Regulación Secundaria de Frecuencia, tiempos mínimos, etc.) y 

verificando que los datos de salida (despacho óptimo de las centrales del 

SEIN) sean coherentes. 

3.1.5 Definición operacional 

Los despachos económicos obtenidos del software NCP serán llevados de manera 

semanal a las hojas Excel de trabajo hasta completar el mes de evaluación. Esto 

nos brindará el régimen de operación que tendrán las centrales en nuestros casos. 

Se trabajarán 2 grandes grupos de casos: Caso Normal (sin modificar las 

flexibilidades operativas) y Caso Sensibilidad (con modificación de las 

flexibilidades operativas, aumentando 10 MW y reduciendo 20 MW su potencia 

activa). Realizando la comparación de ambos podremos definir, en base a 

ingresos, si es óptimo realizar la gestión. 
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3.2 	Operacionalización de las variables 

CUADRO 3-1: MATRIZ DE OPERA CIONALIZACIÓN DE LA VARIABLE INDEPENDIENTE: 
FLEXIBILIDADES OPERATIVAS 

Dimensión Concepto Indicador Medida 

Ítem 

(NCP) 

D1 

Potencia 

Máxima. 

Cl Es la potencia máxima neta, se 

supone que es la única potencia 

activa 	que 	podría 	producirse, 

trasmitirse 	o 	distribuirse 

continuamente a través de un 

periodo prolongado de operación. 

II. Cuanto más o 

menos 	se 

produce por el 

aumento de esta 

dimensión. 

Potencia 

(MW) 

Energía 

(MWh) 

gertercp 

gerhidcp 

1)2 

Potencia 

Mínima, 

C2 Es la potencia mínima neta, 

que una unidad puede producir, 

transmitir 	o 	distribuir 

continuamente a través de un 

periodo 	operación 	en 

circunstancias técnicas definidas, 

12 Cuanto más o 

menos 	se 

produce por la 

disminución de 

esta dimensión. 

Potencia 

(MW) 

Energía 

(MWh) 

gertercp 

gerhidcp 
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RSF 

C3 	Regulación 	Secundaria de 

Frecuencia. 

13 Cuanto más o 

menos se asigna 
Potencia 

(MW) 

resagtcp 

resaphcp 
como 	margen 

de reserva por 

esta dimensión. 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

134 



CUADRO 3-2: MATRIZ DE OPERACIONALIZACIÓN DE LA VARIABLE DEPENDIENTE: MARGEN VARIABLE 
DE UNA CENTRAL DE GENERACIÓN TERMOELÉCTRICA 

Dimensión Concepto Indicador Medida 

Ítem 

(NCP) 

DI 

MVComercial 

. 

Cl Ingresos por la venta 

de energía y potencia los 

clientes 	menos 	los 

egresos por las compras 

de Energía y Potencia. 

II 	Cuanto 	más 	o 

menos se produce por 

el 	aumento 	de 	esta 

dimensión. 

KUSD --- 

D2 

MVOperativo 

O Ingresos por la venta 

de generación producida 

en el mercado mayorista 

menos 	egresos 

incurridos 	por 	esta 

generación. 

12 	Cuanto 	más 	o 

menos se produce por 

la disminución de esta 

dimensión. 

KUSD --- 

D3 

Consumo 	de 

Gas 

C3 Gas utilizado por las 

centrales analizadas, 

13 	Cuanto 	más 	o  

menos se consume por 

esta dimensión. 

Mm3  
...... 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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3.3 	Hipótesis general e hipótesis específicas 

3.3.1 Hipótesis general 

a) Aplicando una adecuada gestión en las flexibilidades Dperativas beneficia el 

margen variable de centrales de generación termoeléctrica. 

3.3.2 Hipótesis específicas 

Realizando una eficiente gestión en las flexibilidades operativas mejora el 

régimen de despacho involucrando el margen variable de las centrales de 

generación termoeléctrica. 

Determinando el grado de influencia de las flexibilidades operativas se optimiza 

el margen variable de una central de generación termoeléctrica. 

Estableciendo una eficaz gestión en las flexibilidades operativas, se disminuye el 

impacto en los consumos de gas asociados al margen variable de centrales de 

generación termoeléctrica. 
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IV. METODOLOGÍA 

Para el desarrollo de la presente tesis se elaboraron casos de estudio con la intención de 

proyectar y prever los diferentes escenarios que puedan darse enfocados siempre en la 

aplicación de nuestra realidad; el sistema eléctrico peruano, para luego poder valorizar 

los resultados en ingresos/egresos y determinar la conveniencia o no de los mismos. 

Para cumplir con lo expuesto en el párrafo anterior, se proyectaron los 12 meses del año 

2018, ordenándolos en dos grandes bloques: Avenida y Estiaje; esto debido a que el 

parque generador del Perú, si bien es cierto muy diverso, ha desarrollo mecanismos de 

operación y control en base a sus 2 mayores fluentes de generación: la generación 

hidráulica y térmica; siendo la participación de ambos recursos de generación al cierre 

del año 2017 de 56.62% y 40.61% respectivamente". Considerando lo anterior, el 

comportamiento de ambos recursos varía significativamente en los periodos de Avenida 

y Estiaje. 

Para ambos bloques de trabajo se tomaron ciertas consideraciones importantes, entre 

ellas: 

Hidrología, que estadísticamente se mantiene para las grandes centrales de 

generación hidroeléctrica (COES, 2017). 

Mantenimientos, utilizando el Plan de Mantenimiento Anual 2018 elaborado 

por el COES en coordinación con los agentes del SEIN (COES, 2017). 

Plan de Obras para el 2018, para prever el ingreso de grandes centrales de 

generación o algún equipo de transmisión importante (COES, 2017). 

Demanda Proyectada para el 2018, siguiendo la tasa de crecimiento de 

consumo eléctrico los últimos 5 años".. 

Is  Se toma como referencia la gráfica 2-7, ubicado en la página 65. 

16  Para mayor detalle, ver cl cuadro 2-16 ubicado cn la página 71 y ver el gráfico 2-10 ubicado en la página 
72. 
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Consideraciones generales, como los son la Regulación Primaria y Secundaria 

de la época de estudio, tiempos mínimos de operación, costos de arranque de 

las unidades, precios de combustibles, etc. 

Con los casos elaborados, los cuales llamaremos casos bases, se pudo realizar las 

sensibilidades y modificaciones para observar el comportamiento de las flexibilidades 

operativas en las centrales de generación en la zona de chilca, materia de este estudio. 

Posteriormente se valorizaron en montos de ingreso/egreso para ser analizados; teniendo 

en cuenta el punto de vista del agente generador evaluando su inversión y ganancia para 

su implementación. 

4.1 	Tipo de investigación 

El presente trabajo evaluó el comportamiento de las centrales térmicas a gas ubicadas 

en la zona de chilca cuando sus flexibilidades operativas son expuestas a cambios, en 

ese sentido: 

Por su objetivo es aplicativa, ya que los resultados servirán para que las 

empresas de generación eléctrica dueñas de las centrales ubicadas en la zona 

de chilca puedan encontrar mecanismos y estrategias de realización. 

Por su objeto de estudio es explicativa, ya que se usan los métodos 

observacional, correlacional y experimental, creándose modelos explicativos 

en el que puedan observarse secuencias de causa-efecto de las centrales de 

generación en la zona de Chilca. 

Por su tipo de datos es cuantitativa, ya que se realizan diversos procedimientos 

basados en la medición usando hojas de cálculo y programas computacionales 

que permiten un mayor nivel de control. 

Por el grado de las variables es cuasi-experimental, ya que se pretende 

manipular una o varias variables concretas, con la diferencia de que no se 

posee un control total sobre todas las variables; un ejemplo concreto es que se 
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evaluaron solo el margen operativo de las empresas más no el margen 

comercial. 

Por el tipo de inferencia es hipotético-deductivo, ya que se basó en la 

generación de hipótesis a partir de hechos observados mediante la inducción; 

los cuales generaron teorías que a su vez deberán ser comprobadas y/o 

falseadas mediante la experimentación. 

Por el periodo temporal es transversal, esta investigación se centró en la 

comparación de determinadas características o situaciones en diferentes 

centrales de generación en un momento concreto, compartiendo todas ellas la 

misma temporalidad. 

4.2 	Diseño de investigación 

La flexibilidad de un sistema de potencia es un indicador de primer nivel que indica 

el adecuado desempeño del mismo, por lo que el presente trabajo busca incentivar la 

realización de mejoras en las flexibilidades operativas que presentan las centrales de 

generación en la zona de chilca, nodo importante de generación eléctrica, y que 

alberga a las principales centrales de generación térmica del Perú. 

Por el carácter del trabajo, se procedió a realizar la revisión de la literatura relacionada 

al terna tanto del ámbito nacional como del internacional, las mismas que sirvieron 

para la elaboración del marco teórico ayudando a someter a prueba las hipótesis 

planteadas contrastándolas con los experimentos que se realizaron en las variables 

dependientes y observando el comportamiento de las variables independientes para 

posteriormente, generar análisis de valor. 

Por lo expuesto anteriormente, el diseño de la investigación es cuasi-experimental, de 

carácter cuantitativo con experimentos puros, teniendo un problema definido, 

hipótesis, plan experimental, prueba de confiabilidad, realización del experimento en 

base a programas de simulación eléctrico/económico (NCP, Macros) culminando con 

el tratamiento de datos y las conclusiones. 

139 



Inicio - Compartir 	Vista 

7C .,74 
Moret Copiar Eliminar Cambiar 

~Int 
Putlwelet 	 Of ~bar 

O 4_, 	I Este equipo • DiSCO 100111 • Tesis fr Cases 

E  e Nuevo elemento • 	D mi  Ain « 

!D  Facii acceso - 	 : 'I  imolai 

Histo 
Nuera 	 Propiedades 

<arpara 	 . 	se 	rial 

Nube 	 Aren 

Auttim 

* Favoritos 

a Descargas 

CI Escritorio 

t Sitias recientes 

4 Grupo en el hogar 

IV Este equipo 

a Descargas 

¡flbocuntrutos 

Gi Escritorio 

Imagenes 

as »hice 

II Vídeos 

Disco local (Cr) 

cs, Disco local (E:) 

Erg Red 

Nombre 

j Avenida 2018 

j Estiaje,2018 

MY 

j %%Uva 

a seisuit 
SENSIJAV 

a comparación ~genes 

Fecha de modifica- 

2VOitt2018 11813 — 

2~201: — 

1$1123/221803,49 a.-

16/1W2012, 2450 a-

28/04/2018 12.07 a-

2810412018 1800-

08/05/201110127 

Upo 	 Ternario 

Cuneta de archive 

Carpeta de archivos 

Carpeta de archivos 

Carpeta de archivos 

Carpeta de archivos 

Carpeta de archivos 

Hoja de cskulo d— 	lt K8 

Corlas 

f7Cripier MI do acceso 
Capar legos a Papar acceso Osado 

4.3 	Población y muestra 

4.3.1 La población 

Fueron los escenarios y despachos eléctricos elaborados para el atto 2018. Estos 

escenarios y despachos sirvieron para comparar y validar las hipótesis planteadas en 

el presente trabajo. 

FIGURA 4-1: ESCENARIOS Y DESPACHOS 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

4.3.2 La muestra 

Para el presente trabajo nos centramos en las centrales térmicas de generación 

ubicadas en la zona de Chilca. Estas centrales son las que habitualmente y con una 

alta tasa de participación, siempre generan en el año debido a su bajo costo son 

llamadas a operar de manera constante y, para algunas de ellas, de manera 

ininterrumpida. 
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Por lo expuesto anteriormente, las centrales que analizamos fueron: la C.T. Chilca 1, 

C.T. Chilca 2, C.T. Kallpa Generación, C.T. Las Flores, C.T. Fénix y la C.T. Santo 

Domingo de los 011eros. 

FIGURA 4-2: DIAGRAMA UNIFTLAR CENTRALES TÉRMICAS ZONA CHILCA 

FUENTE: (COES, 2018) 

4.4 	Técnicas e instrumentos de recolección de datos 

Se aplicaron en la investigación los datos de las simulaciones obtenidas usando, 

principalmente, el programa NCP, el mismo que es usado por el COES para 

determinar los despachos óptimos del sistema. 
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CUADRO 4-1: ZONA DE ESTUDIO-CASOS 2018 

..ZONA DE ESTUDIO ,CASOS ELABORADOS 2018 MÚESTRA 
ENGIE ENERGÍA PERÚ S.A. 

a Chilca 1 
CT Chilca 2 

KALLPA GENERACIÓN S.A. 
- 	CT Kallpa Generación 

CT Las Flores 
TERMOCHILCA S.A. 

CT Santo Domingo de los 011eros 
FENIX POWER PERÚ S.A. 

CT Fénix Power  

Caso Normal 

Avenida 6 meses 

Estiaje 6 meses 

Caso 
Sensibilidad 

Avenida 6 meses 

Estiaje 6 meses 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

4.4.1 Software NCP 

El despacho de operación se realiza con el modelo NCP (versión 5.20c), el cual 

determina la operación hidrotórrnica de mínimo costo de operación, con restricciones 

de transmisión en etapas horarias. El despacho de operación requiere los datos de 

demanda, mantenimientos, hidrología, costos variables, combustibles y restricciones 

operativas adicionales. 

Se consideró un valor de 0.1 MW de tolerancia absoluta para la linealización de las 

pérdidas en las líneas de transmisión en el modelo NCP, con el objetivo de reducir el 

tiempo de convergencia del problema de optimización. Asimismo, esta modificación 

influyó íntimamente en la precisión del despacho económico. 

Para fines de optimización se consideró un costo de energía no suministrada de 6000 

S/MWh; de esta manera se aseguró la operación de unidades térmicas de alto costo 

variable a realizar una restricción de suministro por despacho económico. 
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FIGURA 4-3: NCP- CONFIGURACIÓN HIDROELÉCTRICA 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

4.4.2 Técnicas 

De acuerdo con la literatura revisada, las técnicas de recolección de datos pueden 

ser múltiples de tal forma que se complementen para beneficio de la investigación. 

Así entonces, para la variable independiente, con el propósito de generar el estímulo 

o causa en forma tal que sea considerado válido, fiable y objetivo, se empleó la 

técnica del experimento. 

Asimismo, respecto a la variable dependiente, para los fines de recolectar los datos 

sobre los efectos o consecuencias producidos por la variable independiente, se 

utilizó la técnica de análisis de registros estadísticos. 

En lo referido a la variable interviniente, para los fines de controlar esta, por ende, 

evitar la contaminación de los resultados y garantizar que estos sean realmente 

efectos de la variable experimental. Se utilizó las técnicas de capacitación y 

evolución cognitiva en relación con el manejo del software NCP. 
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4.4.3 Instrumentos de recolección de la información 

Un instrumento de recolección de datos es cualquier recurso del cual se vale el 

investigador para acercarse a los fenómenos y extraer de ellos información. Existen 

múltiples y diferentes instrumentos útiles para la recolección de datos y para ser 

usados en todo tipo de investigaciones. 

Para el presente trabajo de investigación se contaron con los instrumentos de 

observación experimental y observación estructurada, ambas de acuerdo con 

literatura revisada, poseen los tres requisitos: confiabilidad, validez y objetividad. 

La confiabilidad se refiere al grado en que su aplicación repetida al mismo 

sujeto u objeto produce los mismos resultados. 

La validez se refiere al grado en que un instrumento mide realmente la 

variable que pretende medir o no. 

La objetividad se refiere al grado en que el instrumento es o no permeable 

a la influencia de los sesgos y tendencias del investigador que lo 

administran, califican e interpretan. 

Asimismo, el software NCP, al ser un programa optimizador de despacho 

económico y que además se encuentra en uso constante por el área de programación 

del COES para estimar y pronosticar el régimen de generación del parque generador 

del SEIN, nos proporcionó la información necesaria para iniciar los análisis. 

Se utilizó para la sistematización de los datos el paquete de Microsoft Office, 

específicamente, Microsoft Excel, que es un programa integrado que combina, en 

un solo paquete, una hoja de cálculo, gráficos y macros, bajo el sistema operativo 

Windows. 

4.5 	Procedimientos de recolección de datos 

De acuerdo con (Hernández, et al., 2010), un procedimiento es un resumen de cada 

paso en el desarrollo de la investigación, así tenemos: 
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4.5.1 Procedimientos para la captura de los datos 

La información fue recolectada por los investigadores. El procedimiento que sustentó 

la captura de datos fue el siguiente: 

Para la ejecución del experimento se tuvieron que elaborar los casos base de avenida 

y estiaje para el año 2018, con la intención de proyectar la operación de las centrales 

eléctricas de la zona de Chilca. Estos casos base no fueron sometidos a la variable 

independiente para poder realizar comparaciones con los casos sensibilidad que sí 

fueron sometidos a la variable independiente. 

En la elaboración de los casos base se realizó un tratamiento estadístico para proyectar 

las curvas de demanda características de los periodos de avenida y estiaje. 

Adicionalmente apoyándonos nuevamente de la estadística, se estimó el crecimiento 

de demanda para el año 2018. 

Con la demanda estimada del 2018 se procedió a ingresar esta información al 

programa NCP y a comprobarlo con los archivos de entrada cpdePE.dat y 

cpdexbus.dat verificando el circuito eléctrico y las barras asociadas. 

Posteriormente, se procedió a elaborar los casos para cada mes del año 2018 teniendo 

en cuenta consideraciones importantes o datos de entrada tales como: mantenimientos 

en unidades de generación y transmisión de la época (COES, 2017); regulación 

primaria de frecuencia (información pública en la página del COES, (COES, 2016)); 

regulación secundaria de frecuencia (información pública en la página del COES, 

(COES, 2016)); características técnicas de cada unidad generadora de electricidad 

conforme a sus fichas técnicas, tales como, tiempos mínimos de operación, potencia 

máxima, potencia mínima, etc. (información pública en la página del COES); 

unidades de generación y equipos de transmisión nuevos de acuerdo al Plan de 

Generación y Transmisión 2018 — 2019 elaborado por el (COES, 2017) y registros 

hidrológicos correspondiente a cada periodo de evaluación (COES, 2017). 

Con el software NCP se procedió a ejecutar los cálculos de los casos controlando en 

todo momento que sean coherentes (respeten sus características de operación) y que 

el margen de error este dentro de los límites indicados por el COES. Luego de 
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culminar y revisar los casos base se procedió a elaborar los casos sensibilidad, 

aplicando en estos últimos la variable independiente. Es importante indicar que, en 

este punto de la experimentación, el tiempo empleado fue de 3 meses ya que cada mes 

de estudio demoraba en culminar entre 3 á 5 días, en algunos casos hasta 7 días ya 

que el programa requería mayor tiempo para poder cumplir con el margen de error. 

Paralelamente, se fue elaborando las hojas de cálculo en Excel para traducir el 

régimen de operación de las centrales de la zona de Chilca y su ingreso percibido para 

las empresas generadoras de electricidad. 

Al final del experimento, se contó con los ingresos en miles de dólares de las empresas 

KALLPA GENERACIÓN S.A, ENGIE ENERGÍA PERÚ, FÉNIX POWER PERÚ 

S.A. Y TERMOCHILCA S.A. elaborados tanto para los casos base como para los 

casos sensibilidad. 

4.5.2 Procedimientos para el procesamiento de los datos 

El procesamiento de información implicó el uso de técnicas estadísticas que 

facilitaron el manejo de los datos obtenidos. Para ello, se recopiló la información 

obtenida de la aplicación de los instrumentos, presentándolos por medio de tablas en 

Excel. 

4.5.3 Procedimientos para presentar e interpretar los datos 

Para presentar e interpretar los datos según el análisis estadístico descriptivo se 

elaboraron cuadros y figuras, con los datos empíricos y los estadísticos hallados en 

dichos casos. 

Adicionalmente, se recolecto y analizó para cada día del año 2017 la evolución de la 

demanda por zonas (Centro, Norte, Sur y Electroandes) para los bloques de Avenida y 

Estiaje (COES, 2018). Cabe indicar, que se trabajó por zonas para poder aproximar aún 

más el escenario 2018 con la finalidad de que sea práctico aumentar o quitar una carga 

importante en cualquier zona del Perú. 
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Dónde: 

H : Inercia total del sistema (s). 

: Frecuencia angular en rad/s. 

Frecuencia angular nominal en rad/s. 

: Potencia mecánica (p.u.). 

e  : Potencia eléctrica (p.u.). 

Entonces, ante una pérdida de generación en el sistema se presenta un desbalance en el 

primer término del lado izquierdo de la ecuación, que se traduce en la variación de las 

velocidades de las masas rotantes (w) y provoca el cambio de la energía cinética de las 

masas rotantes conectadas al sistema. 

En el caso de que el desbalance por la pérdida de generación sea grande, la frecuencia 

puede seguir disminuyendo y como no ha transcurrido el tiempo necesario para que la 

regulación de la frecuencia sea efectiva o no sea suficiente, se corre el riesgo de que la 

frecuencia alcance los valores de actuación de las protecciones de baja frecuencia de las 

unidades generación, con lo cual continúa la caída de la frecuencia (o se incrementa el 

desbalance de potencia) y se produce un colapso del sistema de potencia. 

Para evitar el colapso del sistema por frecuencia, es necesario tomar una acción para 

detener la caída de frecuencia y de ser necesario revertirla. Existen dos formas de 

amortiguar o cambiar la caída de frecuencia: aumentando la potencia generada de las 

unidades de generación o disminuyendo la demanda. Debido a la naturaleza del 

problema se descarta la opción de aumentar la potencia de generación, entonces la 

solución a este problema es disminuir la demanda mediante una desconexión automática 

de carga, para que la respuesta sea rápida. 

2.3.22 Regulación primaria de frecuencia 

(XM, 2007 pág. 8). La regulación primaria es la reacción local de los generadores, a 

través de los reguladores de velocidad (gobernador), para compensar cambios en la 
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También se pudo elaborar con la información recolectada mes a mes y día por día, las curvas típicas de un día de Avenida y Estiaje, tal como 

se muestra: 

GRÁFICO 4-9: CURVA TIPICA AVEMDA 2017 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPLA 
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GRÁFICO 4-10: CURVA TÍPICA ESTIAJE 2017 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPLA 
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4.6 	Procedimiento estadístico y análisis de datos 

Una vez elaborados los casos y las sensibilidades, se procedió a calcular el margen 

variable de cada empresa generadora, para ello, los ingresos atribuibles a cada 

empresa generadora están compuestos por el margen variable operativo y el margen 

variable comercial; el primero está compuesto básicamente por la valorización de la 

energía y potencia inyectada al sistema en el mercado spot y remunerada en el COES, 

el segundo viene a ser el margen por tener contratos con clientes libres y/o regulados. 

La siguiente expresión muestra lo mencionado": 

MVO = EgxCmg — EgxCV + Evx(PVe — Cmg) 

MVC = IGPF + IAPG + Pcontrx(PVp — PBP) 

MV = MVO + MVC 

Donde: 

MVO 	Margen variable operativo 

_ 	Eg 	 Energía generada 

Cmg 	Costos marginales 

MVC 	Margen variable comercial 

CV 	 Costo variable de generación 

Ev 	 Energía contratada con los clientes 

PVe 	 Precio de venta de energía a clientes 

17  Para mayor detalle sobre el margen variable, véase la sección 2.3.12 en la página 118. 
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MVp 	Margen variable de potencia 

IGPF 	Ingreso Garantizado por Potencia Firme 

IAPG 	Ingreso Adicional por Potencia Generada 

P_Contr 	Potencia contratada con los clientes 

PVp 	 Precio de venta de potencia a clientes 

PBP 	 Precio en Barra de la Potencia 

MV 	 Margen Variable 

Entonces, para determinar cuál fue el efecto en el margen variable de la empresa, se 

necesitó conocer entre otras variables, los costos marginales y el despacho de producción 

de las unidades de generación, por ello se tuvo que realizar simulaciones de la operación 

con el NCP. 

El impacto económico por los cambios en las flexibilidades operativas se determinó con 

el margen variable de las empresas generadores durante todo el periodo de evaluación. 

FIGURA 4-4: MARGEN VARIABLE 
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FIGURA 4-5: MARGEN VARIABLE —ENERO 2018 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

4.6.1 Consideraciones para el escenario proyectado: 

Para las centrales de la zona de Chilca (C.T. Kallpa, C.T. Las Flores, C.T. Chilca 

1, C.T. Chilca 2, C.T. Fénix y C.T. Santo Domingo dolos 011eros) se le aumentó 

10 MW a su Potencia Máxima y se disminuyó 20 MW a su Potencia Mínima, esto 

en línea con el marco teórico" que se desarrolló en el presente trabajo. 

De acuerdo con el Programa Anual de Intervenciones (PM) 2018 (COES, 2017), 

se consideraron los mantenimientos de mayor relevancia para cada mes: 

18  Véase en el numeral 2.4 ubicado en la página 109. 
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CUADRO 4-2: PROGRAMA ANUAL DE 1NTERVENCJONES 2018 

ENERO 
2018 

TV CT Kallpa indisponible del 02 al 05 (04 días) 

134 CH Machupicchu indisponible del 10 al 14(5 días) 

G1 CH Chimay indisponible del 12 al 1.4(3 días) 

CT Fénix indisponible del 18 al 31(14 días) 

T64 CT Malacas indisponible del 15 al 31(17 días) 

CH Huampaní indisponible del 24 al 31 (8 días) 

UTI 6 indisponible en modo gas todo el mes 

FEBRERO 
2018 

CT Fénix indisponible del 01 al 19(19 días) 

TG4 CT Ventanilla indisponible del 16 al 28 (13 días) 

TV CT Chilca indisponible del 13 al 28 (16 días) 

G1 CH Restitución indisponible del 01 al 21(21 días) 

CH Huampaní indisponible del 01 al 08 (8 días) 

TG4 CT Malacas indisponible todo el mes 

UTI 6 indisponible en modo gas todo el mes 

MARZO 
2018 

T04 CT Ventanilla indisponible todo el mes 

TG2 CT Chilca indisponible del 20 al 26 (7 días) 

CH Mantaro indisponible del 01 al 10 (10 días) 

CH Restitución indisponible del 01 al 10(10 días) 

CH Cerro del Águila indisponible del 16 al 25 (10 días) 

T04 CT Malacas indisponible todo el mes 

UTI 6 indisponible en modo gas todo el mes 
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ABRIL 
2018 

CT Chilca 2 indisponible todo el mes 

TV CT Ventanilla indisponible del 7 al 18(12 días) 

TG7 CT Santa Rosa indisponible del 20 al 26 (7 días) 

UTI 6 indisponible en modo gas todo el mes 

MAYO 
2018 

TG3 CT Ventanilla indisponible del 05 al 08 (4 días) 

TG3 CT Kallpa indisponible del 05 al 07 (3 días) 

T02 CT Pisco indisponible del 02 al 31(30 días) 

TG4 CT Ventanilla del 25 al 30 (6 días) 

TG1 CT Chilca indisponible del 18 al 24(7 días) 

JUNIO 
2018 

G2 CH Chimay indisponible del 09 al 25 (17 días) 

GI CH Chaglla indisponible del 15 al 30 (16 días) 

TG11 CT Fénix indisponible del 23 al 25 (3 días) 

TG12 CT Fénix indisponible del 28 al 30(3 días) 

JULIO 
2018 

G1 CH Chimay indisponible del 01 al 10 (10 días) 

G2 CH Chaglla indisponible del 01 al 16 (16 días) 

TG8 CT Santa Rosa indisponible del 09 al 20 (12 días) 

G2 CH Restitución indisponible del 16 al 31(16 días) 

TG2 CT Kallpa indisponible del 21 al 23 (3 días) 

TG1 CT 011eros indisponible del 27 al 31 (5 días) 
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AGOSTO 
2018 

G2 CH Restitución indisponible del 01 al 06 (6 días) 

TG3 CT Chilca indisponible del 20 al 31(12 días) 

G4 CH Machupicchu indisponible del 17 al 31 (15 
días) 

SETIEMBRE 
2018 

G4 CH Machupicchu indisponible del 01 al 16 (16 
días) 

TG4 CT Malacas indisponible del 13 al 17 (5 días) 

OCTUBRE 
2018 

G1 CH Chaglla indisponible del 02 al 11(10 días) 

G2 CH Chimay indisponible del 10 al 14(5 días) 

G4 CH Machupicchu indisponible del 10 al 14(5 días) 

G2 CH Challa indisponible del 12 al 21(10 días) 

NOVIEMBRE 
2018 

UTT 5 CT Santa Rosa indisponible del 10 al 19 (10 
días) 

UTI 6 CT Santa Rosa indisponible del 02 al 11(10 
días) 

TG3 CT Ventanilla indisponible del 23 al 26 (4 días) 

TGI CT Las Flores indisponible del 24 al 26 (3 días) 

DICIEMBRE 
2018 

TGI CT 011eros indisponible del 01 al 08(8 días) 

TG1 CT Pisco indisponible del 01 al 05 (5 días) 

TG4 CT Ventanilla indisponible del 13 al 16 (4 días) 

FUENTE: (COES, 2017) 
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c) Se consideró el plan de transmisión y generación para el año 2018 publicado por 

el COES: 

CUADRO 4-3: PLAN DE GENERACIÓN 2018 

Fecha Proyecto MW 

mar-18 
CH RenovAndes Hl - EMPRESA DE GENERACIÓN 
SANTA ANA 20 

mar-18 
CH Angel III - GENERADORA DE ENERGÍA DEL 
PERÚ 20 

mar-18 
CH Angel II - GENERADORA DE ENERGÍA DEL 
PERÚ 20 

abr-18 CH La Virgen - LA VIRGEN 84 

abr-18 CS 1ntipampa - ENGIE 40 

abr-18 CE Wayra 1- ENEL GREEN POWER PERÚ 126 

may-18 CH Angel 1- GENERADORA DE ENERGÍA DEL PERÚ 20 

ago- I 8 CT Santo Domingo de los 011eros TV - TERMOCHILCA 100 

nov-18 CH Cahuac - ANDEAN POWER 20 

FUENTE: (COES. 2017) 

CUADRO 4-4: PLAN DE TRANSMISIÓN 2018 

Fecha Proyecto 

mar-18 SE Carapongo 500/220 kV - 750 MVA 

abr-18 LT 220 kV Azángaro - Juliaca - Puno de 450 MVA 

jul-18 LT 138 kV Chimbote Norte - Trapecio de 130 MVA 

FUENTE: (COES, 2017) 
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y. RESULTADOS 

En este capítulo se demostró que la gestión en las flexibilidades operativas influyó 

positivamente en el margen variable de las centrales de generación termoeléctrica. 

5.1 	Validez y confiabilidad de los instrumentos 

5.1.1 Validez: 

El software de simulación de despacho económico NCP es el programa que usa el 

área de programación del COES para elaborar el régimen de carga o despacho 

económico que tendrán las unidades generadoras que conforman el sistema 

eléctrico peruano. Este programa es ampliamente usado por las empresas 

generadoras para predecir y calcular estimaciones de régimen de carga para sus 

unidades generadoras, lo que permite comparar resultados con cl ente coordinador 

y fomentar la transparencia entre casos de análisis. Por lo expuesto, el instrumento 

cuenta con validez de contenido, siendo esta el grado en que un instrumento refleja 

un dominio específico de lo que se pretende medir. 

5.1.2 Conflabilidad: 

Para determinar la confiabilidad del instrumento, se eligieron al azar tres 

despachos económicos del año 2018, los cuales se les aplico la prueba de 

confiabilidad, ayudados por el Microsoft Excel, se determinó el alfa de cronbach' 

tal como se muestra en la tabla siguiente. 

CUADRO 5-1: ALFA DE CRONBACH 

Instrumento Alfa de Cronbach (a) 

Despacho económico NCP mes de evaluación enero 0.876 
Despacho económico NCP mes de evaluación junio 0.856 
Despacho económico NCP mes de evaluación noviembre 0.831 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

Los resultados obtenidos demuestran que el Alpha del Cronbach están por encima de 

0.70; dando confiabilidad al instrumento utilizado. 

19  Para mayor información véase el numeral 2.4.3, ubicado en la página 113. 
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5.2 	Presentación y análisis de resultados 

Una vez obtenidos los resultados y analizada la información recogida, se procedieron a 

realizar las pruebas de hipótesis, al nivel de hipótesis específicas que, totalizadas, buscan 

demostrar la hipótesis general; en ese sentido: 

5.2.1 Prueba de Hipótesis General 

Ho: 	Aplicando una adecuada gestión en las flexibilidades operativas no beneficia el 

margen variable de centrales de generación termoeléctrica. 

Hl: Aplicando una adecuada gestión en las flexibilidades operativas beneficia el 

margen variable de centrales de generación termoeléctrica. 

La prueba de la hipótesis general se realizó mediante la demostración de las tres hipótesis 

especificas referidas respectivamente al mejoramiento del régimen de despacho 

involucrado al margen variable, al grado de influencia que tienen las flexibilidades 

operativas en el margen variable y a la influencia que tienen las flexibilidades operativas 

en relación con el consumo de gas natural. De estas tres pruebas realizadas, se rechazan 

las hipótesis nulas y, por consecuencia, se aceptan las hipótesis alternas, validando la 

hipótesis general, concluyéndose en lo siguiente: 

Aplicando una adecuada gestión en las flexibilidades operativas beneficia el 

margen variable de centrales de generación termoeléctrica. 

5.2.2 Prueba de hipótesis específica 1 

Ho: Realizando una eficiente gestión en las flexibilidades operativas no mejora el 

régimen de despacho involucrado al margen variable de centrales de generación 

termoeléctrica. 

Hl: Realizando una eficiente gestión en las flexibilidades operativas mejora el 

régimen de despacho involucrado al margen variable de centrales de generación 

termoeléctrica. 
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Dónde: n es el número de muestra y a es la desviación estándar 

Cálculo de la Función Pivotal (Z) 

Para ello se tiene el siguiente cuadro: 

CUADRO 5-2: FUNCIÓN PIVOTAL - HIPÓTESIS ESPECÍFICA I 

Kallpa Engie Fénix Tennoehilea 
Z 8.870 1.817 2.940 1.954 

X prom 592.200 222.069 329.511 173.011 
µ 507.666 208.090 304.589 168.071 
n 745.000 745.000 745.000 745.000 
a 260.116 210.027 231.344 68.994 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

Ubicamos en la gráfica 

GRÁFICO 5-2: UBICACIÓN FUNCIÓN PIVO TAL — HIPÓTESIS ESPECÍFICA I 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

Por lo tanto, 

Al ubicar los puntos encontrados por la función pivotal, se observó que caen en la 

Región de Rechazo (RR) de la gráfica de distribución normal; por lo que podemos 

afirmar que se rechaza la hipótesis nula y se acepta la hipótesis alterna, diciendo: 
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Dónde: 

H : Inercia total del sistema (s). 

: Frecuencia angular en rad/s. 

Frecuencia angular nominal en rad/s. 

: Potencia mecánica (p.u.). 

e  : Potencia eléctrica (p.u.). 

Entonces, ante una pérdida de generación en el sistema se presenta un desbalance en el 

primer término del lado izquierdo de la ecuación, que se traduce en la variación de las 

velocidades de las masas rotantes (w) y provoca el cambio de la energía cinética de las 

masas rotantes conectadas al sistema. 

En el caso de que el desbalance por la pérdida de generación sea grande, la frecuencia 

puede seguir disminuyendo y como no ha transcurrido el tiempo necesario para que la 

regulación de la frecuencia sea efectiva o no sea suficiente, se corre el riesgo de que la 

frecuencia alcance los valores de actuación de las protecciones de baja frecuencia de las 

unidades generación, con lo cual continúa la caída de la frecuencia (o se incrementa el 

desbalance de potencia) y se produce un colapso del sistema de potencia. 

Para evitar el colapso del sistema por frecuencia, es necesario tomar una acción para 

detener la caída de frecuencia y de ser necesario revertirla. Existen dos formas de 

amortiguar o cambiar la caída de frecuencia: aumentando la potencia generada de las 

unidades de generación o disminuyendo la demanda. Debido a la naturaleza del 

problema se descarta la opción de aumentar la potencia de generación, entonces la 

solución a este problema es disminuir la demanda mediante una desconexión automática 

de carga, para que la respuesta sea rápida. 

2.3.22 Regulación primaria de frecuencia 

(XM, 2007 pág. 8). La regulación primaria es la reacción local de los generadores, a 

través de los reguladores de velocidad (gobernador), para compensar cambios en la 
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2.3.25 Estatismo 

(XM, 2007 págs. 10-11). Los reguladores de velocidad presentan una respuesta de la 

potencia de salida con las variaciones de frecuencia, esta respuesta se caracteriza en 

estado estable por una pendiente (droop) denominado estatismo permanente. Está 

pendiente es negativa con el objeto que se dé una respuesta coherente, cuando la 

frecuencia sube, baja la potencia y viceversa. El estatismo está dado por: 

lfnominal 
Estatismo— 	 *100 

— AP/Pnominal 

En un sistema interconectado de múltiples generadores no se usa el modo de control 

isócrono (Flat Line) que puede operar cuando un sólo generador asume el compromiso 

de regulación al mantener la frecuencia en el valor objetivo. Por el contrario, se dota a 

la curva (droop) de estatismo de pendiente negativa, que permite una adecuada 

coordinación en el reparto de las desviaciones de potencia por el grupo de generadores. 

Aspecto este último que sería conflictivo en una estrategia de control isócrono (0% de 

estatismo) que conllevaría a problemas de coordinación, estabilidad y deterioro de los 

generadores. Durante un restablecimiento de un sistema de potencia, después de un 

colapso, podría explotarse el control isócrono asignándole a un sólo generador la 

responsabilidad de mantener la frecuencia objetivo en una isla. En este caso este 

generador debe tener una reserva lo suficientemente grande que le permita absorber 

todas las variaciones que se presenten. La característica de estatismo permite la 

operación estable de muchos generadores en paralelo en un sistema de potencia. Por 

ejemplo, si todos los generadores tuviesen el mismo estatismo se tendría un reparto 

proporcional de las desviaciones a la capacidad, lo que es altamente deseable. En la 

práctica la experiencia de la industria eléctrica sugiere un rango del 4 al 7% para el 

estatismo. Los generadores con menor estatismo tienen un factor de participación 

superior a aquellos con mayor estatismo, en el extremo un generador con estatismo cero 

(0% droop) trataría de compensar todas las desviaciones, sólo limitado por la capacidad 

del generador. Mediante el variador de velocidad es posible desplazar verticalmente la 

curva de estatismo obteniendo una familia de curvas, que permite a una misma 

velocidad, a la frecuencia de referencia, obtener diferentes salidas de potencia. Esta 

posibilidad es la base para la regulación secundaria de frecuencia. 
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2.3.26 Característica de respuesta de la frecuencia 

(XM, 2007 págs. 12-13). La característica de respuesta de la frecuencia relaciona la 

variación en potencia MW con los cambios en la frecuencia del sistema. Es un efecto 

combinado de los reguladores de velocidad y de la respuesta autorregulante de la carga. 

La característica de respuesta de la frecuencia depende del punto de operación y, por 

tanto, varía en todo momento. La característica de respuesta de la frecuencia es una 

medida de lo robusto de un sistema, indica cuantos MW se requieren para cambiar un 

décimo de Hz. 

La característica de respuesta de la frecuencia se estima a partir del registro de eventos 

sobre el sistema mediante un análisis estadístico de los desbalances de potencia contra 

los cambios de frecuencia, como se muestra en la Figura 2-29. Por definición los 

cambios de frecuencia se miden una vez se ha dado la respuesta autorregulante de la 

carga y de los reguladores de velocidad, es decir, antes de iniciar la respuesta de la 

regulación secundaria. 

FIGURA 2-29: CARACTERÍSTICA DE RESPUESTA DE LA FRECUENCIA 
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GRÁFICO 5-5: ACEPTACIÓN Y DE RECHAZO - HIPÓTESIS ESPECÍFICA 3 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

Es importante indicar que el valor crítico (Zc), de acuerdo con tablas de normalidad, 

para un nivel de significancia de 0.05 es de -1.67 que va en línea con la ecuación 

planteada en el paso 5.2.4.a. 

Determinando la Función Pivotal (Z) 

Para muestras mayores a 30 

Xprom ji — 
Z = 	 

Dónde: n es el número de muestra y a es la desviación estándar 

Cálculo de la Función Pivotal (Z) 

Para ello se tiene el siguiente cuadro: 

CUADRO 5-4: FUNCIÓN PIVÓTAL - HIPÓTESIS ESPECIFICA 3 

Kallpa Engie Fénix Termochilea 
Z -10.732 -9.933 -4.932 -1.723 

X prom -7.133 -2.926 -4.986 -2.727 
ji -6.316 -2.841 -4.567 -2.66 
n 745 745 745 745 
a 2.079 0.233 2.318 1.069 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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Ubicamos en la gráfica 

GRÁFICO 5-6: UBICACIÓN FUNCIÓN PIVOTAL —HIPÓTESIS ESPECÍFICA 3 
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FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

Por lo tanto, 

Al ubicar los puntos encontrados por la función pivotal observamos que caen en la Región 

de Rechazo (RR) de la gráfica de distribución normal; por lo que podemos afirmar que se 

rechaza la hipótesis nula y se acepta la hipótesis alterna, diciendo: 

Estableciendo una adecuada gestión en las flexibilidades operativas, se 

disminuye el impacto en los consumos de gas asociados al margen variable de 

centrales de generación termoeléctrica. 

Para cada mes, se ha determinado el margen variable correspondiente al periodo de 

evaluación. Para determinar el impacto, se ha acumulado el margen variable de los 12 

meses, los cuales incluyen mantenimientos de mayor relevancia. Los resultados del 

impacto económico en el margen variable de las centrales de generación ubicadas en la 

zona de chilca se muestran en los siguientes cuadros: 
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CUADRO 5-5: MARGEN VARIABLE EN OPERACIÓN NORMAL - KALLPA GENERACIÓN S.A. 

KALLPA GENERACIÓN S.A. 
ENTRO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía -1,657 -719 -755 -907 -1,521 -1,709 

Margen variable comercial de energía 20,460 18,480 20,460 19,800 20,460 19,800 
Pago de transporte y distribución firme de gas -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 

Potencia y otros 5,625 5,622 6,014 5.690 5,661 5,060 

Margen variable estimado (miles de USD) 16,366 15,322 17,658 16,522 16,539 15,090 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE NOVIEMBRE DICIEMBRE 

Margen Variable Operativo de Energía -1,180 -1,732 -1,372 -1,201 - -1,094 -1,119 

Margen Variable Comercial de Energía 20,460 20,460 19,800 20,460 19,800 20,460 

Pago de transporte y distribución firme de gas -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 

Potencia y Otros 5,061 5,027 5,092 4,990 5,041 6,064 

Margen Variable Estimado (Miles de USD) 16,279 15,693 15,459 16,187 15,776 17,343 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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CUADRO 5-6: MARGEN VARIABLE EN OPERACIÓN NORMAL - ENGIE ENERGÍA PERÚ S.A. 

ENGIE ENERGÍA PERÚ S.A. 
ENERO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía 8,158 6,177 3,718 169 3,073 1,313 

Margen variable comercial de energía 29,673 26,802 29,673 28,716 29,673 28,716 
Pago de transporte y distribución firme de gas -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 
Potencia y otros -146 -58 -167 -123 -152 -171 
Margen variable estimado (miles de USO) 32,580 27,814 28,118 23,655 27,487 24,751 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE NOVIEMBRE DICIEMBRE 
Margen Variable Operativo de Energía 251 1,712 1,400 1,918 1,783 11,907 
Margen Variable Comercial de Energía 29,673 29,673 28,716 29,673 28,716 29,673 
Pago de transporte y distribución firme de gas -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 
Potencia y Otros -219 -197 -152 -205 -181 -159 
Margen Variable Estimado (Miles de USD) 24,599 26,082 24,858 26,280 25,212 36,315 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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CUADRO 5-7: MARGEN VARIABLE EN OPERACIÓN NORMAL - FENIX POWER PERÚ LA. 

FEN1X POWER PERÚ S.A. 
ENERO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía 94 -266 73 629 282 -123 
Margen variable comercial de energía 10,182 9,197 10,182 9.854 10,182 9,854 
Pago de transporte y distribución firme de gas -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 
Potencia y otros -55 36 -81 -43 -68 -56 
Margen variable estimado (miles de USD) 7,443 6,188 7,396 7,661 7,618 6,897 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE NOVIEMBRE DICIEMBRE 
Margen Variable Operativo de Energía 441 -142 -225 -240 165 607 
Margen Variable Comercial de Energía 10,182 10,182 9,854 10,182 9,854 10,182 
Pago de transporte y distribución firme de gas -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 
Potencia y Otros -99 -90 -43 -90 -64 -82 
Margen Variable Estimado (Miles de USD) 7,747 7,172 6,808 7,074 7,177 7,929 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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CUADRO 54: MARGEN VARIABLE EN OPERACIÓN NORMAL -TERMOCHILCA S.A. 

TEFtMOCHILCA S.A. 
ENERO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía 247 77 -299 -25 -305 -847 

Margen variable comercial de energía 3,966 3,582 3,966 3,838 3,966 3,838 

Pago de transporte y distribución firme de gas -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 

Potencia y otros -613 -523 -627 -593 -621 -600 

Margen variable estimado (miles de USD) 2,503 2,039 1,944 2,123 1,943 1,294 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE NOVIEMBRE DICIEMBRE 

Margen Variable Operativo de Energía -570 -861 -864 -676 -733 1,314 

Margen Variable Comercial de Energía 3,966 3,966 3,838 3,966 3,838 3,966 

Pago de transporte y distribución firme de gas -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 

Potencia y Otros -633 -631 -581 -629 -603 -625 

Margen Variable Estimado (Miles de USD) 1,665 1,376 1,295 1,564 1,405 3,558 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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Posteriormente se realizó el margen variable utilizando la sensibilidad descrita en el numeral 3.1.5, ubicado en la página 133, perteneciente a las 

consideraciones para el escenario proyectado, así entonces: 

CUADRO 5-9: MARGEN VARIABLE CON SENSIBILIDAD- KALLPA GENERACIÓN LA. 

ICALLPA GENERACIÓN SS. 
ENERO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía -551 -219 -355 -107 -721 -909 

Margen variable comercial de energía 20.460 18,480 20,460 19,800 20,460 19,800 

Pago de transporte y distribución fume de gas -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 

Potencia y otros 5,638 5,692 6,054 5,720 5,681 5,100 

Margen variable estimado (miles de USD) 17,486 15,892 18,098 17,352 17,359 15,930 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE DICIEMBRE NOVIEMBRE 

Margen Variable Operativo de Energía 680 -1,032 -872 -865 -504 419 

Margen Variable Comercial de Energía 20,460 20,460 19,800 20,460 19,800 20,460 

Pago de transporte y distribución firme de gas -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 -8,061 

Potencia y Otros 5,091 5,097 5,142 5,012 5,081 6,001 

Margen Variable Estimado (Miles de USD) 18,170 16,463 16,009 16,545 16,316 17,980 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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CUADRO 5-10: MARGEN VARIABLE CON SENSIBILIDAD- ENGIE ENERGÍA PERÚ S.A. 

ENGIE ENERGIA PERÚ S.A. 
ENERO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía 1,644 4,177 3,218 79 2,873 1,013 

Margen variable comercial de energía 29,673 26,802 29,673 28,716 29,673 28,716 

Pago de transporte y distribución firme de gas -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 

Potencia y otros -150 -71 -137 -153 -162 -181 

Margen variable estimado (miles de USD) 26,061 25,801 27,648 23,535 27,277 24,441 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE NOVIEMBRE DICIEMBRE 

Margen Variable Operativo de Energía 151 1,312 1,100 1,518 1,483 9,907 

Margen Variable Comercial de Energía 29,673 29,673 28,716 29,673 28,716 29,673 

Pago de transporte y distribución firme de gas -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 -5,106 

Potencia y Otros -229 -207 -162 -215 -191 -179 
Margen Variable Estimado (Miles de USD) 24,489 25,672 24,548 25,870 24,902 34,295 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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CUADRO 5-I I : MARGEN VARIABLE CON SENSIBILIDAD - FENIX POWER PERÚ S.A. 

FEN1X POWER PERÚ S.A. 
ENERO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía -285 -236 103 879 322 -83 

Margen variable comercial de energía 10.182 9,197 10,182 9.854 10,182 9,854 

Pago de transporte y distribución firme de gas -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 

Potencia y otros -58 56 -61 -33 -58 -36 

Margen variable estimado (miles de USD) 7,061 6,238 7,446 7,921 7,668 6,957 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE NOVIEMBRE DICIEMBRE 

Margen Variable Operativo de Energía 541 -42 -105 -140 365 657 

Margen Variable Comercial de Energía 10,182 10,182 9,854 10,182 9,854 10,182 

Pago de transporte y distribución firme de gas -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 -2,778 

Potencia y Otros -79 -60 -33 -80 -44 -62 

Margen Variable Estimado (Miles de USD) 7,867 7,302 6,938 7,184 7,397 7,999 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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CUADRO 5-12: MARGEN VARLIBLE CON SENSIBILIDAD- TERMOCHILCA SÁ 

TERMOCHILCA S.A. 
ENERO FEBRERO MARZO ABRIL MAYO JUNIO 

Margen variable operativo de energía 26 57 -259 -55 -295 -647 

Margen variable comercial de energía 3,966 3,582 3,966 3,838 3,966 3,838 
Pago de transporte y distribución firme de gas -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 
Potencia y otros -616 -513 -607 -603 -611 -560 
Margen variable estimado (miles de USO) 2,278 2,029 2,004 2,083 1,963 1,534 

JULIO AGOSTO SEPTIEMBRE OCTUBRE NOVIEMBRE DICIEMBRE 
Margen Variable Operativo de Energía -370 -801 -844 -626 -703 1,614 
Margen Variable Comercial de Energía 3,966 3,966 3,838 3,966 3,838 3,966 
Pago de transporte y distribución firme de gas -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 -1,097 
Potencia y Otros -603 -601 -561 -609 -583 -605 
Margen Variable Estimado (Miles de USO) 1,895 1,466 1,335 1,634 1,455 3,878 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 
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Se evidenció que las empresas generadoras, al implementar mejoras para variar sus 

flexibilidades operativas, en este caso, su Potencia Máxima y Mínima, ven impactos 

económicos en sus Márgenes Variables. 

CUADRO 5-13: MARGEN VARIABLE COMPARATIVO - CASO NORMAL VS CASO SENSIBILIDAD 

Margen Variable Estimado Anual (Miles de USD) 
Operación Normal (2) Sensibilidad (1) (1) -(2) 

KALLPA 
GENERACIÓN 194,233 203,598 9,365 

ENG1E 327,751 314,539 -13,212 

FENIX POWER PERÚ 87,112 87,980 868 

TERMOCIDLCA 22,709 23,555 846 

FUE1VTE: ELABORACIÓN PROPIA 

Bajo las condiciones mostradas se evidenció que para la ventana del año 2018, al 

gestionar sus flexibilidades operativas, los ingresos expresados en márgenes variables se 

ven incrementados. Las empresas Kallpa Generación S.A., Fénix Power Perú S.A. y 

Termochilca S.A. ven aumentados sus ingresos por venta de energía inyectada ya que 

tienen mayor presencia en el despacho energético; del mismo modo, su grado de impacto 

en sus respectivos márgenes variables es significativo, al ser crítico para la toma de 

decisiones. Además, los consumos de gas se ven optimizados al no necesitar adcndas de 

contratos para mayor capacidad de gas natural tanto en el sistema de distribución como 

en el de transporte. 

Es importante indicar que Engie Energía Perú S.A. es la única empresa que presenta 

valores negativos, esto no significa que no se vea beneficiada por la gestión en las 

flexibilidades operativas, sino que presenta menores ingresos que las otras empresas 

analizadas. Esto se evidencia en su incremento en cl Margen Variable Comercial, ello 

debido a que Engie Energía Perú S.A. compra energía en el mercado Spot a un precio más 

barato y la vende a sus clientes a un precio más elevado. 

El precio del mercado spot cae en el escenario "Sensibilidad", ya que al gestionar sus 

flexibilidades operativas, no es necesario operar unidades de costos variables más altos, 

generándose un escenario ideal para la compra/venta de energía. 
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VI. 	DISCUSIÓN DE RESULTADOS 

6.1 	Contrastación de hipótesis con los resultados 

Con los resultados, se obtuvieron mayores ganancias en tres de cuatro empresas 

evaluadas, las cuales fueron Kallpa Generación S.A., Fénix Power Perú S.A. y 

Termochilea S.A. 

En base a la hipótesis general planteada (véase 3.3.1, ubicado en la página 136), se aplicó 

una adecuada gestión al ser más flexibles operativamente, beneficiando en el margen 

variable a las empresas mencionadas líneas arriba. 

Al ser más flexibles operativamente, mejorarán su posición en el despacho económico 

elaborado por el COES, de igual manera, podrán tomar adecuadas estrategias y decisiones 

comerciales. 

Todo esto conllevaría a una actualización de los planes y perfiles de mantenimiento, para 

mantener así, la vida útil de los componentes de las centrales. 

6.2 	Contrastación de resultados con otros estudios similares 

Las estrategias de mercado son el día a día de las áreas comerciales de toda empresa de 

generación eléctrica. En donde, intentan aumentar las ganancias con cada análisis que 

realizan. 

En el presente estudio, se realizó una visión a grandes escalas (macro visión), simulando 

las flexibilidades operativas de varias centrales. Por lo que, servirá como una herramienta 

de estrategia de mercado. 
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VII. CONCLUSIONES 

Así, entonces podernos afirmar 

7.1 El beneficio económico que se observó, tanto para el Sistema Eléctrico 

Interconectado Nacional (SEIN), como para la empresa generadora, es justificable. 

El costo-beneficio es atractivo viendo los escenarios de despacho en el cual el costo 

invertido es cubierto fácilmente por el despacho ejecutado, influyendo en una 

inversión segura para los accionistas de las empresas generadoras. (Véase cuadro 

7-1). 

CUADRO 7-1: BENEFICIO ECONÓMICO 

Flexibilidad 

Operativa 
Detalle 

Inversión 

(Miles 

USD) 

Ganancia 
(Miles 

USD) 

Tecnología 

Kallpa 

Generación 

Potencia Mínima Menos 20 MW 0 

9,365 

Quemador 
 

Apagado 

Potencia Máxima Más 10 MW 525 
Sistema de 

Niebla 

Fénix Power 

Perú 

Potencia Mínima Menos 20 MW O 

868 

Quemador 
 

Sistema de 
 

Apagado 

Potencia Máxima Más 10 MW 525 
Niebla 

Termochilca 

Potencia Mínima Menos 20 MW 0 

846 

Quemador 
 

Sistema de 
 

Apagado 

Potencia Máxima Más 10 MW 525 
Niebla 

FUENTE: ELABORACIÓN PROPIA 

7.2 	Las centrales de la zona de Chilca, teniendo costos bajos son llamadas a operar de 

manera constante, esto se evidencia hoy por hoy en el despacho diario emitido por 

el COES. 

Al gestionar sus flexibilidades operativas se evidenció que incrementan su 

presencia en el despacho energético, ayudando al Sistema Eléctrico 

Interconectado Nacional (SEIN) a generar con energía de bajo costo y cubrir picos 

de demanda con las mencionadas centrales, sin la necesidad de incurrir en la 

operación de centrales con mayores costos de operación. 
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Es importante mencionar que al tener una amplia gama de opciones dentro de las 

flexibilidades operativas, como se indicó en el marco teórico, se vio adecuadas 

maneras de gestionar el incremento de la Potencia Máxima y la disminución de la 

Potencia Mínima, ya que son las de mayor relevancia además de que brindan los 

mejores resultados técnico-económicos dentro de los alcances del presente 

trabajo. 

7.3 El grado de influencia que se determinó entre las flexibilidades operativas y el 

margen variable, entendiéndose por grado de influencia al porcentaje resultante 

entre los ingresos obtenidos modificando las flexibilidades operativas y los ingresos 

obtenidos sin modificación de las flexibilidades operativas expresados en margen 

variable, fue: 

Para Kallpa Generación de 4.8 % 

- 	Para Fénix Power Perú de 1.0 % 

- 	Para Termochilca de 3.7 % 

7.4 	Al realizar una eficaz gestión en las flexibilidades operativas los consumos de gas 

asociados a la generación de las centrales termoeléctricas se vieron optimizados en 

relación con sus egresos por contrato firme de gas, tanto en suministro como en 

transporte. Al ser estos pagos fijos son considerados como egresos en el margen 

variable independientemente, si la central opera o no. Al optimizar el despacho 

eléctrico se logra cubrir estos gastos fijos y generar ingresos por potencia. 
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VIII. RECOMENDACIONES 

	

8.1 	Temas pendientes para nuevas investigaciones 

El presente trabajo muestra de manera sustentada el beneficio que se genera al gestionar 

de manera eficaz las flexibilidades operativas de centrales de generación termoeléctrica. 

Lamentablemente por temas de tiempo no se pudo profundizar en temas de igual 

relevancia, por lo que es importante mencionarlos para futuros trabajos de investigación, 

las cuales son: 

Mantenimiento en el dueto de gas perteneciente a Transportadora de Gas del Perú 

(TGP) y su impacto en los costos marginales del mercado eléctrico peruano. 

Optimización de contratos en Barra de Referencia de Generación (BRG) 

aplicados al margen comercial de una empresa generadora de electricidad. 

Unidades de reserva fría operando como unidades de Reserva Tercearia de 

Frecuencia (RTF) en el SEIN. 

Resonancia sub-síncrona a nivel de 500 kV en el sistema eléctrico peruano. 

	

8.2 	Sugerencias y recomendaciones 

De acuerdo con los datos obtenidos, la empresa que se ve afectada de manera negativa es 

Engie Energía Perú S.A., con las centrales C.T. Chilca 1 y C.T. Chilca 2, ya que, si bien 

es cierto, se encuentra eléctricamente mejor posicionada para generar de manera 

constante, su alto costo marginal hace que se encuentre en el límite de la demanda 

entrando a despachar para cubrir picos de demanda. 

Para ello, se puede plantear dos posibilidades para que puedan tener mayor presencia en 

el despacho económico e incrementar sus ingresos en su margen variable: 

a. Reducir sus costos variables, para que así puedan tener una presencia en el 

despacho de manera constante y no verse desplazados por otras centrales. Esto 

se puede lograr realizando un nuevo cálculo de Costo Variable No Combustible 

(CVNC), el cual involucra gastos no relacionados directamente con el negocio 

propio de generar electricidad pero que si entra a ser considerado para la 

determinación de su costo marginal. También se puede considerar un reajuste a 
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su precio de gas gestionando con las distribuidoras o quizás con la transportista 

de gas. 

b. Ofertar en el mercado secundario de frecuencia y puedan ser controlados por el 

AGC (Control Automático de Generación, por sus siglas en inglés). Se ha 

evidenciado que el programa de despacho optimiza el recurso hídrico (como tiene 

que ser), logrando bajo todos los medios posibles el no vertimiento en época de 

estiaje. Es, bajo este escenario, que las centrales térmicas a gas estén listas para 

brindar la Reserva Secundaria de Frecuencia (RSF). Un claro ejemplo de ello es 

la C.T. Kallpa Generación, ya que siendo más cara que centrales hidráulicas, se 

queda en el despacho ya que tiene la capacidad de brindar el servicio de Reserva 

Secundaria de Frecuencia, ocasionando que se optimice el recurso hídrico y 

aprovechando la flexibilidad operativa propuesta por la central. 

Es importante indicar que, si bien es cierto la empresa Engie Energía Perú S.A. obtiene 

valores negativos, no significa que se encuentra en pérdida, sino que los beneficios 

obtenidos no son muy altos. Esto se puede afirmar ya que al revisar los cuadros 

comparativos de los márgenes variables se evidencia un aumento en los ingresos por 

Margen Variable Comercial. Entrando al detalle, al no poder cubrir con generación propia 

de sus unidades, la energía vendida se ve en la obligación de comprarlo en el mercado 

spot; en este mercado el precio de la energía es menor comparando los casos base con los 

casos sensibilidad, entonces al comprar energía más barata genera mayores ingresos por 

margen variable comercial. 

En el Perú se tiene diversas tecnologías para poder producir electricidad, entre las cuales 

tenemos, las centrales eólicas, solares, hidráulicas, térmicas de ciclo simple, térmicas de 

ciclo combinado, biomasa, entre otras; por lo que hace que nuestra matriz energética tenga 

muchas flexibilidades operativas y estrategias de negocio. Principalmente nuestro parque 

generador, es influenciado por generación térmica e hidráulica. 

El estado, viene incentivando la construcción de centrales de energía renovable, para que 

de una u otra forma tener un desarrollo sostenible y adecuada extracción de nuestros 

recursos no renovables. 

186 



IX. 	REFERENCIAS BIBLIOGRÁFICAS 

ARERA. 2017. Annual Report. Italia : ARERA, 2017. 

Balarezo, Joaquín, y otros. 2014. Planeamiento estratégico del sector de generación de 

energía eléctrica del Perú. Perú : Pontificia Universidad Católica del Perú, 2014. 

Carmona, Sergio. 2008. Estudio de controladores de ciclo combinado para el 

mejoramiento de la respuesta dinámica de la unidad. Santiago de Chile: Pontificia 

Universidad Catolica de Chile, 2008. 

CDEC-SING. 2016. Flexibilidad y sistemas de almacenamiento en el Sistema Eléc frico 

Nacional en el año 2021. Chile : s.n., 2016. 

Cells, Alexander, y otros. 2012. Plan estratégico del sistema de generación térmica de 

electricidad en el Perú. Perú : Pontificia Universidad Católica del Perú, 2012. 

COES. 2017. Programa anual de mantenimiento 2018. [En línea] COES, 2017. [Citado 

el: 	02 	de 	mayo 	de 	2018.] 

http://www.coes.org.pe/PortallOperacion/ProgManten/progAnual.  

COES. 2017. Cálculo de los costos variables de las unidades de generación. Perú: 

COES, 2017. 

COES. 2017. Coordinación de la operación de corto plazo para el SEIN. Perú: COES, 

2017. 

COES. 2017. Determinación de los costos marginales de corto plazo. Perú: COES, 

2017. 

COES. 2017. Determinación de los factores de indisponibilidad, presencia e incentivos 

a la disponibilidad de las centrales y unidades degeneración. Perú: COES, 2017. 

COES. 2018. Diagrama unifilar SE1N. Perú : COES, 2018. 

COES. 2018. Estadística de operación 2017. Perú: COES, 2018. 

COES. 2018. Glosario de términos. Perú: COES, 2018. 

187 



COES. 2018. Norma técnica para la coordinación de la operación en tiempo real de los 

sistemas interconectados. Perú : COES, 2018. 

COES. 2012. Operación del SEIN en situación excepcional. Perú: COES, 2012. 

COES. 2017. Programa de mediano plazo de la operación del SEIN correspondiente al 

periodo febrero 2018- enero 2019. Perú: COES, 2017. 

COES. 2014. Programación de la operación de corto plazo . Perú: COES, 2014. 

COES. 2016. Reserva rotante para regulación primaria de frecuencia. Perú: COES, 

2016. 

COES. 2018. Sistema eléctrico interconectado nacional. Perú: COES, 2018. 

Dammert, Alfredo, Molinelli, Fiorella y Carbajal, Max. 2011. Fundamentos técnicos 

y económicos del sector eléctrico peruano. Perú : Grapex Perú, 2011. 

ELIA. 2018. Generating Facilities. [En línea] ELIA, 2018. [Citado el: 02 de mayo de 

2018.] http://www.elia.be/en/grid-data/power-generation/generating-facilities.  

ELIA. 2018. Generation Schedule. [En línea] ELIA, 2018. [Citado el: 02 de mayo de 

2018.] http://www.elia.be/en/grid-data/power-generation/generation-schedules.  

ELIA. 2018. Reports Daily. [En línea] ELIA, 2018. [Citado el: 02 de mayo de 2018.] 

http://www.elia.be/en/grid-data/balancing/imbalance-prices.  

Engie Energía Perú S.A. . 2018. Engie Energía Perú S.A. . Engie Energía Perú S.A.. 

[En línea] Engie Energía Perú S.A. ,2018. http://www.engie-energia.pe. 

Engie Lab Laborelec. 2016. Latam Flexibility Conference. Perú : Engie Lab Laborelec, 

2016. 

Engie Lab Laborelec. 2017. Thermal Power Plant Flexibility Improvements in Chile. 

s.l. : Chile, 2017. 

ENTSO-E. 2017. Electricity in Europe 2016. Bélgica: ENTSO-E, 2017. 

188 



ENTSO-E. 2018. Interconnected network of Northern Europe. Bélgica: ENTSO-E, 

2018. 

Estela, José. 2012. Planificación energética del gran usuario minero. Diplomado 

Internacional en Gestión de la Energía. Perú : Universidad ESAN, 2012. 

Fenix Power Perú S.A. Fenix Power Perú S.A. Fenix Power Perú S.A. [En línea] Fenix 

Power Perú S.A. http://www.fenixpower.com.pe/.  

Gestore.Mercarti Ener:getici. 2017. Annual repon t 2016. Italia: GME, 2017. 

GME. 2018: Day-Ahcad Market (MGP). [En línea] GME, 2018. [Citado el: 01 de mayo 

de 2018.] http://www.mercatoelettrico.org/En/Statistiche/ME/RapportiGiornalieri.aspx.  

Henderson, Coris. 2014. Increasing the flexibility of coallired power platas. United 

ICingdom : IEA CLEAN COAL CENTRE, 2014. 

Hernández, Roberto, Fernández, Carlos y Baptista, Pilar. 2010. Metodología de la 

investigación. 5. México : Mc GRAW-HILL, 2010. 978-607-15-0291-9. 

Kallpa Generación Perú S.A. 2018. Kallpa Generación Perú S.A. Kallpa Generación 

Perú S.A. [En línea] Kallpa Generación Perú S.A., 2018. 

http://www.kallpageneracion.com.pe. 

Mendoza, Aldo. 2015. Sistema de monitoreo de mercado eléctrico y aplicación de 

indicadores en el Sistema Eléctrico Interconectado Nacional Perú: Pontificia 

Universidad Católica del Perú, 2015. 

Morales, Sebastian, y otros. 2013. Estudio y simulación del despacho económico con 

diversas fuentes de generación mediante herramientas en línea. Colombia : Universidad 

Pontificia Bolivariana, 2013. págs. 107-115. 

OSINERGMIN. 2017. La industria de la electricidad en el Perú: 25 años de aportes al 

crecimiento económico de/país. Perú : OSINERGMIN, 2017. 

PSR. 2017. Manual de metodología —Modelo NCP. 5.2. Brasil : PSR, 2017. 

189 



MATRIZ DE CONSISTENCIA 

Título del Proyecto: "GESTIÓN EN LAS FLEXIBILIDADES OPERATIVAS Y SU APLICACIÓN EN EL MARGEN VARIABLE DE CENTRALES DE GENERACIÓN 

TERMOELÉCTRICA" 

PROBLEMA GENERAL OBJETIVO GENERAL HIPÓTESIS GENERAL VARIABLES METODOLOGÍA 
¿De qué manera la gestión en 

la flexibilidad operativa 

impacta en el margen variable 

de las centrales de generación 

termoeléctrica?, 

Implementar una adecuada 

gestión en las flexibilidades 

operativas para su aplicación 

en el margen variable de 

centrales de generación 

termoeléctrica. 

Aplicando una adecuada 

gestión en las flexibilidades 

operativas beneficia el margen 

variable de centrales de 

generación termoeléctrica. 

Variable Independiente: 

1.- Flexibilidades Operativas 

Tipo de Investigación 

- Por su objetivo es Aplicativa y 

Explicativa. 

- Por su tipo de datos es 

- Por su grado de variables es 

Cuasi-Experimental. 

_ Por su tipo de Inferencia es 

Hipotético-Deductivo. 

- Por el periodo temporal es 

Transversal. 

Diseño de Investigación 

Cuasi-Experimental 

Población 

Serán los escenarios y 

despachos eléctricos 

elaborados para el año 2018. 

Muestra 

Para el presente trabajo nos 

centraremos en las centrales 

térmicas de generación 

ubicadas en la zona de chaca 

Instrumento 

Sofware NCP 

PROBLEMAS ESPECÍFICOS OBJETIVOS ESPECÍFICOS HIPÓTESIS ESPECÍFICAS Dimensiones Indicadores 

¿Qué alcances tiene la 

gestión en las flexibilidades 

operativas respecto al régimen 

de despacho involucrado al 

margen variable de las 

centrales de generación 

termoeléctrica? 

¿En qué medida la gestión 

en las flexibilidades operativas 

influyen sobre el margen 

variable de una central de 

generación termoeléctrica? 

¿Cómo influye la gestión de 

las flexibilidades operativas en 

el consumo de gas natural y 

como se refleja en el margen 

variable de centrales de 

generación termoeléctrica? 
' 

1.- Gestionar eficazmente las 

flexibilidades operativas para 

un óptimo régimen de 

despacho que involucre el 

margen variable de las 

centrales de generación 

termoeléctrica. 

2.-Determinar el grado de 

influencia de las flexibilidades 
operativas sobre el margen 

variable de una central de 

generación termoeléctrica. 

3.- Determinar el impacto de la 

gestión de las flexibilidades 

operativas en el consumo de 

gas natural y su reflejo en el 

margen variable de centrales 

de generación termoeléctrica, 

HL Realizando una eficiente 

gestión en las flexibilidades 

operativas mejora el régimen 

de despacho involucrando el 

margen variable de las 

centrales de generación 

termoeléctrica. 

Determinando el grado de 

influencia de las flexibilidades 

operativas se optimiza el 

margen variable de una central 

de generación termoeléctrica, 

Estableciendo una eficaz 

gestión en las flexibilidades 

operativas, se disminuye el 

impacto en los consumos de 

gas asociados al margen 

variable de centrales de 

generación termoeléctrica. 

Potencia Máxima, 

Potencia Mínima. 

RSF 

Cuantitativa.  

Cuanto más o menos se 

produce por el aumento de 

esta dimensión 

Cuanto más o menos se 

produce por la disminución de 

esta dimensión 

Cuanto más o menos se asigna 

como margen de reserva por 

esta dimensión 

Variable Independiente 

2.- Margen Variable de una Central de Generación 

Termoeléctrica 

Dimensiones Indicadores 

MVComercial 

MVOperativo 

Consumo de Gas 

Cuanto más o menos se 

produce por el aumento de 

esta dimensión 

Cuanto más o menos se 

produce por la disminución de 

esta dimensión 

Cuanto más o menos se 

consume por esta dimensión 

Variables Intervinientes 

Conocimiento y nivel de preparación en el manejo del software 

NCP (software utilizado por el COES para elaborar sus 

programas de despacho económico de corto y mediano plazo 

optimizando mínimo costo en la operación). 

Se controló la influencia de estas variables en la variable 

dependiente. 



10.2 Anexo B - Sistema eléctrico interconectado europeo. 

(ENTSO-E, 2018) 
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10.3 Anexo C - Sistema Eléctrico Interconectado Nacional. 

(COES, 2018) 
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10.4 Anexo D — PR-01 Programación de la operación de corto plazo • 

(COES, 2014) 
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COES 
SINAC 

PROCEDIMIENTO TÉCNICO DEL COMITÉ DE 
OPERACIÓN ECONÓMICA DEL SEIN PR-01 

PROGRAMACIÓN DE LA OPERACIÓN DE CORTO PLAZO 

Aprobado mediante Resolución OSINERGMIN N° 244-2014-0S/CD, publicada el 
26 de noviembre de 2014. De conformidad con el artículo 8° de dicha Resolución, 
este Procedimiento Técnico entró en viaencia el 1° de Enero de 2015 
Modificado mediante Resolución OSINERGMIN N° 178-2015-0S/CD, publicada 
el 29 de agosto de 2015. 

OBJETIVO 

Establecer los criterios técnicos y la metodología para la elaboración de los 
programas de la operación de Corto Plazo de las Unidades de Generación del 
Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN), considerando su gestión 
eficiente para el mejor aprovechamiento de los recursos energéticos, así como 
garantizar la operación económica del SEIN preservando los criterios de 
calidad, seguridad y confiabilidad establecidos por la normativa vigente. 

ALCANCE 

Están comprendidas dentro del alcance del presente Procedimiento Técnico 
las Unidades de Generación en Operación Comercial en el COES. 

BASE LEGAL 

El presente Procedimiento Técnico se rige por las siguientes disposiciones 
legales y sus respectivas normas concordantes, modificatoñas y sustitutorias: 

3.1. Decreto Ley N° 25844, Ley de Concesiones Eléctricas. 

3.2. Ley N° 28832, Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la 
Generación Eléctrica. 

3.3. Decreto Legislativo N° 1002, Promoción de la Inversión para la 
Generación de Electricidad con el Uso de Energías Renovables. 

3.4. Déótétó Siltiféritó N° 009-93-EM, Régláñjéiito dé la Léy dé Cohoé§ióiléS 
Eléctricas. 

3.5. Decreto Supremo N° 020-97—EM, Norma Técnica de Calidad de los 
Servicios Eléctricos. 

3.6. Decreto Supremo N° 037-2006-EM, Reglamento de Cogeneración. 

3.7. Déótétó Stipréo N° 027-2008-EM, Réglamento dél Cóñiité dé 
Operación Económica del Sistema (COES). 

3.8. Decreto Supremo N° 012-2011-EM, Reglamento de la Generación de 
Electricidad con Energías Renovables. 

3.9. Decreto Supremo N° 011-2012-EM. Reglamento Interno para la 
Aplicación de la Decisión 757 de la CAN" 

3.10. Resolución Directoral N° 014-2005- EM- DGE, Norma Técnica para la 
Coordinación de la Operación en Tiempo Real de los Sistemas 
Interconectados. 

3.11. Resolución 	Ministerial 	N° 	111-2011-MEM/DM, 	Normas 



Complementarias sobre Reserva Fría de Potencia. 

3.12. Resolución Ministerial N° 232-2012-MEM/DM, Disponen Adecuación de los 
Procedimientos Técnicos del COES a Contratos de Concesión de Reserva 
Fría de Generación. 

4. PRODUCTOS 

Lbs félúltádót dé la áplidébión dél préáérité Pródédiiiiiéritó Técnico seran: 

Programa Semanal de Operación (PSO). 

Programa Diario de Operación (PDO). 

Estos programas de operación deben contener como mínimo la información 
detallada en el numeral 4 del Anexo 2 del presente Procedimiento Técnico. 

5. DEFINICIONES 

Para la aplicación del presente Procedimiento, los términos en singular o plural que 
se inicien con mayúscula se encuentran definidos en el "Glosario de Abreviaturas y 
Definiciones utilizadas en los Procedimientos Técnicos del COES-SINAC", aprobado 
mediante Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNME o la que lo sustituya; así 
como Si la Vial látiva citada Si la Báse Legal. 

En todos los casos, cuando se citen procedimientos técnicos o cualquier otro 
dispositivo legal en el presente Procedimiento, se entenderá que incluyen sus 
normas modificatorias y sustitutorias. 

6. RESPONSABILIDADES 

6.1. Del COES 

6.1.1. Establecer la forma y medios en que los Integrantes deben presentar la 
información que se utilizará para la elaboración del PSO y PDO. 

6.1.2. Consolidar toda la información necesaria, obtenida a través de la 
aplicación de los diferentes Procedimientos Técnicos del COES, para la 
elaboración del PSO y PDO. En caso lo requiera, podrá solicitar 
aclaraciones, precisiones o información adicional que considere 
pertinente para el cumplimiento del presente Procedimiento Técnico. 

6.1.3. Elaborar el PSO y el PDO utilizando la información presentada por sus 
Integrantes y/o la mejor información disponible, cumpliendo con los 
plazos y metodología establecida en el presente Procedimiento Técnico. 

6.1.4. Vía su Portal de Internet, poner a disposición de los Integrantes el PSO y 
PDO en los formatos que éste establezca y en los plazos fijados en el 
presente Procedimiento Técnico. 

6.1.5. Vía su Portal de Internet, poner a disposición de los Integrantes los 
archivos de entrada y salida de los modelos matemáticos utilizados en la 
elaboración del PSO y PDO. 

6.1.6. Coordinar con los Integrantes, a través de sus Centros de Control, las 
modificaciones al PSO y PDO que el COES considere necesarias y las 
que resulten de atender las observaciones de los Integrantes para ser 
consideradas en la emisión del PDO o RDO, según corresponda. 

6.1.7. Definir en los PSO y PDO, la Operación por Tensión de Unidades de 
Generación, a fin de asegurar los niveles de tensión dentro de los rangos 
de tolerancia establecidos en la NTCOTRSI, para las barras controladas 
por el COES'. 

6.1.8. Lá téñáióñ dé apéracióñ dé láS 	ddñtfóládáS 13ó1 él COES é& 
publicada en su portal de Internet y corresponde al resultado de los 

'Numeral incorporado por la Res: 178-2015-CDS/CC);  publicada el 29.082015: 



estudios elaborados en aplicación del numeral 6.4.5 de la NTCOTRSI2. 
6.1.9. Coordinar en tiempo real la Operación por Tensión de Unidades de 

Generación en las barras del SEIN a fin de asegurar los niveles de tensión 
definidos en la normatividad vigente3. 

6.1.10. IiiforrTiár éñ lbs respectivoá IEOD o él ¿lijé lb réérripimé, l opéracióh 
Tensión de las Unidades de Generación, señalando las barras cuya 
tensión se busca mejorar (en adelante barras involucradas)4. 

6.2. De los Agentes del SEIN 

6.2.1. Los Integrantes del COES deberán enviar la información detallada en el 
numeral"? dei presente Procedimiento técnico, en los formatos y medios 
que establezca el COES dentro de los plazos establecidos en este o en 
su respectivo Procedimiento Técnico y en la normativa que la regule. 
Asimismo, cuando el COES lo solicite, oportunamente deberán absolver 
las observaciones, requerimientos de información adicional así como 
aclaraciones y/o precisiones respecto a la información remitida. 

6.2.2. Verificar que el PSO y PDO y las disposiciones operativas del COES no 
vulneren la seguridad de sus equipos e instalaciones o las disposiciones 
normativas referidas a sus obligaciones ambientales, de conservación del 
Patrimonio Cultural de la Nación u otras obligaciones legales de carácter 
imperativo, en cuyo caso, deberán comunicado al COES previo a la 
ejecución del programa, presentando el sustento técnico 
correspondiente. 

6.2.3. Excepcionalmente y cuando el COES lo requiera, los Agentes del SEIN 
que no sean Integrantes del COES, deberán remitir la información que 
éste solicite para el cumplimiento del presente Procedimiento Técnico. 
Asimismo, cuando el COES lo solicite, oportunamente deberán absolver 
las observaciones, requerimientos de información adicional así como 
aclaraciones y/o precisiones respecto á lá iñfórrñáóióñ 

6.2.4. Los Agentes del SEIN son responsables de que la información que 
remitan al COES sea veraz, correcta y adecuada. 

6.2.5. Operar sus instalaciones para adecuar el nivel de tensión en las barras 
del SEIN conforme a las disposiciones del COES5. 

6.2.6. Suministrar la máxima potencia reactiva de sus Unidades de Generación 
conforme a su curva de capabilidad o hasta el límite informado y 
sustentado técnicamente ante el COES6. 

7. INFORMACIÓN UTILIZADA PARA LA ELABORACIÓN DEL PSO Y PDO 

Para la elaboración del PSO y PDO se utilizará la información detallada en el 
presente numeral, la cual es obtenida por el COES en aplicación del presente 
Procedimiento Técnico y/o de los demás Procedimientos Técnicos señalados a 
continuación o aquellos que los modifiquen o sustituyan. 

7.1. Información de Intercambios Internacionales de Electricidad 

La declaración de los Agentes Autorizados para suscribir contratos de 
Intercambios de Electricidad relativa a la ejecución de los mismos, siguiendo 
las disposiciones establecidas en el Procedimiento Técnico COES 
"Iritertárñbiol Intétñáóióñálél de Eléotrióiitad éñ él Mérito dé la Déóiáióñ 757 
de la CAN". 

2N umeral incorporado perla Res. 178-2015-0S/CO, publicada el29.08.2015. 
3Numeral incorporado porla Res. 178-2015-0S/CD, publicada el 29.08.2015. 
4Numeralincorporado porla Res. 178-2015-0S/CD, publicada el 29.08.2015. 
5  N u mera I incorporado porla Res. 178-2015-0S/CD, publicada el 29.08.2015. 
6  N u mera I incorporado porta Res. 178-2015-0S/CD, publicada el 29.08.2015. 



7.2. Disponibilidad de combustible de las centrales térmicas 

Los valores de disponibilidad del combustible y las limitaciones en capacidad 
de transporte de gas natural informados por los Integrantes para elaborar el 
P50 y PDO: Esta información deberá ser presentada por los Integrantes en los 
plazos establecidos en el numeral 10.1 del presente Procedimiento Técnico'. 

7.3. Costo de Racionamiento para programación de la operación 

El Costo de Racionamiento aplicable para la programación de la operación 
será el utilizado para el Plan de Transmisión vigente. 

7.4. Características técnicas de las Unidades de Generación y de las 
instalaciones de transmisión 

Se debe considerar todas las combinaciones operativas de las Unidades de 
Generación con las cuales se le otorgó la Operación Comercial, así como las 
demás características técnicas de las Unidades de Generación y las 
instalaciones de transmisión que se encuentren vigentes de acuerdo a lo 
informado por sus Titulares en sus respectivas Fichas Técnicas presentadas 
para la conexión de sus instalaciones al SEIN, o aquellas que las reemplacen 
o modifiquen conforme al Procedimiento Técnico COES "Ingreso, 
Modificación y Retire de Instalaciones en el SEIN": 

7.5. Pronóstico de los aportes hídricos 

El pronóstico de los aportes hídricos será aquel que resulte de la aplicación del 
Procedimiento Técnico "Información Hidrológica para la Operación del SEIN". 

7.6. Demanda prevista 

La demanda prevista será la determinada de acuerdo al Procedimiento 
Técnico "Pronóstico de la Demanda a Corto Plazo del Sistema Eléctrico 
Interconectado Nacional". 

dostos Variables y de Árranque-isarada de las Unidades de deneraci6n 

Los Costos Variables asociados a las Centrales Térmicas e Hidroeléctricas y 
los Costos de Arranque - Parada y de Baja Eficiencia Rampa de Incremento-
Disminución de Generación de las Unidades de Generación, serán los 
determinados de acuerdo al Procedimiento Técnico "Calculo de los Costos 
Variables de las Unidades de Generación". 

7.8. Mantenimientos e intervenciones en los equipos del SEIN 

Los mantenimientos e intervenciones de los equipos del SEIN serán los 
definidos de acuerdo a lo establecido en el Procedimiento técnico 
"Programación del Mantenimiento para la Operación del Sistema 
Interconectado Nacional". 

7.9. Reserva Rotante 

La Reserva Rotante será la determinada de acuerdo a los Procedimientos 
Técnicos "Reserva Rotante para Regulación Primaria de Frecuencia" y 
"Reserva Rotante para Regulación Secundaria de Frecuencia". 

7.10. Pruebas de Unidades de Generación 

La programación de pruebas de Unidades de Generación de acuerdo a lo 
establecido en el Procedimiento Técnico "Pruebas de Unidades de 
Generación" y el Procedimiento Técnico "Ingreso, Modificación y Retiro de 
Instalaciones en el SEIN". 

7.11. Programa de generación de Centrales de Cogeneradores Calificada 

7  Modificación de la referencia del texto del presente numeral, mediante Res. 178-2015-08/CD. 



Los programas de producción asociada de energía y calor útil presentados por 
los Titulares de Centrales de Cogeneración Calificadas, en los plazos 
establecidos en el numeral 10.1 del presente Procedimiento Técnico8. 

7.12. Programa de generación de las Unidades de Generación que utilizan RER 

Los programas de generación asociados a las características de su fuente 
primaria de energía presentados por los Titulares de Unidades de Generación 
con RER, en los plazos establecidos en el numeral 10.1 del presente 
Procedimiento Técnico°. 

7.13. Unidades de Generación con regímenes particulares 

Los criterios y disposiciones para la programación de las Unidades de 
Generación que se encuentran bajo un régimen normativo particular (por 
ejemplo: Reserva Fría de Generación u otros similares), se considerarán de 
acuerdo a lo dispuesto en las normas específicas vigentes para dicho fin. 

7.14. Información proveniente de la programación de Mediano Plazo 

El enlace entre la programación de Corto Plazo y la programación de Mediano 
Plazo se realizará mediante la Función de Costos Futuros de los embalses 
optimizables para uso energético que fueron modelados en el Mediano Plazo, 
de acuerdo al Anexo 1 del presente Procedimiento Técnico. 

7.15. Otra información 

De considerarlo necesario para la programación de la operación, el COES 
podrá solicitar el envío de información adicional, los cuales deberán presentar 
al COES en los plazos establecidos en el numeral 10.1 del presente 
Procedimiento Técnicol°. 

8. METODOLOGÍA Y CRITERIOS ESPECÍFICOS 

8.1. METODOLOGÍA 

La metodología a utilizar en la elaboración del PSO y PDO es la detallada en 
el Anexo 2 del presente Procedimiento Técnico. 

8.2. CRITERIOS ESPECÍFICOS 

8.2.1. Criterios de seguridad del SEIN 

Como parte de la elaboración del PSO y PDO se debe verificar el 
cumplimiento de los Criterios de Seguridad establecidos en el 
Procedimiento Técnico "Criterios para la Seguridad Operativa de Corto 
Plazo del SEIN" y de corresponder, realizar las modificaciones que surjan 
por la aplicación de dicho Procedimiento Técnico. 

8.2.2. Condiciones iniciales a ser considerados en el PSO y PDO 

Las condiciones operativas correspondientes al inicio del periodo de 
optimización a considerar en el PSO y PDO (niveles de los embalses, 
Despacho Económico de Generación y topología del Sistema de 
Transmisión) son las siguientes: 

Para el PSO: Las que se esperan al término de la semana operativa 
vigente y las consideraciones del PDO correspondiente 
al viernes previo al inicio del PSO en elaboración. 

Para el PDO: Las que se esperan a las 24:00 horas del PDO o RDO en 
ejecución. 

8  Modificación de la referencia del texto del presente numeral, mediante Res. 178-2015-0S/CD. 
9  Modificación de la referencia del texto del presente numeral, mediante Res. 178-2015-03/CD. 
1° Modificación de la referencia del texto del presente numeral, mediante Res. 178-2015-0S/CD. 



8.2.3. Centrales Hidroeléctricas de Pasada 

Estas centrales deberán ser modeladas con capacidad de 
almacenamiento igual a cero. 

8.2.4. Unidades de Generación en pruebas 

El despacho de generación de las Unidades o Centrales en pruebas, será 
igual al valor del programa enviado por el Agente del SEIN, 
independientemente de sus Costos Variables, y será considerada como 
no optimizable. 

8.2.5. Centrales de Cogeneración Calificadas 

Las Unidades de Generación de las Centrales de Cogeneración 
Calificadas se tratarán de acuerdo a lo establecido en el Reglamento de 
Cogeneración. 

8.2.6. Programa de generación de las Unidades de Generación que utilizan 
FtER 

El PSO y PDO deben incluir los programas de generación informados al 
COES por los Agentes del SEIN titulares de generación con RER, los 
cuales serán considerados con Costo Variable igual a cero de acuerdo a 
lo dispuesto por la normativa vigente. 

8.2.7. Programa de Racionamiento Manual de Carga (PRMC) 

En caso de aplicar racionamiento, en el PSO y el PDO, primero se 
considerará a los usuarios calificados por el COES dentro el mecanismo 
de desconexión voluntaria de carga, y posteriormente, en caso no 
hubiese usuarios calificados o la suma de sus potencias no sea suficiente 
para cubrir el racionamiento, se establecerá el Programa de 
Racionamiento Manual de Carga (PRMC) de acuerdo a la metodología 
definida en el Procedimiento Técnico "Racionamiento por Déficit de 
Oferta". 

8.2.8. Parámetros del Modelo de Despacho Económico 

En caso que el Modelo de Despacho Económico utilizado para elaborar 
el PSO y PDO requiera la fijación de parámetros particulares (tales como 
error de convergencia;  tolerancias, número de iteraciones;  etc.);  estos 
serán fijados por el COES, mediante la emisión de Notas Técnicas. 

8.2.9. Falta de información 

Cuando los Integrantes del COES o excepcionalmente los Agentes del 
SEIN, no cumplan con en el envío de información en los plazos 
establecidos o cuando las observaciones, aclaraciones y requerimientos 
de información adicional no sean absueltas a satisfacción del COES; para 
la elaboración de los programas de operación de Corto Plazo, el COES 
tornará a su criterio la mejor información disponible a utilizar y la pondrá 
éñ CórióCiriiiéntá dé lól IritélráíitéS del COES. 

8.2.10. Horizonte de Optimización 

El horizonte de optimización a utilizar para elaborar el PDO será de tres 
(3) días como mínimo. De resultar necesario, a partir del segundo día 
se utilizará la información de mantenimientos correspondiente al PSO en 
ejecución o, de corresponder, la información del PSO en elaboración. Se 
podrá utilizar una discretización horaria a fin de reducir los tiempos de 
cálculo del modelo de optimización. 

El horizonte de optimización para elaborare! PSO será de siete (07) días 
como mínimo y se podrá utilizar una discretización diferente a la horaria 
para los últimos días a fin de reducir los tiempos de cálculo del modelo 



de optimización". 

CONSIDERACIONES PARA LA OPERACIÓN POR REGULACIÓN DE TENSIÓN12  

9.1. En el PSO, PDO o RDO se efectuará análisis de flujos de carga para verificar 
que la tensión en las barras del SEIN se encuentra dentro del rango de 
operación señalado en la normatividad vigente. 

9.2. En caso se identifiquen barras controladas por el COES con tensiones fuera del 
rango de operación, se programará la Operación por Tensión de una o más 
Unidades de Generación que permita adecuar la tensión de las barras 
involucradas en el rango de operación señalados en la normatividad vigente. 

9.3. En caso de incluirse en el PSO, PDO, RDO o en tiempo real, la Operación por 
Tensión de alguna Unidad de Generación, la selección de ésta entre las 
alternativas de solución, se efectuará considerando siempre el menor costo de 
operación. Los Costos Variables de dicha Unidad de Generación no será 
considerado para la determinación del Costo Marginal de Corto Plazo del SON. 

9.4. La emisión del PSO, PDO y RDO incluirá los análisis de flujos de carga 
efectuados con la identificación de las Unidades de Generación programadas 
como Operación por Tensión, sus correspondientes períodos de operación y 
las barras involucradas. 

9.5. Los períodos en que la operación de las Unidades de Generación son 
calificadas como Operación por Tensión serán definidos en tiempo real. A 
requerimiento de algún Integrante, se efectuará, en base a análisis eléctricos, 
la verificación de los períodos de Operación por Tensión. 

9.6. La operación de una Unidad de Generación es calificada como Operación por 
Tensión cuando su operación fue dispuesta en el PSO, PDO, RDO o en tiempo 
real, fuera del Despacho Económico, para mejorar el nivel de tensión en las 
barras involucradas. 

9.7. La operación de una unidad fuera del Despacho Económico se refiere a que la 
operación de esta Unidad de Generación no es resultado de la optimización del 
Despacho Económico, el cual se realiza con un modelo de  flujo de corriente 
continua con pérdidas de transmisión. El modelo de flujo dé comente continuá 
no toma en cuenta los efectos de la tensión de las barras modeladas y por lo 
tanto, la programación de la Operación por Tensión de una unidad es forzada 
con respecto al despacho optimizado. 

HORIZONTE, PERIODICIDAD Y PLAZOS" 

10.1 La información detallada en el numeral 7 que debe ser presentada por los 
Integrantes al COES, será entregada en los siguientes plazos. 

 

PORGFtAMA 

 

PLAZO DE ENTREGA DE INFORMACIÓN 

 

PSO 
	

Hasta las 14:00 horas del martes de cada semana 

    

    

"De acuerdo con la Disposición Complementaria Transitoria Única de la Resolución de OSINERGMIN que aprueba 
el presente Procedimiento Técnico, este numeral entrará en vigencia a partir del 01 de diciembre de 2016. En 
tanto no se encuentre vigente este numeral, regirá en su lugar lo siguiente: 

°Horizonte de Optimización 
El horizonte de optimizacMn a utilizar para elaborar el PDO será de un (01) día como mínimo. 
El horizonte de optimizacMn para elaborar él PSO será dé siete (07) días como mínimo y se podrá utilizar 
una discretización diferente a la horaria para los últimos días a fin de reducir los tiempos de cálculo del 
modelo de optimización.° 

12  Numeral incorporado por la Res. 178-2015-0S/CD, publicada el 29.08.2015. 
13  Modificación de la numeración del presente numeral, mediante Res. 178-2015-03/CD. 



PLAZO DE ENTREGA DE INFORIVIACION 

Hasta las 09:00 horas de cada día 

PORGRAiVik 

PDO 

Los formatos bajo los cuales se debe presentar la información serán los que 
el COES publique en su portal de intemet. 

10.2 Para la publicación del PSO y del PDO por parte del COES. 

PROGRAMA 
• 

PLAZO HORIZONTE .. 

PSO 

Será publicado por 	e 

COES, a más tardar a 

las 	18:00 	horas 	del 

jueves 	de 	cada 

semana 

Se realiza para el periodo de una 

semana, que comprende desde las 

l6:0Ú horas del sábado hasta las 

24:00 horas del viernes de la 

semana siguiente. 

PDO 

Será publicado por 	e 

COES hasta las 16:00 

horas de cada día. 

Se realiza para un periodo diario 

que comprende desde las 00:00 

horas hasta las 24:00 horas del día 

siguiente al día de su publicación 

11. ANEXOS14  

Anexo Descripción 

1 Metodología para enlazar la Programación de dorio Plazo con la 
programación de Mediano Plazo. 

2 Metodología para la Programación de la Operación de Corto Plazo 

"Modificación de la numeración del presente numeral, mediante Res. 178-2015-0S/CD. 



METODOLOGÍA PARA ENLAZAR LA PROGRAMACIÓN DE CORTO PLAZO CON 
LA PROGRAMACIÓN DE MEDIANO PLAZO 

METODOLOGÍA 

El enlace entre las decisiones previstas en el Mediano Plazo (operación futura) y las 
decisiones de Corto Plazo, se realiza mediante la Función de Costos Futuros (FCF) 
de los embalses calificados como estacionales, de acuerdo al Procedimiento 
Técnico "Información Hidrológica para la Operación del SEIN". 

SECUENCIA DEL PROCESO 

2.1. En caso que el Programa de Mediano Plazo de la Operación del SEIN (PMPO) 
vigente posea etapas mensuales, se procederá a refinar los resultados 
correspondientes a los dos primeros meses de dicho PMPO mediante su 
desagregación en etapas semanales para lo cual se debe seguir el siguiente 
proceso: 

2.1.1. Para determinar la Función de Costos Futuros a utilizar en el PSO y 
PDO se representará el SEIN utilizando un modelo de optimización 
basado en programación dinámica dual estocástica u otro algoritmo 
equivalente. 

2.1.2. Como mínimo, se utilizará el nivel de detalle del modelamiento de los 
embalses, topología hidráulica, Sistema de Transmisión, costos y 
parámetros técnicos utilizados en el PMPO. 

2.1.3. La demanda a utilizar será la prevista en el PMPO vigente o reajustada 

en base a la información del Despacho Económico ejecutado que se 
encuentre disponible y otra información que difiera de la que fue 
utilizada en la elaboración del PMPO. Esta demanda será representada 
en etapas semanales con cuatro (04) bloques horarios por etapa como 
mínimo. 

2.1.4. La información de caudales a utilizar será la que se determine en 
aplicación si Procedimiento Técnico "Información Hidrológica para la 
Operación del SEIN". 

2.1.5. El horizonte de optimización será hasta el periodo correspondiente a la 
FCF del PMPO del segundo mes. 

2.1.6. La representación de la operación futura al final del horizonte de 
optimización del proceso de refinamiento será tomada en cuenta 
mediante la utilización de la FCF generada por el PMPO 
correspondiente a la etapa final considerado en el proceso de 
refinamiento. 

2.1.7. Con la información actualizada hasta el mediodía del miércoles de cada 
semana, se procederá a ejecutar el modelo de optimización a fin de 
generar la FCF para la semana correspondiente al PSO en elaboración. 

En el siguiente gráfico se detalla el proceso desalo en el numeral 2.1 previo. 



PMPO 

Mes 	1 	...Mes n 
Mas 	I 

fi Proceso de Afinamiento 

FCF a utilizar en el en 
proceso de afinamiento 

83 84 85 86 87 

--> 

FCÇ a utiliza en la 
programación semanal y 
diarr  

S 1 	Programación Semanal o Diaria 

Tiempo 

2.2. En caso que el PMPO posea etapas semanales, se procederá directamente de 
acuerdo a lo señalado en el numeral 2.1.7 previo. 

2.3. La FCF correspondiente al final de la primera etapa semanal generada de 
acuerdo a lo señalado en el numeral 2.1 o el numeral 2.2, constituirá un dato 
dé éntrádá párá lá détérfiiinádáñ dél PSO y él PDO. 



METODOLOGÍA PARA LA PROGRAMACIÓN DE LA OPERACIÓN DE CORTO 
PLAZO 

PROGRAMACIÓN DE OPERACIÓN CORTO PLAZO 

El objetivo de la programación de la operación de Corto Plazo es determinar el menor 
costo total de operación del SEIN, garantizando la seguridad del abastecimiento de 
energía eléctrica y el mejor aprovechamiento de los recursos energéticos disponibles. 
Lo cual implica que la referida programación considere la operación de Unidades de 
Generación, minimizando el costo incurrido en la generación incluido el 
Racionamiento, durante un periodo de tiempo determinado y considerando las 
Restricciones Operativas impuestas. 

La programación de la operación de Corto Plazo comprende un horizonte semanal o 
diario según sea el caso, con una resolución máxima de una hora. Debe considerar 
señales de costo futuro del agua, provenientes de la programación del Mediano Plazo 
representadas como una Función de Costo Futuro (FCF). 

La programación de la operación de Corto Plazo se obtiene mediante la aplicación 
de técnicas de optimización matemática. La función objetivo está formulada para 
minimizar el costo de operación presente, futuro y el de Racionamiento en el SEIN, 
considerando las restricciones técnicas aplitables. 

FORMULACIÓN DEL MODELO DE DESPACHO ECONÓMICO PARA LA 
PROGRAMACIÓN DE CORTO PLAZO 

La función objetivo de dicho modelo debe permitir considerar los siguientes términos: 

2.1. Costos Variables de las Unidades o Centrales de Generación mediante una 
representación cuadrática o lineal por tramos de la función de costo horario 
versus potencia de las Unidades de Generación. 

2.2. Costos de Arranque-Parada y de Baja Eficiencia rampa de Aumento-
DisMinución de Genetadón de las Unidades o Centrales dé Generación. 

2.3. Máquina de Racionamiento por cada Barra de demanda modelada. La inclusión 
de esta variable tiene como fin evitar infactibilidades en la solución del 
problema y mostrar señales adecuadas de costos cuando la generación 
disponible es insuficiente para atender la demanda prevista. 

2.4. FCF esperado por el uso del agua proveniente de embalses calificados como 
estacionales con capacidad de ser optimizados para uso energético, es decir 
aquellos embalses cuya magnitud de descargas puede determinarse con la 
finalidad de optimizar la operación del SEIN. 

2.5. Otros costos que pudieran identificarse y resulten importantes de tenerse en 
cuenta. Por ejemplo: los costos de sólidos en suspensión y la retribución única 
al Estado por uso de agua (Artículo 107° de la Ley de Concesiones Eléctricas). 

Las restricciones que mínimamente se deben considerar en el modelo son las 
siguientes: 

2.6. Centrales Hidroeléctricas: Límites entre su Generación Mínima Técnica y la 
Máxima Potencia, ecuación de potencia en función del caudal. 

2.7. Centrales Térmicas: Límites entre su Generación Mínima Técnica y la Máxima 
Potencia que pueda entregar la Central o Unidad de Generación tomando en 
cuenta toda condición que le cause una reducción de potencia, tales como las 
condiciones ambientales. 

2.8. Ciclos Combinados: Modalidades de operación que respeten sus tiempos 
mínimos de operación y fuera de operación, así como los costos asociados a 
cada modo operativo. 

2.9. Líneas del Sistema de Transmisión y Transformadores: Modelado mediante 



flujo en DO (corriente continua) que permita representor los límites de flujo y la 
consideración explícita de las pérdidas ya sea modeladas mediante una función 
no lineal o linealizada con al menos 3 tramos. 

2.10. Embalses y topología hidráulica: Límites de volúmenes máximos y mínimos, 
ecuación de balance hídrico considerando la topología hidráulica, restricciones 
asociadas a vertimientos, riego, capacidad de cauces y canales, etc. 

2.11. Balance Nodal: Ecuación de balance nodal por Barra modelada. 

2.12. Reserva Rotante: Representación de los requerimientos de Reserva Rotante 
para Regulación Primaria y Secundaria de Frecuencia. 

211 Mantenimientos: Centrales Hidroeléctricas, Centrales Térmicas, Líneas de 
Transmisión y Transformadores. 

2.14. Enlace con el Mediano Plazo: El modelo debe poder incorporar la FCF 
proveniente del PMPO. 

La incorporación de otras restricciones dependerá de la capacidad del modelo 
matemático para representarlas adecuadamente y que el tiempo de cálculo sea 
compatible con su aplicación práctica. 

CARACTERÍSTICAS DEL MODELO PARA LA PROGRAMACIÓN DE CORTO 
PLAZO 

El modelo de optimización a utilizar en la programación de Corto Plazo debe estar 
basado en técnicas de programación matemática que, además de minimizar el costo 
total de operación, permitan conocer los Multiplicadores de Lagrange asociados a las 
restricciones modeladas. Asimismo, debe permitir modelar, como mínimo, la función 
objetivo y las restricciones definidas en el ítem 2 del presente Anexo. Además, dicho 
modelo debe permitir un fácil ingreso de la información, así como la lectura de los 
resultados. 

Los tiempos de ejecución deben ser tales que faciliten el cumplimiento de las 
actividades operativas del COES. 

RESULTADOS DEL MODELO DE DESPACHO ECONÓMICO PARA LA 
PROGRAMACIÓN DE CORTO PLAZO 

El modelo de optimización debe entregar como mínimo, los siguientes resultados 
para cada uno de los sub periodos de optimización considerados: 

4.1. Generación para cada una de las Centrales y Unidades de Generación 
modeladas. 

Costos iviarginaies de Corto plazo para cada garra modelada, dado por el 
Multiplicador de Lagrange asociado a la ecuación de balance nodal de dicha 
Barra. 

4.3. Volumen para cada uno de los embalses modelados. 

4.4. Valor del Agua de los embalses semanales y horarios, clasificados de acuerdo 
al Anexo 3 del Procedimiento Técnico "Información Hidrológica para la 
Operación del SEIN, obtenido del Multiplicador de Lagrange asociado a la 
restricción de balance hidráulico para las centrales asociadas a dichos 
embalses. 

4.5. Vertimientos para cada uno de los embalses modelados. 

4.6. Racionamiento por Barra modelada. 

4.7. Flujos de potencia por líneas de transmisión y transformadores modelados. 

4.8. Operación de Unidades de Generación forzadas así como los motivos de las 
mismas. 



MODIFICACIÓN DEL GLOSARIO DE ABREVIATURAS Y DEFINICIONES 
UTILIZADAS EN LOS PROCEDIMIENTOS TECNICOS DEL COES-SINAC 

Incorporar la definición de Función de Costo Futuro (FCF) al GLOSARIO, aprobado 
por Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNME. 

"Función de Costo Futuro (FCF): Conjunto de expresiones matemáticas que 
representan el costo esperado de generación hidráulica y térmica incluido el 
racionamiento en función de los volúmenes de los embalses, desde el periodo inicial 
elegido hasta el final del horizonte de estudio y es un producto de la aplicación del 
Procedimiento Técnico COES "Programación de Mediano Plazo de la Operación 
del SEIN"." 

Incorporar la definición de Modelo de Despacho Económico al GLOSARIO, 
aprobado por Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNME 

"Modelo de Despacho Económico: Herramienta informática que implementa 
técnicas de optimización matemática y es utilizada para calcular los niveles de 
producción dé l'al Uhidadéb O déhtiálés de genetabión de Métierá tál qué MihiMice 
el costo de operación total incurrido para abastecer la demanda del SEIN para el 
horizonte de optimización elegido." 

Incorporar la definición de Programa Diario de Operación (PDO) al GLOSARIO, 
aprobado por Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNME 

"Programa Diario de Operación (pD0): Es aquel que está constituido por el 
Programa Diario de Mantenimiento (PDM) y la generación programada diaria de las 
unidades o centrales de generación que emite el COES." 

Eliminar las definiciones de "Generación en mínimo técnico" y "Mínima Carga" en el 
GLOSARIO, aprobado por Resolución Ministerial is,1° 143-2001-EMNÍVIE. 

Incorporar la definición de Generación Mínima Técnica al GLOSARIO, aprobado por 
Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNME: 

"Generación Mínima Técnica: Se refiere a la potencia mínima que puede generar 
una Unidad de Generación en condiciones de operación normal, sin comprometer la 
degradación de su vida útil, de acuerdo con la Norma Técnica de Coordinación de 
la Operación en Tiempo Real." 



10.5 Anexo E — PR-09 Coordinación de la operación de corto plazo para el SEEN. 

(COES, 2017) 
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COES 
SINAC 

PROCEDIMIENTO TÉCNICO DEL COMITÉ DE OPERACIÓN 
ECONÓMICA DEL SEIN PR-09 

COORDINACIÓN DE LA OPERACIÓN EN TIEMPO REAL DEL SEIN 

AprobadoporOsinergmin mediante Resolución N°086-2017-0S/ODde125de mayo de2017 

OBJETIVO 

Establecer los criterios y lineamientos que el COES y los Agentes deben cumplir en atención de 
la función de coordinación de la Operación en Tiempo Real del SEIN, manteniendo criterios de 
seguridad, calidad yeconomía. 

ALCANCE 

Están comprendidos dentro del alcance del presente Procedimiento Técnico el ti:5É-g y los 
titulares de los siguientes equipos e instalaciones: 

	

2.1 	Los equipos e instalaciones del sistemade transmisión del SEIN, excepto los de propiedad 
de Usuarios Libres y Distribuidores con tensiones menores a 100 kv. 

	

2.2 	Las centrales o Unidades de Generación que se encuentren en Operación Comercial, así 
como sus instalaciones asociadas cuando estas afecten la producción o disponibilidad de 
la central o Unidad de Generación. 

	

2.3 	Instalaciones que resulten de importancia fundamental para el mantenimiento de la 
Seguridad y calidad dei SEIN.  

BASE LEGAL 

	

3.1 	Ley N°28832.- Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generación Eléctrica. 

	

3.2 	Decreto Ley N°25844.- Ley de Concesiones Eléctricas (LCE). 

	

3.3 	Decreto Supremo N°027-2008-EM.- Reglamento del Comité de Operación Económica del 
Sistema. 

	

3.4 	Decreto Supremo N°009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas (RLCE). 

	

3.5 	Decreto Supremo N° 009-99—EM.- Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos 
(NTCSE). 

	

3.6 	Resolución Directoral N° 014-2005-EM/DGE - Norma Técnica para la Coordinación de la 
Operación en Tiempo Real de los Sistemas I nterconectados (NTCOTRSI). 

3.7 Resolución Directoral N° 243-2012-EM/DGE - Norma Técnica para el Intercambio de 
Información en Tiempo Real para la Operación del Sistema Eléctrico Interconectado 
Nacional 

PRODUCTOS 

Como productos de lasfunciones de coordinación de la operación en tiempo real del SEIN, el 
eón-  emitirá los siguientes informes de operación: 

	

4.1 	IDCOS: 	Informe diario de Coordinación de la Operación del Sistema. 

	

4.2 	IEOD: 	Informe de Evaluación de la Operación Diaria. 

	

4.3 	RDO: 	Reprograma de la Operación Diaria. 
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4.4 	IPP/C: 	Informe preliminar de perturbación del COES. 

	

4.5 	IFP/C: 	Informe final de perturbación del COES. 

	

4.6 	Informe preliminar y final de eventos que ocasionen interrupciones de suministro a más 
del 5 por ciento (5%) de la demanda del SEIN. 

DEFINICIONES 

Las definiciones utilizadas en el presente Procedimiento, están precisadas en el «Glosario de 
Abreviaturas y Definiciones utilizadas en los Procedimientos Técnicos del COES-SI NAC°, 
aprobado mediante Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNME y sus modificatorias; así como, 
en la normativa citada en la Base Legal. 

En todos los casos, cuando se citen dispositivos legales y Procedimientos Técnicos en el 
presente Procedimiento, se entenderá que incluyen todas sus normas concordantes, 
modificatorias y sustitutorias. 

OBLIGACIONES 

6.1 Del COES 

6.1.1 Realizar la Coordinación de la Operación en Tiempo Real de las Unidades de Generación 
en Operación Comercial y del sistema de transmisión comprendida en el alcance del 
presente procedimiento, y según lo previsto en la NTCOTRSI. Excepcionalmente y 
por razones de Seguridad, el COES podrá coordinar la Operación en Tiempo Real 
de Unidades de Generación que no estén en Operación Comercial en el COE-S, 
asimismo, podrá ampliarlos alcances de sus funciones sobre la supervisión de la 
ejecución de las actividades que conlleven a un cambio del estado operativo de los 
equipos y dispositivos, a otras instalacionesde menores niveles de tensión a 1150 
kV, en caso afecten la calidad o seguridad del Sistema, bajo supervisión de 
Osinergmin. 

6.12 Mantener el SEIN permanentemente en estado de operación normal y en casos de 
contingencias recuperar el Estado Normal, emitiendo oportunamente disposiciones 
según el presente procedimiento. Asimismo, es responsable de supervisary controlar 
los niveles de tensión en las barras del Sistema de Transmisión en atención de 
los parámetros exigidos en las normas técnicas vigentes. 

6.1.3 befinir la configuración más apropiada del sistema de transmisión dei ¿Él Ñ, de tal 
manera que se permita evitar o minimizar la Energía No Servida (ENS). 

6.1.4 Definiry coordinarla tensión de referencia de las Unidades de Generación y la de 
los equipos de compensación reactiva estáticos, a fin de operar en Estado Normal. 

6.1.5 Coordinar las maniobras de desconexión y conexión de las instalaciones 
comprendidas en el alcance del presente procedimiento;  conforme a los 
Procedimientos de Maniobras, y mediante evaluaciones previas con herramientas 
apropiadas como los simuladores de flujo de carga y similares. 

6.1.6 Coordinar y autorizar a los integrantes el inicio de la ejecución de maniobras 
asociadas a las Intervenciones de los equipos que se encuentren previstas en el PDI 
o RDO vigente. 

6.1.7 Registrar toda la información relacionada con la Operación en Tiempo Real del 
SEIN, incluyendo los desacatos a las disposiciones operativas emitidas por el COES. 

Página 2 



6.1.8 Reasignar el servicio de RSF cuando la ejecución del servicio este afectando el 
Estado Normal o la prestación de este servicio sea deficiente según la normatividad 
vigente que rige este servicio. 

6.1.9 Elaborarydifundirel plan derestablecimiento del SEIN en el Portal de Intemetdel 
COÉS y actualizarlo anualmente o cuando sea necesario. 

6.1.10 Coordinar y dirigir el restablecimiento del SEIN luego de transcurridos los Estados 
de Emergencia y Alerta, considerando el plan de restablecimiento vigente y los 
criterios de seguridad contenidos en el mismo. 

6.1.11 Cumplir con el protocolo de comunicaciones de voz (Anexo 1), para las 
coordinaciones operativas entre los centros de control. 

6.1.12 Disponer la postergación o cancelación de la ejecución de pruebas de Unidades de 
Generación o Intervenciones de equipos, cuando se afecte la Seguridad. 

6.1.13 El COES establecerá la relación de los equipos e instalaciones que resulten de 
importancia fundamental para el mantenimiento de la Seguridad y calidad del SEIN 
y loé Oublióárá eo tu porté' dé lótérYiét. 

6.1.14 Supervisaren tiempo real la reserva rotante asignada para RPF y RSF, la frecuencia, 
el perfil de tensiones, los flujos de potencia activa y reactiva, etc., en instalaciones 
y equipos vinculados al COES. 

6.1.15 Supervisa rentiempo real lasvariables de lascentrales eléctricastales como: caudales 
dé apéirációri, 	iiiVéléSdélót é-MIAMI dé féguládióñ párülÓñtMléhidráuliá  
y el volumen de combustible almacenado para las centrales térmicas, etc. 

6.1.16 Supervisarla ejecución de toda actividad que conlleve a un cambio de estado de 
los equipos y dispositivos del sistema eléctrico vinculado al COES. 

6.1.17 Supervisar en tiempo real las variables eléctricas y el estado operativo del Sistema, 
así como disponer las acciones necesarias para mantener o restablecer su estado 
operativo normal; 

6.1.18 Inforrnarporel medio más adecuado e inmediato, la operación ejecutada através 
dei itidÓS e iÉ05b. 

6.1.19 Superar el cambio del estado de "Alerta" al estado "Normar, mediante la 
adecuada utilización y restitución de la reserva rotante, reduciendo el riesgo de 
que el sistema pase al estado de "Emergencia". 

6.120 Coordinar y verificar el cumplimiento de los programas de rechazo de carga 
establecidos en el PDO, en los RDÓ o los rechazos de carga requeridos durante la 
ejecución de la operación en tiempo real conforme lo establece el Procedimiento 
Técnico del COES N°16 "Rechazos de Cargan (PR-16). 

6.121 Disponer de rechazos de carga de extrema urgencia en tiempo real, cuando se 
presenten condiciones de riesgo a la seguridad operativa del sistema cuyo 
desarrollo es inminente en el corto tiempo, conforme lo establece el 
Procedimiento Técn ico delCOES N°16 "Rechazos de Carga" (PR-16).1  

6.2 De los Agentes 

6.2.1 Ejecutar inmediatamente las disposiciones operativas emitidas por el COES en la 
Operación en Tiempo Real, considerando lo señalado en el numeral 6 2 2 
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6.2.2 Verificar permanentemente que las disposiciones operativas emitidas por el COES 
no vulneren la seguridad de las personas, de sus instalaciones o afecten el 
cumplimiento de sus obligaciones ambientales y cualquier otro aspecto derivado 
del marco legal vigente. En caso de detectar vulneraciones, el Integrante deberá 
comunicarlo de manera inmediata al etjÉá porvia telefónica u otra que el COES 
implemente. 

6.2.3 Supervisar y operar sus instalaciones, controlando las sobrecargas y los niveles de 
tensión de sus redes eléctricas de tensión menor a 100 kV. 

6.2.4 Realizar la operación de sus redes eléctricas cautelando el principio de neutralidad 
y sin discriminar a los Usuarios Libres conectados a sus redes eléctricas en función 
del suministrador elegido. 

62.5 Informar al COES inmediatamente y por comunicación telefónica u otra que el 
COES irnplenielite, lót tártibiót éñ ládiSpóriibibdad tótal páróiál deSuSi riátáladóriéé 
respecto al programa vigente. 

62.6 Coordinar con el COES el inicio del restablecimiento de un subsistema o Área 
Operativa, según el plan de restablecimiento del SEI N. 

62.7 Coordinar con el COES el inicio y fin de la ejecución de las maniobras de 
desconexión y conexión correspondientes a las Intervenciones previstas en el PDI. 

6.2.8 Ejecutarde manera autónoma, independiente y bajo su responsabilidad, las maniobras 
para abrir o cerrar seccionadores y puestas a tierra, y toda medida destinada a 
salvaguardar la seguridad de las personas y sus equipos. 

62.9 Elaborar y mantener actualizados los Procedimientos de Maniobras que 
corresponden a sus equipos: Efectuar las maniobras de sus equipos conforme a los 
procedimientos antes mencionados. 

6.2.10 Operar sus Unidades de Generación y la red eléctrica interconectada conforme a 
sus fichas técnicas informadas al COES conforme al Procedimiento Técnico Nó  20 
del CO ES: "Ingreso, Modificación y Retiro de I nstalaciones en el SEI N" (PR-20). 

62.11 Informar al COES la relación actualizada del personal del centro de control o 
cuando se produzca un cambio. 

62.12 Cumplir con el protocolo de comunicaciones de voz (Anexo 1) para las 
coordinaciones operativas entre los centros de control. 

6.2.13 Los Distribuidores deben actuar de formar inmediata y diligente en la recuperación 
de los suministros interrumpidos a los Usuarios Libres conectados a su red de 
distribución, frente a eventos ocurridos en su red. 

6.2.14 Cumplir con ejecutar los rechazos de carga dispuestos por el COES según el PDO, el 
RDO o los rechazos de carga requeridos durante la ejecución de la operación en 
tiempo real en forma obligatoria dentro del tiempo máximo de rechazo de carga, 
conforme lo establece el Procedimiento Técnico del COES N° 16 "Rechazos de 
Carga" (PR16)," 

7. COORDINACIÓN DE LA OPERACIÓN EN TIEMPO REAL 

7.1 Seguimiento, evaluación y coordinación del Despacho de Generación 
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7.1.1 El COES efectúa el seguimiento, la evaluación y coordina el cumplimiento del PDO o 
del RDO vigente, para lo cual deberá considerar las características técnicas e 
Inflexibilidades Operativas de las Unidades de Generación declaradas en sus fichas 
técnicas, u otras restricciones temporales informada al COES en la Operación en 
tiempo Real. 

7.1.2 Las restricciones temporales referidas en el 7.1.1, serán debidamente justificadas 
por la seguridad del equipo y/o de las personas y/o del cumplimiento de sus 
obligaciones ambientales u otras razones derivada del marco legal vigente, para lo 
cual, el Agente emitirá una carta con el informe sustentatorio a la Dirección 
Ejecutiva del COES en las siguientes 72 horas de informadas las restricciones 
temporales con copia al OSINERGMIN. 

7.1.3 Cuando se presenta alguna de las causales para la reprogramación de la operación 
diaria, establecidas en el PR-06 o se presenten condiciones que afecten la 
seguridad operativa de algún área operativa del SEIN, el COES podrá disponer 
medidas apartadas del PDO o del último RDO, para mantener el Estado Normal hasta 
la emisión de un nuevo RDO. En estos casos podrá considerar el ranking de Costos 
Variables de las Unidades de Generación así como criterios de Seguridad para 
tomar las decisiones correspondientes. El COES justificará la operación alejada del 
despacho económico. 

7.1.4 El COES podrá adoptar medidas apartadas del PDO o del RDO cuando se presente 
una menor demanda a la prevista durante un periodo de sobreoferta hidráulica, 
disminuyéndose primero la generación de las centrales con costos variables de 
sólidos en suspensión y luego la generación del resto de Centrales Hidráulicas en 
forma proporcional a la suma de las Potencias Efectivas de sus Unidades de 
Generación disponibles. 

7.2 Verificación y coordinación de las maniobra 

72.1 El COES coordinará las maniobras de conexión y desconexión de los equipos del 
sistema de transmisión, con los Agentes titulares de dichos equipos, de la siguiente 
manera: 

(i) 	El Agente titular deberá solicitar al COES el inicio de las maniobras de 
desconexión del equipo. 

fui) El COES verificará que las condiciones sean las adecuadas para iniciar la 
ejecución de las maniobras, para cuyo efecto utilizará el simulador de flujo de 
carga en línea de acuerdo al Cuadro N°1. El COES podrá postergar o cancelar 
la ejecución de la Intervención si se presentara un escenario en el cual no se 
consigan las condiciones adecuadas para efectuar las maniobras, informando al 
Agente los motivos que sustentan la postergación o cancelación de la 
intervención. 

Cuadro N°1. Casos de aplicación del simulador de flujo de carga en línea 

Casos Criterio 

Conexión / desconexión de líneas de transmisión 
en configuración radial. 

Siempre para longitudes mayoresa 120 km 

No para longitudes menoresa 80 km. 
 

Para longitudes entre 80 km y 120 km queda a criterio del 
COES. 

Siempre para equipos con tensión de 500 kV 
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Conexión! desconexión de líneas de transmisión 
o equipos de transformación en configuración en 
anillo. 

Siempre 

Conexión 	1 	desconexión 	de 	equipos de 
compensación reactiva. 

Siéifipté oró tdpottddilél ihmits ti 80 MVAt 

No para capacidades menores a 40 MVAr 

Paraotrascapacidadesentre4OMVAry8OMVAr queda 
á Criterio delCOES. 

En Estado de Restablecimiento No 

El COES coordinará las maniobras de desconexión conforme a la secuencia 
definida en los Procedimientos de Maniobras del COES. 

Luego de culminada la desconexión del equipo, el Agente titular coordinará la 
apertura de seccionadores y colocar las puestas a tierra y toda medida para la 
seguridad de los personas y de los equipos. 

Para las maniobras de conexión, el Agente titular solicitará al COES iniciar 
estas maniobras, una vez que haya coordinado y ejecutado el retiro de todas 
las puestas a tierra y cerrado los seccionadores en ambos extremos del 
equipo. 

A continuación, el COES verificara las condiciones adecuadas para ejecutar las 
maniobras según lo establecido en literal (ü) precedente. Luego de ello, 
coordinará la conexión del equipo conforme a la secuencia establecida en los 
Procedimientos de Maniobra. 

El COES podrá disponer el arranque y operación de Unidades de Generación 
fuera del Despacho Económico, calificándolas como "operación por 
maniobra", para conseguir las condiciones adecuadas de tensión, ángulo o 
flujo, que permitan efectuar las maniobras de desconexión o conexión de las 
instalaciones del SE I N. 

Eh Citó qué ló ahtéS ifiéridióhádó téá iiitiifitiéfité, él COES ()Mil diájáóñer 
Rechazos de Carga inclusive a Usuarios Regulados, para conseguir las 
condiciones adecuadas de tensión, ángulo o flujo. 

7.2.2 Para la ejecución de las maniobras en instalaciones de tensión menor a 100 kV, que 
se encuentren previstas en el PDI o RDO: 

(i) 
	

El Agente titular de dichos equipos deberá solicitar autorización al COES para 
iniciar las maniobras de desconexión de equipos. Por Seguridad, el COES 
podrá proceder de acuerdo al literal 09 del numeral 7.2.1. 

(fi) Todas las empresas involucradas deben efectuar las maniobras conforme a 
los Procedimientos de Maniobra. 

(iii) Una vez culminada una Intervención, los Agentes titulares efectuarán la 
conexión de los equipos para lo cual informarán al COES el inicio y fin de éstas 
maniobras. 

7.3 Regulación de frecuencia en tiempo real 

7.3.1 El COES hará seguimiento de la frecuencia del SEIN y de los Sistemas Aislados 
Temporales, verificando que se cumplan los estándares de calidad de frecuencia 
establecidos en la NTCSE. 
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7.3.2 El COES verificará la magnitud de la reserva para la Regulación Primaria y 
Secundaria de Frecuencia. Coordinará el incremento o reducción de la generación de 
las Unidades de Generación, a fin de recuperar el nivel de reserva para la RSF. Para 
una recuperación rápida, esta acción se efectuará con las Unidades de Generación 
hidráulicasconembaisedereguiaciányluegocontinidadesdedeneracióntérmicas. 

7.3.3 El COES reasignará el servicio de RSF entre las Unidades de Generación con reserva 
comprometida cuando la ejecución de este servicio esté afectando el Estado 
Normal o cuando la respuesta de la Unidad de Generación no cumpla el estándar 
previamente definido para este servicio. Esta nueva asignación se podrá efectuar 
independientemente de los precios ofertados para el servicio de RSF: Alcanzado el 
Estado Normal, se iniciará la elaboración de la Reprogramación de la Operación 
Diaria. 

7.4 Regulación de Tensión en tiempo real 

7.4.1 El COES verificará los niveles de tensión de las barras del sistema de transmisión, 
para lo cual emitirá disposiciones con el fin de mantener o retomar la tensión al 
Estado Normal, conforme al Cuadro N°2. Para conseguir este objetivo, las barras de 
generación u otras podrían operar fuera del rango de operación normal siempre 
que no sean barras en donde se conecta la demanda, para lo cual se considerarán las 
curvas de capabibdad de las Unidades de Generación, informadas en sus fichas 
técnicas. 

7.4.2 El COES podrá disponer la puesta en servicio de las Unidades de Generación 
cuando la tensión está por debajo del 97,5% de la tensión de operación y el 
rechazo de carga para valores inferiores al 95%. 

7.4.3 Las tensiones de las barras de la red eléctrica interconectada con tensión menor a 
100 kV de propiedad de los usuarios libres y distribuidores, son reguladas 
autónoma e independientemente y bajo responsabilidad de sus respectivos titulares;  
cumpliendo el estándardefinido en la NTCSE, para lo cual ejecutarán acciones sobre 
sus equipos. Agotados sus recursos para el control de la tensión, coordinarán con el 
COES, mediante comunicación telefónica, para que cuando sea posible, el COES 
coordine acciones sobre equipos del SEI N que permitan retomar la tensión al 
estándar definido en la NTCSE o mitigar la situación. En estos casos, el COES no 
coordinará cortes de suministro que fueran requeridos, quedando a potestad de los 
titulares de dichas redes eléctricas, efectuar éstos. Estos casos serán reportados 
en el IDCOS y en los informes diarios que el COES emite en aplicación del 
Procedimiento Técnico COES N° 05 °Evaluación del Cumplimiento del Programa 
Diario de Operación del Sistema Interconectado Nacional°. El COES podrá 
cancelar Intervenciones previstas en el PDI cuando se haya agotado toda posibilidad 
de Regulación de Tensión por calidad conforme al Cuadro N°2. 

Cuadro NI*2. Acciones para el control de la tensión 

Acciones Para aumentar la tensión Para disminuir la tensión 

Regulación 
de Tensión 
por calidad 

Desenergizar reactores de potencia shunt 
(paralelo). 

Desenergizar capacitores shunt (paralelo). 

Energizar capacitores shunt (paralelo), 
compensadores estáticos. 

Energizar reactores de potencia shunt 
(paralelo), compensadores estáticos. 
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Melones Para aumentar la tensión Para disminuir la tensión 

Ejecutar el cambio de posición en los TAPs 
(gradines) 	de 	los 	transformadores 
involucrados. 

Ejecuta r el cambio de posición en los TAPs 
(gradines) 	de 	los 	transformadores 
involucrados. 

Sobre-excitar los compensadores sIncronos 
(mover hacia el adelanto el factor de 
potencia). 

Incrementar la tensión de referencia de los 
SVC. 

Sub-excitar los compensadores síncronos 
(mover hacia el retraso el factor de 
potencia). 

Disminuir la tensión de referencia de los 
SVC. 

Aumentar la tensión de generación de las 
Unidades de Generación (sobre excitar, 
mover hacia el retraso el factorde potencia). 

Disminuirla tensión de generación de las 
Unidades de Generación (sub-excitar, 
mover hacia el adelanto el factor de 
potencia). 

Sincronizar Unidades de Generación, para 
elevar la tensión de una barra cuando su 
tensión sea inferior al 97,5% de su Tensión 
de Operación, siguiendo lo establecido en 
el Procedimiento Técnico del COES N°11 
'Reconocimientos 	de 	Costos 	por 
Regulación de Tensión en Barras del 
SINAC" (PR-11). 

Energizar 	circuitos 	con 	el 	extremo 
desconectado, para aprovechar el efecto 
capacitivo de las líneas. 

Desconectar circuitos paralelos, evitando 
sobrecargas. 

Solo en estado de Situación Excepcional las ensiones no deberán exceder los márgenes 
del ±7% de la Tensión de Operación conforme al Procedimiento Técnico del COES N°39 
"Operación del SEIN en Situación Excepcional" (PR-39). 

Regulación 

Cancelar Intervenciones programadas y/o solicitar la inmediata disponibilidad del 
equipo que está por Ingresar al mantenimiento o estuvo en mantenimiento y esté en 
capacidad de ingresar en operación. 

de Tensión 
por 

seguridad 

Efectuar Rechazos de Carga inclusive a 
Usuarios Regulados, para elevar la tensión 
de una barra cuando su tensión sea inferior 
al 95% de su Tensión de Operación, 
conforme al Procedimiento Técnico del 
COESN°16'RechazosdeCarga"(PR-16). 

7.5 Seguimiento y coordinación del nivel de carga de los equipos de transmisión 

7.5.1 Cuando se identifique que un equipo del sistema de transmisión se encuentre con 

sobrecarga (MVA), elCOES coordinará acciones para queel flujo retome al valor 
correspondiente al Estado Normal, considerando el siguiente orden de prelación: 

(i) 	Modificación del despacho de generación. 

(i) 	Cambios de topología del SEIN. 
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(iii) Rechazosde Carga conforme al PR-16 conforme al Procedimiento Técnico del 
COES N° 16 'Rechazos de Carga" (15R-1 

7.52 Se podrán efectuar con urgencia Rechazos de Carga, inclusive a Usuarios 
Regulados;  cuando la corriente por un transformador de potencia alcance el 90% del 
valor de ajuste de la Protección de Sobrecorriente (temporizado). 

7.5.3 En caso de sobrecargas de equipos de la red eléctrica interconectada con tensión 
menor a 100 kV de propiedad de los usuarios libres y distribuidores, el titular del 
equipo adoptará directamente las acciones que mitiguen la condición de 
sobrecarga. Una vez agotadas las acciones q ue pueda efectuare' referidotitula r, éste 
coordinará con el COES, mediante comunicación telefónica, para que se adopten las 
medidas que sean posibles para mitigar la situación. En estos casos, el COES no 
coordinará cortes de suministro que fueran requeridos, quedando a disposición de 
su titular efectuar los mismos. 

7.6 Perturbaciones y estados operativo normal, de alerta, de emergencia y de 
restablecimiento 

7.6.1 Luego de una Perturbación, el CC del titularde la instalación en la cual se produjo 
la Perturbación, deberá informar al COES el estado de sus equipos en el más breve 
plazo, considerando como mínimo lo siguiente: 

(i) 	Actuación de los sistemas de protección y estado de los interruptores; 

(i) 	SéñálizáCiónél y álárfriál; 

Relación de suministros afectados, pérdidas y daños ocasionados a sus 
instalaciones por la Perturbación; 

Condiciones climáticas. 

7.62 En base a la información disponible en tiempo real, el COES efectuará un 
reconocimiento del estado post-falla (frecuencia, tensión, nivel de carga, 
disponibilidad de equipos, suministros interrumpidos y Reserva Rota nte). Antes de 
iniciar la fase de restablecimiento y recuperación de los suministros interrumpidos, 
definiá una estrategia para estabilizar ei SÉIN, con ia finalidad de llevarla frecuenda, 
tensióny nivel decarga deequiposdentrodel Estado Normal, o en su defecto, aun 
estado que no amenace la integridad del SEIN. 

Para estabilizar la frecuencia del SON o de algún sistema aislado temporal, el COES 
podrá coordinar las siguientes acciones: 

(i) 	Usar la Reserva Flotante hidroeléctrica yio termoeléctrica. 

19 	Efectuar Rechazos de Carga, inclusive a Usuarios Regulados conforme al 
Procedimiento Técnico delCOES N° 16 "Rechazos de Carga° (PR-16). 

Usar generación de arranque rápido por emergencia. 

Usar las Unidades de Generación de reserva fría disponibles. 

Suspender Intervenciones. 

Para estabilizar los niveles de tensión, el COES podrá coordinar las siguientes 
acciones: 

(u) 	Usar la capacidad de aporte/consumo de potencia reactiva de las Unidades 
de Generación, de acuerdo al numeral 6.2.10. 
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09 	Usar los equipos de compensación reactiva. 

Redistribuirlageneracióndeenergiaactiva. 

Conectar o desconectar líneas de transmisión. 

(y) 	Efectuar Rechazos de Carga, inclusive a Usuarios Regulados conforme al 
Procedimiento Técnico delCOES N° 16"Rechazos de Carga" (PR-16). 

U á& lós generadóres de reservá fría diSpóñiblég. 

Suspender Intervenciones. 

7.6.3 Estado Normal. Se refiere a la condición estacionaria del Sistema en la que existe 
un equilibrio de potencia activa y equilibrio de potencia reactiva. Los equipos de la 
red eléctrica operan sin sobrecarga, y el Sistema opera dentro de los márgenes de 
tolerancia permitidos para la frecuencia y tensión; 

Durante el Estado Normal, el SEIN opera bajo las siguientes condiciones: 

La frecuencia debe regularse en 60Hz, aceptándose variaciones sostenidas en 
el rango de 60 Hz ± 0.6% (entre 59.64 y 60.36 Hz), 

La tensión de las barras varían entre ±2.5% de la Tensión de Operación. 

O) 	Las lineas de transmisián no operan con sobrecarga. 

(iv) No hay restricción de suministros 

7.6.4 EStádó dé Aléná. Sé féfiéfé ál éttádó éñ (lijé él Sittértiá ópéri éttátióñáñáitiéñté, 
manteniendo constantemente el equilibrio de potencia activa y equilibrio de 
potencia reactiva, pero las condiciones del Sistema son tales que de no tomarse 
ádóióriet óóriedtivál én él tóttó plázó, lóS équipót yió hiStáládiónéS ópérátán óón 
sobrecarga y las variables de control saldrán de los márgenes de tolerancia. Al 
verificarse una transición al Estado de Alerta, el Coordinadory los I ntegrantes del 
Sistema deben realizar las coordinaciones y maniobras necesarias para que el Sistema 
pueda recuperar su Estado Normal, en el menor tiempo posible; 

Durante el Estado de Alerta, el SEIN opera bajo las siguientes condiciones: 

La frecuencia varía entre 59,1 Hz hasta 61 Hz excediendo el rango de 
operación normal de 60 Hz ± 0.6% (entre 59.64 y 60.36 Hz). 

(ji) La tensión de las barras varían entre ± 2.5% y ± 5% de la Tensión de 
Operación. 

Las líneas de transmisión no operan con sobrecarga. 

No hay restricción de suministros 

En este estado, no se permitirá la operación de las cargas quetenga variaciones 
rápidas de potencia (en escalón). 

7.6.5 Estado de Emergencia. Se refiere a la condición en la que, por haberse producido 
una perturbación en el Sistema;  la frecuencia y tensiones se apartan de valores 
normales y la dinámica que ha adquirido el Sistema amenaza su integridad, 
haciéndose necesario tomar medidas de emergencia tales como rechazo de carga o 
desconectar ge neración en forma significativa. En este estado se suceden acciones 
automáticas de protección y de rechazo de carga para aislar los elementos o 
porciones falladas del Sistema y estabilizado; 

(1) 
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I) 	La frecuencia momentáneamente es menor a 59.1 Hz o mayor a 61 Hz. 

La tensión de las barras es menor a 0.950 mayor a 1.05 de la tensión de 
operación. 

Las líneas de transmisián operan con sobrecarga. 

Hay restricción de suministros. 

Én este estado, no se permitirá ia operación de las carga s que tenga variaciones 
rápidas de potencia (en escalón). 

7.6.6 Estado de Restablecimiento. Se refiere a la condición en la que, concluido el Estado 
de Emergencia, el Sistema ha quedado operando pero con restricciones 
significativas de suministro. Se llevan a cabo coordinaciones y maniobras de 
reconexión de generación y carga para restablecer el Estado Normal del Sistema; 

(i) 	Una vez estabilizado el SEIN, el COES en coordinación con los CC de los 
Agentes, iniciará el proceso de restablecimiento y recuperación de los 
suministros interrumpidos conforme al plan de restablecimiento vigente y la 
estrategia de recuperación definida. 

(i) 	Previamente los Agentes procederán a abrir los interruptores de los equipos 
que hubiesen quedado desenergizados. Las maniobras para abrir los 
interruptores deben desarrollarse optimizando el número de maniobras de 
cerrary abrir. No se debe abrirlos interruptores de los reactores y líneas que 
se conectan enserie. 

El plan de restablecimiento se basa en dos procesos simultáneos: 

El restablecimiento se inicia a partir de la red interconectada que se 
encuentra en servido. En este caso, la coordinación la ejerce el COES. 

El restablecimiento a través del arranque en negro de Unidades de 
Generación para la formación de sistemas aislados, que luego se 
sincronizarán al SEIN. La formación y coordinación de cada sistema aislado 
podrá serliderada por un CC, conforme al plan de restablecimiento. 

Cuando el restablecimiento sea liderado por los CC de los Agentes, éstos 
deben tener en cuenta la seguridad en las maniobras de recuperación de 
cargas, y que los bloquesde carga que se decidan conectardependen de la 
capacidad de generación y de la frecuencia del sistema aislado. Es 
recomendable que la central o Unidad de Generación asignada a regularla 
frecuencia establezca el regulador de velocidad en el modo de control 
isócrono y de no ser posible, se optará por el modo de control manual. Se podrá 
operarmanteniendo una frecuencia ligeramente superiora la nominal del SEIN 
(60,2 Hz), para evitar que al momento de conectarse una carga esta descienda 
a valores que provoquen la actuación de los relés de rechazo de carga por 
mínima frecuencia. 

Los Agentes involucrados en la Perturbación remitirán al COES un diagnóstico 
inicial y sus informes de perturbaciones tal como lo establece la NTCOTR de 
acuerdo al Procedimiento Técnico del COES N°40 Procedimiento para la 
aplicación dei numeral 3.5 de la t‘iteSEr; (11-40. 
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7.6.7 El COES elaborará un informe preliminar de los hechos que origine interrupciones 
de suministro a más del 5 por ciento (5%) de la demanda dell-ÉN al Ministerio de 
Energía y Minas, yal Osinergmin, dentro de lasdos (2) horasde ocurrido el hecho. 
Este informe será ampliado y sustentado ante dichos organismos, dentro de las 
cuarenta y ocho (4) horas de producido el evento. 

7.7 operación del SEIN en Situación Excepcional 

Se procederá de acuerdo a lo establecido en el Procedimiento Técnico del COES N° 39 
"Operación del SEIN en Situación Excepcionar (PR-39). 

COMPENSACIÓN ECONÓMICA DERIVADA DE LA OPERACIÓN POR MANIOBRAS 

8.1 Compensación económica 

	

8.1.1 	La compensación derivada de la 'operación por maniobras" establecida en el literal 
(vii) del numeral 7.2.1 dei presente Procedimiento, será determinada multiplicando 
la energía activa producida por la diferencia entre su Costo Variable y el Costo 
Marginal de Corto Plazo en bornes de generación de la Unidad de Generación 
calificada como "operación por maniobra". Para estos efectos, el Costo Variable 
será determinado de acuerdo a la metodología establecida en el numeral 7.2 del 
Procedimiento Técnico del COES N° 31 "Cálculo de Costos Variables de las 
Unidades de Generación" (PR-31) o aquel que lo reemplace o sustituya en este 
aspecto. 

8.1.2 Se incluirá las compensaciones de los costos por consumo de combustible de 
arranque-parada y de baja eficiencia en la Rampa de Incremento de Generación y 
Rampa de Disminución de Generación que fueran aplicables, determinados de 
acuerdo al PR-31 o aquel que lo reemplace o sustituya en este aspecto. 

	

8.1.3 	Todos los Generadores Integrantes pagarán las compensaciones resultantes de 
este numeral en proporción a la energía activa total que hayan retirado del SEIN para 
atenderasusUsuariosLibresy Distribuidores, en el mes anterioral de la valorización. 

	

8.1.4 	Estas compensaciones formarán parte de la valorización de transferencias de 
energía activa mensual, elaborado en cumplimiento del Procedimiento Técnico del 
COES N°10 "Valorización de las Transferencias de Energía Activa entre Integrantes 
del COES" (PR-10) o aquel que lo reemplace o modifique. 

CONTENIDO Y PLAZO DE ENTREGA DE LOS PRODUCTOS. 

9.1 	IDCOS: Contiene los resultados cuantitativos de la operación del SEIN similar al lEOD en su 
versión prelimina r (segú n el Anexo 2). Se encontrará disponible en el portal de intemet del 
COES a más tardara las 05:00 horas de cada día. 

92 IEOD: Conforme lo establece el Procedimiento Técnico del COES N°05 o similar. 

9.3 RDO: Conforme lo establece el Procedimiento Técnico del COES N°060 similar. 

9.4 IPP/C: Conforme lo establece el Procedimiento Técnico delCOES N°40 o similar. 

9.5 I FP/C: Conforme lo establece el Procedimiento Técnico del COES N°40 o si milar. 

9.6 El informe preliminarde eventos que ocasionen interrupciones de suministro a más del 5 
por ciento (5%) de la demanda del SEIN dentro las dos (2) horasde ocurrido elevento. 
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9.7 El informe final de eventos que ocasionen interrupciones de suministro a más del 5 por ciento 
(S%) d e la dema nda dei á Él dentro ias cuarenta yocho (48) horasde ocurrido el evenio. 

DISPOSICIÓN COMPLEMENTARIA FINAL 

Única.- El incumplimiento de las obligaciones de entrega de información de los Integrantes 
previstas en el presente procedimiento deberá ser informado porel COES a Osinergmin en el 
mes siguiente de identificado. Para efectos de iniciar el procedimiento administrativo 
sancionadora que hubiere lugar, se aplicarán las sanciones previstas en la Escala de Multas y 
Sanciones. 
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PROTOCOLO DE COMUNICACIÓN DE VOZ 

OBJETIVOS 

Establecer un protocolo de comunicaciones para la comunicación eficiente de voz entre el personal 
de los centrosde control de los Agentes del SEIN y el Coordinadorde la operación del SEIN. 

BASE LEGAL 

Norma Técnica para la Coordinación de la Operación en Tiempo Real de los Sistemas 
Interconectados (numeral 5.3.6). 

ALCANCE 

Las definiciones y modos de comunicación descritos en el presente documento, serán para uso 
exclusivo en la coordinación de la Operación en Tiempo Real, entre los Agentes del SEIN y el 
Coordinador. 

PARÁMETROS Y DEFINICIONES 

Saludo:Forma deezpresarcortesíay buenos modales. Es el inidode una 
conversaciOn. 

Identificación: Debe contener el nombre del emisor y receptor, así como el nombre 
de la empresa o entidad. El n ombre del emisoro receptordebe contener uno de los 
nombres y el primer apellido. 

Hora: Hora de la instrucción o ejecución de la maniobra. 

Solicitud/Mensaje: Requerimiento o instrucción operativa/información de la 
operación. 

Autorización: Respuesta o soiuciÓn a la solicitud dei emisor. 

RepetirAutorización: Asegurar al emisor la recepción clara del mensaje. 

besped ida: Forma de expresar cortesía y buenos modales. És ei fin de una 
conversación. 

Se define como instrucción operativa" toda maniobra por operación, despacho, mantenimiento, 
emergencia u evento entre el CCO-Celá y los Agentes del EIN.  

5. CONSIDERACIONES GENERALES: 

Todos los parámetros defin idos en el protocolo de comunicaciones son de u so 
obligatorio, solo en caso de emergencia u evento el saludo y despedida podrán ser 
omitidos. 

Toda instrucción operativa o confirmación de maniobra requiere especificación de la 
hora GPS expresada en formato 24 horas. 

La expresión "hora de programación' descrito en los ejemplos de aplicación como" 
[xx:xx] horas" es de uso opcional. 

Toda llamada para solicitar información o realizarconsulta debe cumplircon el 
saludo, identificación y despedida. Esta no requiere instrucción de hora o repetición 
del mensaje. 
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SALUDO 

IDENTIFICACIÓN 

1 
SOLICITUD! 
MENSAJE 

1 

ÁUr0RIZACIÓN/ 
HORA 

REPETIR' 
AUTORIZACIÓN 

CONFERMACION 
DE LA MANIOBRA 

¿HORA 

E 

o 

4 	 

E 

E 

o 
DESPEDIDA 

Toda comunicación telefónica será impartida o recibida por los teléfonos operativos 
que tengan opción de grabación. 

Evitar utilizar un lenguaje no operativo, que pueda llevar a confusiones y malas 
interpretaciones. Si existe duda sobre las solicitudes, se debe pedir repetirlas 
nuevamente. 

Se prohibe el empleo de palabras obscenas, sobrenombres, apodos, bromas, 
conferencias de índole privado, juicios de vaiorsobre el desempeño de las personas, 
infidencias y rumores. 

6. METODOLOGÍA 

La metodología consiste en estructuraruna secuencia de intercambio de información entre el 
emisoryel receptorde tal forma que se garantice que el receptorreciba el mensaje deseado de 
forma eficiente. La confirmación del mensaje central garantiza la recepción del mensaje completo. 

La secuencia se grafica en la siguiente figura: 

ESTRUCTURA GENERAL 

Pasos obligatorios: Solo en Estados de "Emergencia o RestabHecimienkr se puede obviar 
el saludo y la despedida 
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7. EJEMPLOS DEAPLICACIÓN 

7.1. Contestar una llamada en el CCO-COES 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 
1 CCO-COES [Buenos días], CCO-COES, [Nombre] lo saluda. Con quien tengo el gusto? 
2 CC-Agente [Buenos días], lo saluda [Nombre] del centro de control de [Agente] 
3 CCO-COES Si, cual es el motivo de su llamada? 
4 CC-Agente Lo llamaba por [Solicitud] 
5 CCO-COES Repite [Solicitud]. 
6 CC-Agente Correcto. 
7 CCO-COES Comprendido, entonces a las [Hora] [Autorización]. 
8 CC-Agente Repite la [Autorización]. 

[Hasta luego] 
9 CCO-COES [Hasta luego]. 

7.2. Autorizarla ejecución de una maniobra por mantenimiento programado 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 
1 CCO-COES [Buenos días], CCO-COES. [Nombre] lo saluda. Con quien tengo el gusto? 
2 CC-Agente [Buenos días], lo saluda [Nombre] del centro de control de [Agente] 
3 CCO-COES Si, cual es el motivo de su llamada? 

4 CC-A gente Lo llamaba porque a las [xx:xx] horas tenemos programada la desconexión de 
[Nombre y código del equipo] por mantenimiento programado. 

5 CCO-COES 
Correcto, siendo las [Hora] se le autoriza la desconexión de [Nombre y código de 
Equipo]. Proceda de acuerdo al procedimiento de maniobras y coordine con las 
empresas involucradas de ser el caso. 

6 CC-A gente Está bien, desconecto él [Nombrey códigodelequipo] y le confirmo. 
plasta luego]. 

7  CCO-COES  [Hasta luego]. 

7.3. Coordinar la ejecución de una maniobra por mantenimiento programado 

7.3.1. El Integrante propietario del equipo se comunica con el CCO 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 
1 CCO-COES [Buenos días], CCO COES. [Nombre] lo saluda. Con quien tengo el gusto? 
2 CC-Agente 1 [Buenos días], lo saluda [Nombre] del centro de control de [Agente 1] 
3 CCO-COES Si, cual es el motivo de su llamada? 

4 CC-A gente 1 Lo llamaba porque a las [xx:xx] horas tenemos programada la desconexión de 
[Nombre y código del equipo] por mantenimiento. 

5 CCO-COES Correcto, usted está solicitando la desconexión de [Nombre y código del equipo] por 
mantenimiento. 

6 CC-Agente 1 Correcto. 

CCO-COES Espéreme en linea mientras me comunico con [Nombre de las empresas involucradas 
en la maniobra] 

7.3.2. El CCO se comunica con las empresas involucradas en la maniobra de desconexión del 

equipo 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 

1CC-Agente 2 [Buenos días], centro de control de [Agente 2], [Nombre] lo saluda. ¿Con quién tengo 
	el gusto?  
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PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 
2 CCO-COES [Buenos días], lo saluda [Nombre] del CCO-COES. 
3 CC-Agente 2 Si, cual es el motivo de su llamada? 

4COES CCO-  Lo llamaba porque a las [xx:xx] horas está programada la desconexión de [Nombre y 
código del equipo]. ¿Están listos para la coordinación de las maniobras?. 

5 CC-Agente 2 Correcto, estamos listos. 
6 CCO-COES Entonces nos mantenemos en línea 	iniciar las para 	coordinaciones. 
7 CC-Agente 2 Está bien. 

7.3.3. El CCO se comunica con las empresas involucradasen la maniobra de conexión del equipo 

PASO PARTICIPANTE 
DESCRIPCIÓN 

1CC-Agente 2 [Buenos días], centro de control de [Agente 2], [Nombre] lo saluda. ¿Con quién tengo 
el gusto? 

2 CCO-COES [Buenos días], lo saluda [Nombre] del CCO-COES. 
3 CC-Agente 2 Si, cual es el motivo de su llamada? 

4 CCO-COES 
Lo llamaba para iniciar las maniobras de conexión de [Nombre y código del equipo]. 
¿Los equipos están libres de las puestas de tierra, de personal y los seccionadores se 
encuentran cerrados?. 

5 CC-Agente 2 Correcto, el equipo se encuentra libre y preparado para su conexión. 
6 CCO-COES Entonces nos mantenemos en línea para iniciar las coordinaciones. 
7 CC-Agente 2 Está bien. 

7.3.4. Ejecución de las maniobras 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 
1 CCO-COES Aló!, centro de control [Agente 1]. 
2 CC-Agente 1 Si, aló CCO-COES, lo escucho. 
3 CCO-COES Centro de control [Agente 1]vamosa empezar con las maniobras, ¿están listos? 
4 CC-Agente 1 Correcto.,.estamos listos, 

5 CCO-COES Entonces a las [Hora] proceda a abrir el interruptor de [Nombre del equipo] en la 
subestación [Nombrede la subestación], ¿me reconfirma la maniobra?. 

6CC-Agente 1 Correcto, voy a abrir el interruptor de [Nombre del equipo] en la subestación 
[Nombre de la subestación]. 

7 CCO-COES Correcto, proceda y me confirma. 

8 CC-Agente 1 Aló CCO-COES, confirmo que a las [Hora] abrió el interruptor de [Nombre del equipo] 
en la subestación Nombre de la su bestacióni. 

9 CCO-COES 
Aló, centro de control de [Agente 2], ya está abierto el interruptor de [Nombre de 
equipo] en la subestación [Nombre de la subestación]. A las [Hora] proceda a abrir e 
interruptorde [Nombre del equipo] en la subestación [Nombre de la subestación]. 

10 CC-Agente 2 Correcto, voy a abrir el interruptor de [Nombre del equipo] en la subestación 
[Nombre de la subestación]. 

11 CCO-COES Correcto, proóéda y mé confirma. 

12 CC-Agente 2 Aló CCO-COES, a las [Hora] confirmo que abrió el interruptorde [Nombre del equipo] 
en la subestación [Nombre de la subestación]. 

13 CCO-COES 

Aló, centro de control de [Agente 1] ya está abierto los interruptores en ambos 
extremos, continué con la secuencia de acuerdo a su procedimiento de maniobras 
Coordine con el centro de control [Agente 2]. 
[Hasta luego]. 

14 CC-Agente 1 [Hasta luego]. 
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PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 

15 CCO-COES 

Aló, centro de control de [Agente 2], ya está abierto los interruptores en ambos. 
extremos, continué con la secuencia de acuerdo a su procedimiento de maniobras 
Coordine con el centro de control [Agente 1]. 
[Hasta luego]. 

16 CC-Agente 2 [Hasta luego]. 

7.4. Realizar una llamada para subir o bajar generación 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 

1 CC-A gente Buenos días, centro de control de [Agente], [Nombre] lo saluda. ¿Con quién tengo el 
gusto? 

2 CCO,COES Buenos días, lo saluda [Nombre] del CCOCOES. 
3 CC-Agente Si, cual es el motivo de su llamada? 

4 CCO;COES 
Lo llamaba para coordinar subir/bajar generación en la unidad [Nombre de la unidad 
ydelaCentral]a [Valorde potencia requerido] por[Mensaje, indicarla razón]. 
Hora de coordinación [Hora]. 

5 CC-A gente Entendido CCO-COES, a las [Hora] me solicita subir/bajar la generación en la unidad 
[Nombre de la unidad yde la Central] a [Valorde potencia requerido], 

6 CCO-COES Correcto. 
7 CC-Agente De acuerdo, [Hasta luego]. 
8 CCO-COES [Hasta luego]: 

7.6. Realizar una llamada para arrancaro parar una unidad de generación 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 

1 CC-Agente Buenos días, centro de control de [Agente], [Nombre] lo saluda. ¿Con quién tengo el 
gusto? 

2 CCO-COES Buenos días, lo saluda [Nonribrel del CCO-COES. 
3 CC-Agente Si, cual es el motivo de su llamada? 

4 CCO-COES 
Lo llamaba para coordinar el arranque/ la parada de la unidad/central [Nombre de la 
unidad/central] por [Mensaje, indicar la razón]. 
Hora de coordinación [Hora]. 

5 CC - Agente  Entendido CCO-COES, a las [Hora] me solicita arrancar/parar la unidad/central 
[Nombre de la unidad/central]. 

6 CCO-COES Es correcto. 
7 CC-Agente De acuerdo, [Hasta luego]. 
8 CC-Agente [Hasta luego]. 

7.6. Realizar una llamada para conectar/desconectar un equipo decompensación reactiva 

PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 

1 CC-Agente Buenos días, centro de control de [Agente], [Nombre] lo saluda. ¿Con quién tengo el 
gusto? 

2 CCO-COES Buenos días, lo saluda [Nombre] del CCO COES. 
3 CC-Agente Si, cual es el motivo de su llamada? 

4 CCO-COES 
Lo llamaba para coordinar conectar/desconectar el [Nombre del equipo] de la 
§tibé§tádiári [Nitiiiibire dé lá StibettáCión]. 
Hora de coordinación [Hora]. 

5 CC-Agente Entendido CCO-COES, entonces a las [Hora]voy a conectar/desconectar el [Nombre 
del equipo] de la subestación [Nombre de la subestación]. 

6 CCO-COES Es correcto. 
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PASO PARTICIPANTE DESCRIPCIÓN 

7 CC-Agente 
Aló CCO-COES, a las [Hora] confirmo que se conectó/desconectó el [Nombre del 
equipo] en la subestación [Nombre de la subestación]. 
[Hasta luego]. 

8 CCO-COES [Hasta luego]. 
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Contenido del IDCOS 

Destino: Integrantes del COES, excepcionalmente a 
aquellos Agentes bajo el alcance del presente 
Procedimiento. 

Periodo de información: De 00:00 h a 24:00 h del día anterior. 

Pláb5 dé érítfégá: Halé láS 055:10 h dé dádá dlá dáléñdátió. 

Contenido: 

Información general 

Reporte de Eventos: fallas, interrupciones, restricciones y otros de carácter operativo. 

Reporte de las principales restricciones operativas y mantenimiento de las Unidades 
de Generación. 

Reporte de Mantenimientos ejecutados 

Producción y demanda 

Despacho registrado cada 30 minutos de las Unidades de Generación de los 
Integrantes del COES, reporte de potencia activa y reactiva de cada unidad, asimismo, 
se incluye las Unidades de Generación con potencia superiora 5 MWconectadas al 
SEIN de empresas no Integrantes del COES. 

Máxima generación instantánea del SEIN (MVV) y factor de carga. 
Restricción de suministros: magnitud y causas. 

Información de las Unidades de Generación 

Horas de orden de arranque y parada, así como las horas de ingreso y salida de las 
Unidades de Generación del SEIN. 

Volúmenes horarios y caudales horarios de descarga de los embalses asociados a las 
Céntrálé8 Hidtóélédtridáb. 

Vertimientos en los embalses y/o presas en período y volumen. 

Volúmenes diarios de disponibilidad de gas natural. 

Volúmenes de quema de gas no empleados en generación eléctrica. 

Pruebas de unidades de generación por requerimientos propios y por pruebas 
áléatdriáS dé ditpóriibilidád. 

Energía generada por tipo de generación. 

Sistema de Transmisión 

Registro cada 30 minutos del flujo (MW y MVAr) por las líneas de transmisión y 
transformadores de potencia definidos por el COES. 

Reporté de lineas desconectadas por Regulación de Tensión. 

Reporte de Sistemas Aislados Temporales. 

Información del producto 

Reporte de las variaciones sostenidas y súbitas de frecuencia en el SEIN. 
Desviaciones con respecto al PDO 

besviaciones de ia demanda respecto a su pronóstico. 

Desviaciones de la producción de las Unidades deGeneración yde las empresas. 
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Reprogramaciones realizadas y motivos. 
Información del Mercado de Corto Plazo 

Costos Marginales de Corto Plazo cada 30 minutos en las Barras del SEIN. 
Cóátó tótál dé órierádóñ éjéóutádá. 

Registro de las congestiones del Sistema de Transmisión. 
Registro de asignación de la RRPF y RRSF. 

Información sobre Intercambios de Electricidad 

Registro de losflujos(MWy MVAr)cada 30minutos de los enlaces internacionales. 
Observaciones 

Recomendaciones y Conclusiones 
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10.6 Anexo F — PR-25 Determinación de los factores de indisponibilidad, 

presencia e incentivos a la disponibilidad de las centrales y unidades de 

generación. 

(COES, 2017) 
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PROCEDIMIENTO TÉCNICO DEL COMITÉ DE OPERACIÓN 
ECONÓMICA DEL SEIN 

COES PR-25 

DETERMINACIÓN DE LOS FACTORES DE INDISPONIBILIDAD, PRESENCIA E INCENTIVOS A LA 
DISPONIBILIDAD DE LAS CENTRALES Y UNIDADES DE GENERACIÓN 

Aprobado por Osinergm in, mediante Resolución N° 055-2017-05/CD del 29 de marzo de 2017 

OBJETIVO 

Establecer los criterios que debe considerar el COES para determinar los Factores de 
Indisponibilidad, Factores de Presencia y Factor de Incentivos a la Disponibilidad de las centrales 
y Unidades de Generación que sirven para calcular los Ingresos Garantizados por Potencia Firme 
de los Generadores. 

BASE LEGAL 

El presente Procedimiento se rige por las siguientes normas y sus respectivas normas 
concordantes, modificatorias y sustitutorias: 

	

2.1 	Decreto Ley N° 25844.- Ley de Concesiones Eléctricas. 

	

2.2 	Ley N°28832.- Ley para Asegurarel Desarrollo Eficiente de la Generación Eléctrica. 

	

2.3 	Decreto Legislativo N° 1002.- Decreto Legislativo de Promoción de la Inversión Privada 
para la Generación de Electricidad con el Uso de Energías Renovables. 

	

2.4 	Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamentode la Ley de Concesiones Eléctricas. 

	

2.5 	Decreto Supremo N° 037-2006-EM.- Reglamento de Cogeneración. 

	

2.6 	Decreto Supremo N° 027-2008-EM.-Reglamento del Comité de Operación Económica del 
Sistema. 

	

2.7 	Decreto Supremo N° 012-2011-EM.- Reglamento de la Generación de Electricidad con 
Energías Renovables. 

DEFINICIONES 

Para efectos del presente Procedimiento, todas las defin iciones de los términos en singularo 
plural que estén contenidos en éste, inicien con mayúscula, y no tengan una definición propia 
en el mismo, serán aquellas definiciones contenidas paré tales términos en el "Glosario de 
Abreviaturas y Definiciones utilizadas en los Procedimientos Técnicos del COES-SINAC", 
aprobado mediante Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNM E ola norma que lo sustituya; y 
en su defecto, serán aquellas definiciones contenidas en las normas citadas en la Base Legal. 

En todos los casos cuando en el presente Procedimiento se citen normas, procedimientos 
técnicos o cualquier otro dispositivo legal, se entenderá que incluyen todas sus normas 
concordantes, modificatorias ysustitutorias. 

Asimismo, para la aplicación del presente Procedimiento, los siguientes términos tienen el 
significado que se indica a continuación: 

Indisponibilidad de centrales y Unidades de Generación:  Ocurre cuando una central o Unidad 
de Generación no está a disposición del COES para entregar su potencia efectiva, lo que incluye 
los casos de limitaciones en la disponibilidad de combustible de dicha central o Unidad de 
Generación. 



RESOLUCIÓN DE CONSEJO DIRECTIVO 
ORGANISMO SUPERVISOR DE LA INVERSIÓN EN ENERGIA Y MINERÍA 
OMNERGMIN N° 055-2017-08/CD 

Indisponibilidad Parcial:  Es la Indisponibilidad de una central o Unidad de Generación cuando 
parte de su Potencia Efectiva no está a disposición del COES. 

Indisponibilidad Total:  Es la indisponibilidad de una central o Unidad de Generación cuando el 
total de su Potencia Efectiva no está a disposición del COES. 

Indisponibilidad Fortuita:  Es la indisponibilidad que se inicia por causa imprevista (con 
referencia al PDO) y se mantiene hasta que la unidad sea declarada como disponible. Tendrá 
una duración máxima de 7 días, luego de lo cual será considerada como Indisponibilidad 
Programada. 

Indisponibilidad Prouramada:  Es aquella cuyo inicio se encuentra previsto en el PDO. Se 
considerará como Indisponibilidad Programada a toda Indisponibilidad Fortuita cuya duración 
supere los siete días, a partir del octavo día. 

4. OBLIGACIONES 

	

4.1 	De los Generadores 

Los Generadores deberán entregar al COES: 

Para centrales o Unidades de Generación que operan con gas natural, la información 
sobre la capacidad garantizada de transporte de combustible en millones de pies cúbicos 
(MMPCD). Dicha capacidad será la contratada diaria a firme con los concesionarios de 
transporte y distribución de gas natural por red de ductos. 

Las adendas de los contratos de transporte y distribución de gas natural por red de 
ductos que sustenten fa declaración señalada en el numeral (i) anterior, en caso hubiera 
cambios en la magnitud de la capacidad garantizada detransporte de combustible. 

Para centrales o Unidades de Generación que tengan posibilidad de almacenar gas 
natural, el stock disponible de gas natural en millones de pies cúbicos (MMPCD). Dicha 
información tendrá carácter de declaración jurada. 

La información adicional o la absolución de observaciones según sea requerido por el 
COES, dentro de un plazo no mayor de 1 día hábil de notificado el requerimiento 
respectivo. En los casos en los que el COES verifique que la información adicional no se 
ajusta a la realidad o está incompleta o la absolución de observaciones no sea 
satisfactoria, el COES podrá utilizar la mejor información disponible. 

	

4.2 	Del COES 

(i) Calcular la Potencia Asegurada (PA) en base a la capacidad garantizada de transporte de 
combustible informada por los Generadores. Para ello, se utilizará el Anexo E del 
presente procedimiento. 

ñu) 	Determinar los Factores de Indisponibilidad de las centrales y Unidades de Generación 
para las Horas de Punta del Sistema. 

Determinar los Factores de Presencia de las Centrales Hidroeléctricas para las Horas de 
Punta del Sistema. 

Determinar los Factores de Incentivos a la Disponibilidad de las centrales y Unidades de 
Generación. 

(y) Publicar mensualmente en el portal de intemet del COES, los Factores de 
Indisponibilidad, los Factores de Presencia, y los Factores de Incentivos a la Disponibilidad 
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con la valorización de Transferencia de Potencia. Asimismo, remitir a Osinergmin, 
incluyendo un reporte que contenga los incumplimientos de las obligaciones de los 
Generadores. 

	

5. 	DETERMINACIÓN DE LOS FACTORESDEINDISPONIBILIDAD DE LAS UNIDADES Y CENTRALES DE 
GENERACIÓN 

	

5.1 	CRITERIOS A TOMAR EN CUENTA 

Para la determinación de los Factores de Indisponibilidad de las centrales y Unidades de 
Generación deben seguirse los siguientes criterios: 

5.1.1 LAS INDISPONIBILIDADES DE LAS UNIDADES O CENTRALES DE GENERACIÓN PARA LA 
DETERMINACIÓN DE LOS FACTORES DE INDISPONIBILIDAD 

Todos los casos de Indisponibilidades Fortuitas, Parciales, Programadas y Totales de las 
centrales y Unidades de Generación deben ser considerados para la determinación de 
los Factores de Indisponibilidad de las centrales y Unidades de Generación, con 
excepción de los siguientes casos: 

En los casos de centrales o Unidades de Generación con limitaciones de 
producción por Perturbaciones o Intervenciones en el sistema eléctrico de 
transmisión. 

En los casos de centrales o Unidades de Generación que operan exclusivamente 
con gas natural y que presenten limitaciones de producción por fallas, 
mantenimientos y/o ampliaciones de la infraestructura de producción, transporte 
o distribución de gas natural. 

En los casos que las limitaciones de producción de las centrales o Unidades de 
Generación que operan con gas natural de Camisea fueron originadas por la 
nominación de gas efectuada en base al PDO. 

En los casos de centrales o Unidades de Generación con limitaciones de 
producción por las siguientes Inflexibilidades Operativas indicadas en las fichas 
técnicas: tiempo mínimo entre arranques sucesivos, Tiempo Mínimo de 
Operación, tiempo para cambio de combustibles para unidades duales, tiempo de 
arranque, y Rampas de Incremento y Disminución de Generación. 

En los casos de centrales de generación del tipo ciclo combinado con limitaciones 
de producción en sus Unidades de Generación debido a su proceso de 
acoplamiento termodinámico. 

En los casos que una central o Unidad de Generación hidroeléctrica, se vea 
afectada por limitaciones de generación inherentes a las condiciones y 
características de su fuente de energía primaria. 

En los casos de unidades o Centrales de Cogeneración Calificadas, cuando se 
encuentren operando con producción asociada de Calor Útil. 

Cuando la central o Unidad de Generación esté próxima al límite de las horas 
equivalentes de operación o número de arranques para mantenimiento mayor y 
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el COES disponga postergar la fecha de inicio de dicho mantenimiento, salvo en 
los periodos de operación dispuestos por el COES. 

(ix) En los periodos en que una central o Unidad de Generación se encuentre 
operando por ensayos de Potencia Efectiva y rendimiento. 

5.1.2 CONSIDERACIONES GENERALES PARA LA DETERMINACIÓN DE LAS 
INDISPONIBILIDADES PARCIALES Y TOTALES DE LAS CENTRALES O UNIDADES DE 
GENERACIÓN 

5.1.2.1 PERIODOS DE INDISPONIBILIDAD 

La determinación de los Factores de Indisponibilidad de las centrales o Unidades de 
Generación se realizará exclusivamente en función de las indisponibilidades de las 
centrales o Unidades de Generación ocurridas durante los periodos 
correspondientes a las Horas de Punta del Sistema. 

5.1.2.2 CASOS DE CARENCIA DE INFORMACIÓN HISTÓRICA 

Se debe considerar que se carece de información histórica en los siguientes casos: a) 
en el caso de una central o Unidad de Generación que ingresa por primera vez en 
Operación Comercial, y b) en el caso de una central o Unidad de Generación que 
reingrese en Operación Comercial luego de haber sido sometida a modificaciones 
por reconstrucción, repotenciación, ampliación y/o reconversión para cambiar el uso 
de combustible de un tipo a otro o para operar en ciclo combinado. En ese sentido, 
no será considerada para la aplicación del presente Procedimiento la información de 
las indisponibilidades registradas hasta antes de que la Unidad de Generación 
hubiese sufrido alguna(s) de la(s)modificación(es) antes indicada(s). Toda Unidad de 
Generación que se reconvierta para ser del tipo dual (operar con un combustible 
alternativo) no será considerada como unidad que carece de historia. 

5.1.2.3 CASOS DE UNIDADES TÉRMICAS DUALES 

Para los casos de Unidades de Generación térmica duales, la determinación de su 
indisponibilidad se realizará con el combustible principal. En caso el combustible 
principal no sea suficiente para cubrir las Horas Punta, se podrá complementar con 
el combustible alternativo. 

5.1.2.4 CASOS DE INDISPONIBILIDAD POR FUERZA MAYOR 

Cuando una Unidad de Generación que se encuentra indisponible por fuerza mayor, 
calificada por el Osinergm in. Para este caso, el número de horas de indisponibilidad 
será calculado utilizando los valores de indisponibilidades del cuadro del Anexo C. 

5.1.3 CONSIDERACIONES ESPECIALES PARA LA DETERMINACIÓN DE LAS INDISPONIBILIDADES 
PARCIALES DE LAS UNIDADES O CENTRALES DE GENERACIÓN 

Las Indisponibilidades Parciales de las centrales o Unidades de Generación se 
determinarán considerando lo siguiente: 

(i) 	La Potencia Restringida (Pr) se calcula como la Potencia Efectiva de la central o 
Unidad de Generación multiplicada por el Factor de Incentivo a la Disponibilidad 
menos la potencia a la cual está limitada la Unidad de Generación. Para el cálculo 
de la Pr, según sea el caso, se debe descontar la reserva asignada para la 
regulación primaria y/o secundaria de frecuencia. 
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Se verifica la ocurrencia de una Indisponibilidad Parcial de una Unidad de 
Generación siempre que la Pr de ésta sea igual o mayor al 15% de su Potencia 
Efectiva multiplicada por el Factor de Incentivo a la Disponibilidad. 

Cuando una Indisponibilidad Parcial se encuentre consignada en el PDO yen su 
ejecución la Pr resulte mayor a la prevista, dicho exceso será considerado como 
Indisponibilidad Fortuita. Cuando la Pr resulte menor a la prevista, ésta será 
considerada como Indisponibilidad Programada. 

Se utilizará la Potencia Efectiva que se emplea para el cálculo de la Potencia 
Firme, cuando la Unidad de Generación tenga más de un modo de operación (gas, 
gas con agua, entre otros). 

Para el caso de Unidades de Generación que conforman una central tipoturbo 
vapor en la cual sus calderos están conectados a un colector común la Pr se 
asignará entre las Unidades de Generación disponibles en función a sus 
eficiencias, eligiendo primero la de menor eficiencia y así sucesivamente hasta 
agotar la Pr. 

5.1.4 CONSIDERACIONES ESPECIALES PARA LA DETERMINACIÓN DE LAS INDISPONIBILIDADES 
TOTALES DE LAS UNIDADES O CENTRALES DE GENERACIÓN 

Las Indisponibilidades Totales de las Unidades de Generación se determinarán 
considerando lo siguiente: 

Cuando la central o Unidad de Generación está operando, la Indisponibilidad 
Total se inicia cuando deja de estar sincronizada con el SEIN. 

Cuando la central o Unidad de Generación se encuentre en condición de reserva 
fría, la Indisponibilidad Total se inicia en el momento en el que es declarada 
indisponible por sutitular. 

La Indisponibilidad Total concluye cuando la Unidad de Generación es declarada 
disponible por sutitular. 

Cuando una Indisponibilidad Total se encuentre consignada en el PDO yen su 
ejecución la duración de la indisponibilidad resulte mayor a la previstá, dicho 
exceso será considerado como Indisponibilidad Fortuita. 

5.2 	PROCEDIMIENTO PARA DETERMINAR LAS HORAS DE INDISPONIBILIDAD 

5.2.1 PROCEDIMIENTOPARADETERMINAR LAS HORAS DE INDISPONIBILIDAD PARCIAL 

(i) La información para determinar las horas Indisponibilidad Parcial son las 
siguientes: 

Los registros de energía activa de las Unidades de Generación medidos en 
bornes de generación, remitidos por los Generadores Integrantes del COES, 
conforme a lo establecido en el Procedimiento Técnico del COES N° 30 
"Valorización de las Transferencias de Potencia y Compensaciones al Sistema 
Principal y Sistema Garantizado de Transmisión" (PR-30). 

Las limitaciones de potencia de las Unidades de Generación consideradas en el 
PDO, RDO o en la Operación en Tiempo Real. 

(ii) Se calcula la Pr ocurrida en Horas Punta del Sistema (HP), teniendo en cuenta los 
siguientes supuestos: 
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Cuando exista una limitación de potencia en las Horas de Punta del Sistema, 
en dicho periodo la Prserá determinado con la fórmula (1) o (2), según sea el 
caso: 

Cuando la Unidad de Generación operó en HP: 

= max(0; K x Po  — Ppron, gen RA) (1) 

Cuando la Unidad de Generación no operó en HP 

= max(0; K x Pe f. ac  — Pum) .. (2) 

Donde: 

Pr 	: Potencia restringida (MW). 

: 	Factor de Incentivo a la Disponibilidad. 

P efec 	: Potencia Efectiva de la Unidad de Generación (MW). 

P hm 	: Potencia limitada en el PDO, RDO u Operación en Tiempo 
Real (MW). 

P prom gen : Potencia promedio generada (MVV). 

RA 	: Reservaasignada para la regulación primaria yto secundaria 
de frecuencia (MW). 

Cuandoexista una limitación en ladisponibilidad decombustibletalquenole 
permita operar durante la HP a Potencia Efectiva, se determinará con las 
fórmulas (3) y(4). 

Donde: 

Pr 	: Potencia restringida (MW). 

: 	Factor de Incentivo a la Disponibilidad. 

P efec 	: Potencia Efectiva de la Unidad de Generación (MVV). 

P prom hp : Potencia promedio generable en la HP (MW). 

E generable : Energía generable calculado con el combustible total 
disponible y la eficiencia de la unidad al 100% de su potencia 
obtenida en los Ensayos de Potencia Efectiva y Rendimiento 
(MVVh). 

#HP 	: Número de horas de las HP al día 

Cuando exista mantenimiento de una o más Unidades de Generación que 
conforman una central tipo ciclo combinado, se determinará con las fórmulas 
(5) o (6), según sea el caso: 

Cuando la central de ciclo combinado operó en HP: 

= 	(0;K x Pcfcecc. — From gen  — RA) -. (5) 

Cuando la central de ciclo combinado no operó en HP: 

j.= ma40; K x Pef  — Pp„nt hp) a* (3) 

Eserterable  
P  Pram hP -= #HP 	

tal 
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Pr  = max (O; K X Pefec cc — Pefec.mcc)... (6) 

Donde: 

Pr: Potencia restringida (MW). 
K: Factor de Incentivo a la Disponibilidad 
P efec cc: Potencia Efectiva de la central de ciclo combinado (MW). 
P prom gen cc : Potencia promedio generada de la central de ciclo combinado 
(MW). 
P efec mcc : Potencia Efectiva del modo de la central de ciclo combinado 
resultante del mantenimiento (MW). 
RA : Reserva asignada para la regulación primaria y/o secundaria de frecuencia 
(MW). 

Cuando exista mantenimiento de uno o más calderos de una central del 
tipo turbo vapor conectados a un colector común se determinará con las 
fórmulas (7) u (8), según sea el caso. 
Cuando la central turbo vapor operó en HP: 

max (O; K X Pent Tv — Pprom gen  ni — R A) ... (7) 

Cuando la central turbo vapor no operó en HP: 

Pr  = max (O; K X PefeeTv  — P 	8) 

Donde: 

Pr 	: Potencia restringida(MW). 

: Factor de Incentivo a la Disponibilidad. 

PefecTV 	: Potencia Efectiva de la central turbo vapor (MW). 

P promgen TV : Potencia promedio generada por la central turbo vapor 
(M1/10. 

P mTV 	: Potencia generable por la central turbo vapor resultante del 
mantenimiento (MW). 

RA 	: Reserva asignada para la regulación primaria y/o secundaria 
de frecuencia (MW). 

Se verifica que la Pr calculada cumpla con el criterio establecido en el literal 
5.1.3 (iii), caso contario la Pr será igual O. 

Las Horas de Indisponibilidad Parcial (HIpAsciAL) corresponderá a las horas de 
duración de la Pr. 

Las Horas de Indisponibilidad Parcial se considerarán como Horas de 
Indisponibilidad Total que puede ser Fortuita o Programada y se calada con la 
fórmula (9). 

Horas de Indisponibilidad Total =Pr  HIPARCIAL
—(9) PE 

Donde: 

Pr 	: Potencia Restringida de la unidad (MW). 
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HIppRcIAL  : Horas de Indisponibilidad parcial Programada o Fortuita de la 
Unidad de Generación en el período de Horas de Punta del 
Sistema. 

PE 	: Potencia Efectiva de la Unidad de Generación (Mm. 

h) Los tiempos equivalentes de duración de las interrupciones parciales fortuitas 
oprogramadas serán considerados, en las horas HIF o HIP, según corresponda, 
definidas en los numerales 5.3.1 05.3.2. 

5.2.2 PROCEDIMIENTO PARA DETERMINAR LAS HORAS DE INDISPONIBILIDADTOTAL 

5.2.2.1 Para Unidades de Generación que tienen historia (existentes) 

Las horas calculadas en los siguientes literales serán considerados en las horas HIF o 
Hl P, según corresponda, definidas en los numerales 5.3.1 05.3.2. 

(i) La información para determinar las horas Indisponibilidad Total son las 
siguientes: 

La información remitida por los Generadores Integrantes sobre las 
indisponibilidades de sus Unidades de Generación. 

Mantenimientos ejecutados y eventos de falla de las Unidades de Generación 
reportados en el IEOD. 

(ii) Se selecciona a aquellas Unidades de Generación cuyas Intervenciones tuvieron 
lugar durante las Horas de Punta del Sistema o desconectaron durante un evento 
de falla reportado en el 1E0D. Luego, se contabilizan las horas de duración 
conforme a los criterios establecidos en el numeral 5.1.4 del presente 
procedimiento. 

5.2.2.2 Para Unidades de Generación que carecen de historia 

Las Unidades de Generación indicadas en el numeral 5.1.2.2 serán consideradas 
con un número de horas de indisponibilidad durante los primeros 90 días 
calendario, equivalente a las horas que resulten de multiplicar los valores de 
Indisponibilidad Fortuita y Programada listados en el Anexo C por el número de 
Horas de Punta del Sistema del correspondiente período estadístico. Los primeros 
90 días calendario serán contabilizados en el caso del 5.1.2.2. a). desde el inicio 
de su Operación Comercial; y para el 5.1.2.2. b), desde el reinicio de su Operación 
Comercial. 

Para el periodo posterior a los primeros 90 días calendarios, se considerará la 
indisponibilidad histórica real registrada de dichas Unidades de Generación, y 
para completar la información histórica faltante del correspondiente periodo 
estadístico se utilizarán los valores de Indisponibilidad Fortuita y Programada 
listados en el Anexo C. 

(ii) Para el caso de las Unidades de Generación que se retiran y reingresan en 
Operación Comercial por motivos diferentes a los indicados en el 5.1.2.2. b), se 
considerarán las horas de indisponibilidad real histórica de la Unidad de 
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Generación, completando el período en que no estuvo en Operación Comercial 
con las horas que resulten de considerar los valores listados en el Anexo C. 

5.3 	CÁLCULO DE LOS FACTORES DE INDISPONIBILIDAD DE LAS UNIDADES O CENTRALES DE 
GENERACIÓN TÉRMICA E HIDROELÉCTRICA 

Los Factores de Indisponibilidad de las centrales o Unidades de Generación térmica e 
hidráulica se calculan considerando la información histórica correspondiente a cada periodo 
estadístico establecida para cada tipo de indisponibilidad según lo siguiente: 

5.3.1 FACTORES DE INDISPONIBILIDAD FORTUITA MENSUAL PARA UNIDADES O CENTRALES 
TÉRMICAS 

El Factor de Indisponibilidad Fortuita (FIF) mensual se calcula en función de la 
información estadística móvil de las Horas de Punta del Sistema, de los últimos dos (2) 
años, considerando los veinticuatro (24) meses continuos transcurridos, con la fórmula 
(12). 

HIF PIF - 	x 1000/0 -(10) HP 
Donde: 

HIF 	: Horas de Indisponibilidad Fortuita durante las Horas de Punta del Sistema para 
el período estadístico. 

HP 	: Horas de Punta del Sistema para el período estadístico. 

5.3.2 FACTORES DE INDISPONIBILIDAD PROGRAMADA MENSUAL Y ANUAL PARA UNIDADES 
O CENTRALES TÉRMICAS Y CENTRALES HIDROELÉCTRICAS 

El Factor de Indisponibilidad Programada (FIP) se calcula en función de las 
indisponibilidades registradas en las Horas de Punta del Sistema de los meses que 
comprenden el Periodo de Estiaje. 

Como periodo estadístico para el FIP anual se utiliza los últimos 6 meses de los 
Periodos de Estiaje, mientras que para la FIP mensual, se utilizan los últimos 60 meses 
de los Periodos de Estiaje. 

Para ambos casos, se incluirá el mes en evaluación en caso sea un mes que 
corresponda al Periodo de Estiaje. 

Para las Unidades o Centrales Térmicas: 

Se determinará con la fórmula (13). 

RIP 
FIP = — X 100%...(11) 

HP 
Donde: 

HIP : Horas de Indisponibilidad Programada durante las Horas de Punta 
del Sistema para el período estadístico. 

HP : Horas de Punta del Sistema para el período estadístico 

Para las Centrales Hidroeléctricas 

Se determinará con la fórmula (14). 

Er_i(pE, x 1114) 
FIP — 	 x 100% ... (12) 

PEt  x HP 
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Donde: 

PE : Potencia medida de cada Unidad de Generación en las pruebas de Potencia 
Efectiva de la Central Hidroeléctrica. 

En caso que el 75% del valor de PEi sea mayor que la diferencia entre la 
Potencia Efectiva de la central y el valor de Potencia máxima registrada en 
medidores de generación de esta central durante los últimos 12 meses 
cuando la Unidad de Generación "i" haya estado desconectada, entonces la 
PEi será reemplazada por la referida diferencia calculada. 

HIP, : Horas de Indisponibilidad Programada de cada unidad durante las Horas de 
Punta del Sistema para el período estadístico. 

PE : Potencia Efectiva de la central. 

HP : Horas de Punta del Sistema para el período estadístico. 

n 	: Número deunidades (grupogenerador-turbina)de la Central Hidroeléctrica. 

	

6. 	DETERMINACIÓN DEL FACTOR DE PRESENCIA DE LAS CENTRALES DE GENERACIÓN 
HIDROELÉCTRICA 

El Factor de Presencia (FP) se calcula en base a la disponibilidad diaria de las Centrales 
Hidroeléctricas. 

	

6.1 	CRITERIOS A CONSIDERAR 

Para la determinación del FP de las Centrales Hidroeléctricas, se debe tomar en consideración 
lo siguiente: 

(i) 	El FP es aplicable a las Centrales Hidroeléctricas y se calcula mensualmente 

(i) 	Queda excluido del cálculo del FP lo siguiente: 

Afectaciones a la disponibilidad de la Central Hidroeléctrica por instalaciones de 
propiedad de terceros en los casos de: 

- Intervenciones de instalaciones eléctricas; 

- Ingreso de nuevas instalaciones eléctricas; y, 

- Falla de instalacioneseléctricas. 

Causas de fuerza mayor calificadas por el Osinergmin. 

(Vi) Para el cálculo del FP, no se consideran las Intervenciones de la Central Hidroeléctrica 
incluidas en el Programa Anual de Intervenciones (PA!) que se utilizaron en la evaluación 
de la energía garantizada de la central. 

6.2 PROCEDIMIENTO PARA DETERMINAR LA DISPONIBILIDAD DIARIA DE LAS CENTRALES 
HIDROELÉCTRICAS 

La información para verificar la disponibilidad diaria de la Central Hidroeléctrica esta 
proveniente de los registros de energía activa de las Unidades de Generación medidos en 
bornes de generación, y remitidos por los Generadores Integrantes del COES, conforme a 
lo establecido en el PR-30. 

Se verifica la disponibilidad diaria (d) de la Central Hidroeléctrica asignándole valores de 
la siguiente manera: 
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d=1, Si la Central Hidroeléctrica despachó al menos el 50% del período que 
corresponde a las Horas de Punta del Sistema y con al menos el 15% de su 
Potencia Efectiva. 

d=0, Si no se cumple la condición anterior. 

(iii) Si en un mes calendario, la verificación de disponibilidad diaria no supera 15 días 
consecutivos con valores asignados como O, el FP será igual a uno (1,0), caso contrario se 
determinará conforme a lo establecido en el numeral 6.3. 

6.3 	CÁLCULO DEL FACTOR DE PRESENCIA DE LAS CENTRALES HIDROELÉCTRICAS 

El Factor de Presencia se calcula mediante la fórmula (13). 

FP = —Id(  ... (13) 
t=1 

Dónde: 

FP : Factor de Presencia mensual; 

n 	: Número de días del mes 

d.: Disponibilidad diaria de la central del día "i" (1 o O). 

7. 	DETERMINACIÓN DEL FACTOR DE INCENTIVO A LA DISPONIBILIDAD DE LAS 
UNIDADES DE GENERACIÓN 

El Factor de Incentivo a la Disponibilidad es utilizado para evaluar la capacidad garantizada 
de transporte eléctrico y/o la capacidad garantizada de transporte de combustible. 

7.1 CRITERIOS A CONSIDERAR 

Para determinar la capacidad garantizada de transporte eléctrico y la capacidad garantizada 
de transporte de combustible, se tendrá en cuenta lo siguiente: 

Para el caso de la capacidad garantizada de transporte eléctrico desde el transformador 
elevador hasta el Punto de Conexión al SEIN, se garantizará evacuar permanentemente 
el 100% de la Potencia Efectiva de la Unidad de Generación. De no ser así, se aplicará 
lo indicado en el numeral 7.2 b) del presente Procedimiento. 

En caso exista falta de capacidad de transporte eléctrico, se calculará el factor por falta 
de capacidad garantizada de transporte eléctrico (FCe) que será igual para todas las 
Unidades de Generación asociadas al mismo Sistema de Transmisión eléctrico. 

La capacidad garantizada de transporte de combustible se refiere a la capacidad de la 
infraestructura de transporte propio o contratado que posee la Unidad de Generación. 
Dicha capacidad debe garantizar el transporte del combustible necesario para operar 
permanentemente durante las 24 horas del día a un valor igual al 100% de la Potencia 
Efectiva de la Unidad de Generación 

Para el caso de Unidades de Generación que utilizan exclusivamente ductos de 
transporte de combustible gas natural desde el campo a la central, se considerarán 
únicamente los contratos que aseguren el servicio de transporte bajo condiciones firmes 
(contrato firme)).d)). 
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e) 	Para el caso de las Unidades de Generación que tengan posibilidad de almacenar 
gas natural, la evaluación de su capacidad garantizada de transporte de 
combustible se realizará con el stock disponible de gas natural almacenado que 
garantice la operación diaria de la Unidad de Generación para 24 horas a un valor 
de 100 % de la Potencia Efectiva. En caso se requiera, podrá complementarlo con 
contratos de servicio de transporte firme de gas natural 

fi 	En caso exista falta de capacidad de transporte de combustible, se calculará el factor por 
falta de capacidad garantizada de transporte de combustible (FCc). 

9) 
	

El cálculo del factor FCc, utiliza la menor PA que resulte entre la capacidad contratada 
diaria a firme con el concesionario de transporte de gas natural y con el concesionario de 
distribución de gasnatural. 

Las Unidades de Generación que dispongan de almacenamiento de combustible en la 
misma central, y cuyo combustible sea distinto al Gas Natural Licuado, tendrán como 
factor FCc igual a O. Este numeral no será aplicable a las Unidades de Generación duales. 

Para el caso de Unidades de Generación duales el cálculo del factor FCc se realizará con el 
Combustible Principal. En caso se requiera, podrá complementarlo con el combustible 
alternativo. 

7.2 PROCEDIMIENTO 	PARA 	DETERMINAR 	LOS FACTORES POR 
FALTA DE 	CAPACIDAD GARANTIZADA DE TRANSPORTE ELÉCTRICO Y 
TRANSPORTE DE COMBUSTIBLE 

La información para el cálculo de los factores FCe y FCc será obtenida mensualmente y 
proviene de la información proporcionada por los Generadores conforme al numeral 4.1 
del presente procedimiento. 

La capacidad garantizada de transporte de combustible deberá ser entregada al tercer día 
calendario de haberse iniciado la Semana Operativa conforme al formato establecido en 
el Anexo A del presente procedimiento. 

Las adendas de los contratos de transporte y distribución de gas natural por red de 
ductos deberán ser entregados hasta después de tres días hábiles de elevada la escritura 
pública. 

El factor FCe se calcula con la fórmula (14). 

Donde: 

PL 	: Ca pacidad (MW)d el S istema de Tran sm isión eléctrica asociada a la generación. 

EP« : Sumatoria de Potencias Efectivas (MW) de las Unidades de Generación que 
utilizan el Sistema de Transmisión eléctrico asociado. 
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T : Horas dentro del mes en el que la capacidad de la infraestructura de transmisión 
asociada, es menor que el 100% de la Potencia Efectiva del conjunto de unidades 
y/o centrales asociadas a dicha infraestructura. 

HPM : Número total de horas durante el mes. 

e) 	El factor FCc se calcula con la fórmula (15) 

.FCc 
	- CA-11. 	Si PmP A < f _os)  

0; 
	 Si "'PA = PC f 

Donde: 

PmPA : Potencia promedio mensual de la PA (MVV). 

PA 	: Potencia Asegurada (M1N) conforme a lo dispuesto en el numeral 4.1 (i) del 
presente Procedimiento. 

Pef 	: Potencia Efectiva de la Unidad de Generación (MVV). 

d) 	Tomando en cuenta los factores calculados en los literales anteriores se calcula el factor 
de incentivo a la disponibilidad, conforme al numeral 7.3. 

7.3 	CÁLCULO DEL FACTOR DE INCENTIVO A LA DISPONIBILIDAD DE LAS UNIDADES DE 
GENERACIÓN 

El Factor de Incentivo a la Disponibilidad (K) se determina con la fórmula (16). 

K = (1 — raax(FCE,FCc)) (16) 

Si el factor de incentivo a disponibilidad de una Unidad de Generación es distinto de uno, y 
sólo para efectos de determinar su Potencia Firme remunerable, la Unidad de Generación 
será considerada, para la evaluación del mes siguiente, con un Costo Variable de operación 
igual al Costo de Racionamiento para la fracción de su Potencia Efectiva no garantizada, tal 
como lo indica el PR-30. 
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INFORMACIÓN BÁSICA PARA EL CÁLCULO DEL FACTOR DE INCENTIVO A LA DISPONIBILIDAD DE LAS 
UNIDADES DE GENERACIÓN A GAS NATURAL 

INCENTIVOS A LA DISPONIBILIDAD DIA1 DIA2 DIA3 D'AA DIA5 DIA6 DIA7 

UNIDAD: 

Capacidad contratada diaria a firme con el concesionario de 
transporte de gas natural (MMPCD) 

Capacidad contratada diaria a firme con el concesionario de 
distribución de gas natural (MMPCD) 

Stock Útil de Gas Almacenado Diario (MMPCD) 

VALORES MÁXIMOS DE LOS FACTORES DE INDISPONIBILIDAD 

FACTOR Valor Máximo 

FIF mensual para centrales o Unidades de Generación termoeléctrica 14% 

FIP mensual para centrales o Unidades de Generación termoeléctrica 17% 

FIP mensual para Centrales Hidroeléctricas 14% 

HP anual para centrales o Unidades de Generación termoeléctrica y Centrales 
Hidroeléctricas 30% 

Estos valores serán utilizados en la determinación de la Potencia Firme Remunerable establecido 
en el PR-30. 

FACTORES DE INDISPONIBIUDAD ESTADÍSTICOS 

CENTRAL COMBUSTIBLE 
HORAS % 

FORTUITA PROGRAMADA FORTUITA PROGRAMADA 

VAPOR 

CARBÓN 392,4 844,5 4,5 9,6 

PETRÓLEO 417,0 874,2 4,8 10,0 

GAS 475,7 954,0 5,4 10,9 

GAS 

JET 353,0 508,1 4,0 5,8 

GAS 396,0 483,6 4,5 5,5 

DIESEL 329,4 983,7 3,8 11,2 

DIESEL TODOS 442,4 960,1 5,1 11,0 

CICLO COMBINADO 245,3 857,6 2,8 9,8 

HIDRAULICAS 422,2 1058,2 4,8 12,1 

Fuente: 2014 Generating Unit Statistical Brochure - Five Years, 2010 - 2014, All Units Reporhng- NERC 
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VERIFICACIÓN DE DISPONIBILIDADES DE LAS UNIDADES TÉRMICAS MEDIANTE PRUEBAS 
ALEATORIAS 

El COES tendrá a su cargo la selección de los días en que se realizarán las pruebas y las Unidades de 
Generación que serán sometidas a prueba. El COES hará seguimiento de la ejecución de las pruebas 
cumpliendo lo señalado en el numeral 2 del presente anexo y las características establecidas en su 
ficha técnica vigente. Los resultados serán incluidos en ellE0D. 

Se realizarán cuatro (4) pruebas mensuales. 

1. SELECCIÓN ALEATORIA 

Selección de los días de prueba 

Los días de prueba serán seleccionados mediante un sorteo que se realizará todos los días a 
las 14:30 horas, con el siguiente procedimiento: 

(1) 
tantas balotas corno días tenga el mes, de las cuales cuatro (4) serán de color negro y las 
Los representantes del COES considerarán al inicio del mes, en una urna física o digital, 

restantes de colorblanco. 

00 	Se seleccionará en forma aleatoria una balota de la urna, la cual no se reintegrará a la 
urna física o digital. Si la balota resulta ser negra, ese día se seleccionará una Unidad de 
Generación para la prueba. 

Selección de la Unidad de Generación sometida a prueba 

Si en el literal a) se seleccionara una balota negra, se procederá inmediatamente con la 
selección de la Unidad de Generación que se someterá a prueba, con el siguiente 
procedimiento: 

(i) 
	

Los representantes del COES considerarán, en una urna física o digital, tantas balotas 
como Unidades de Generación tenga el parque térmico en ese momento, exceptuando 
las siguientes: 

Aquellas que se encuentren indisponibles según el PDO. 

Aquellas que se encuentren bajo Indisponibilidad Fortuita a causa de instalaciones 
eléctricas. 

Aquellas que hayan operado a solicitud del COES en los 30 días previos. 

Aquellas que fueron sometidas a prueba mediante esta selección y cuyo resultado 
fue exitoso en el mes en curso. 

Cada balota mostrará la identificación de cada una de las Unidades de Generación 
térmica. 

(ii) Se seleccionará en forma aleatoria una balota de la urna física o digital. La unidad de 
generación a laque corresponda, será sometida a prueba a partirde las 15:30 horas de 
ese día. Se adjunta un diagrama de flujo que explica los pasos que se siguen para el 
proceso del sorteo de las pruebas aleatorias; así como, lo horarios de cierre de 
información. 

2. REAUZACIÓN DE LA PRUEBA 

(i) 	La prueba incluirá: 
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El arranque ySincronización; 

El proceso de carga hasta alcanzar la Máxima Potencia en función de la Rampa de 
Incremento de Generación propia de la Unidad de Generación; 

Un período de operación a Máxima Potencia por dos (2) horas; 

Luego de ello, seda porfinalizada la prueba y la Unidad de Generación quedará a mínimo 
técnico hasta que cumpla su tiempo mínimo de operación; 

El COES verificará que la Unidad de Generación sobre la que se realiza la prueba sea 
efectivamente la Unidad de Generación sorteada. Esta verificación será realizada con la 
ayuda de medidores o registradores instalados en cada Unidad de Generación. El resultado 
de dicha verificación será informado al OSINERGMIN dentro de las 24 horas siguientes de 
culminada ¡aprueba. 

La Unidad de Generación sometida a prueba no será considerada para el cálculo del Costo 
Marginal de Corto Plazo. 

De fallar en el arranque (antes de la Sincronización), la Unidad de Generación será declarada 
Indisponible, permitiéndosele, a su solicitud y propio costo, un rearranque dentro de su 
tiempo de rearranque declarado. De resultar exitoso el rearranque, su Indisponibilidad 
Fortuita será contabilizada hasta el momento de su Sincronización al sistema. 

(y) Si la Unidad de Generación no alcanza su Máxima Potencia en la etapa de carga durante la 
prueba, ésta se continuará con la mayor potencia que pueda suministrarla máquina en las 
condiciones que se encuentre. Corresponde aplicar Indisponibilidad Parcial Fortuita de 
acuerdo a los criterios establecidos en el numeral 5.1.3 del presente procedimiento, hasta 
que supere su restricción. 

Si durante las pruebas se produjera la desconexión de la Unidad de Generación debido a una 
falla por causas propias, dicha unidad podrá reingresar y completar el periodo programado 
para la prueba. Si lafalla se extendiera más allá del tiempo entre arranques establecido en 
su ficha técnica, o más allá del período programado para la prueba, lo que suceda primero, o 
la falla se volviera a presentar dentro del período de prueba, se considerará como falla 
permanente. 

Se considerará como prueba exitosa cuando: 

Si antes de la Sincronización de la Unidad de Generación, sucediera la imposibilidad de 
sincronizar a causa de una falla producida por otra instalación del SEIN, no será necesaria 
completar la prueba. 

Si luego de la Sincronización exitosa de la Unidad de Generación, sucediera su 
desconexión por una falla atribuible a otra instalación del SEIN, no será necesaria una 
segunda prueba. 

e) Cuando no se reporta ninguna falla permanente durante el período de la prueba; y 
cuando no se registre Indisponibilidad Parcial. 

3. COMPENSACIÓN POR PRUEBA 

(i) 	La compensación de la prueba de cada Unidad de Generación se realiza conforme al 
Procedimiento Técnico del COES N° 33 "Compensaciones de los Costos Operativos 
Adicionales de las Unidades de Generación Térmicas" (PR-33). Incluyendo lo contenido en 
los numerales 2 (i) y2 (vii) del presenteanexo. Para dichoefecto se deberátomaren cuenta 
las características de su ficha técnica vigente. 
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La energía inyectada durante la prueba no implicará compensaciones para otros 
Generadores Integrantes por desplazamiento de energía. 

La compensadón de costos será realizada, cuando la Unidad de Generación sometida a 
prueba logró sincronizar en la primera oportunidad de arranque y la prueba resulte exitosa, 
considerando la fórmula (17). 

Compensación = E X (CV — CM g) (17) 

Donde: 

E : Energía Inyectada en bornes de la Unidad de Generación durante los procesos indicados en 
el numeral 20)  del presente anexo (MVVh). 

CV : Costo Variable de la Unidad de Generación. Determinada según el Procedimiento Técnico 
del COES N° 31 "Cálculo de los Costos Variables de las Unidades de Generación" (PR-31) 
(SUMWh). 

CMg 	Costo Marginal de Corto Plazo en bornes de la Unidad de Generación (S//MVVh). 
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Inicio de sorteo: 
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Nota: La implementación actual de la clase Random se basa en el algoritmo del generador de números aleatorios 
sustractivo de Donald.E.Knuth. la generación de números aleatorios comienza por un valor de iniciación. Si se utifiza la 
misma inicidzación repelidas veces, se genera la misma serie de números. Una forma de generar secuencias distintas 
consiste en hacer que el valor de iniciabación dependa del tiempo y por lo tanto, que se genere una serie distinta con cada 
nueva instancia de Random. 

Randomi_rand = newRandom(unchecked((int)DateTime.Now.Ticks)); 

El valor de esta propiedad representa el número de intervalos de 100 nan °segundos transcurridos desde la media noche 
(12:00:00) del 01 de enero de 0001. Un solo paso representa 100 nanosegundos o una diez millonésima de segundo. Hay 
10000 pasos en un mihsegundo. 
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DETERMINACIÓN DE LA POTENCIA ASEGURADA (PA): 

1. Información a utilizar 

i. Resultados de consumo horario de combustible obtenidos de las pruebas de potencia 
efectiva y rendimiento, consignados en el respectivo Informe Final vigente. 

Potencia (MVV) 
Consumo de 
Combustible 
(MMPC/11) 

P1 C1 
P2 C2 
P3 C3 
P4 C4 
P5 C5 

ot. Efectiva 
P2, Pa, P4 y P5 son potencias a cargas parciales. 

tt. La Capacidad Contratada Diaria de Transporte de Gas Natural en condiciones firmes 
(CCDTF), considerando el menor valor entre el contrato de transporte y el de distribución, 
conforme a lo establecido en el numeral 4.1 (i) del presente procedimiento. 

El Stock Útil de Gas Almacenado Diario (SUGAD) declarado conforme al numera14.1 (iii) del 
presente procedimiento. 

El Stock Útil de CombustibleAltemativo Diario (SUCAD) declarado conforme al PDO. 

2. Metodología 

i. 	El cálculo se realiza para cada central o Unidad de Generación. En caso que la CCDTF, 
SUGAD y/o SUCAD deba ser usada para más de una central o Unidad de Generación, 
entonces el Generador podrá repartir el total de estos volúmenes en orden de mayor a 
menor eficiencia. Para lo cual, deberá ser informado de esta manera en el formato 
consignado en el Anexo A del presente procedimiento. 

u. Se procede a construir la curva linealizada con los puntos de consumo horario de 
combustible (Tabla N° 1) para el combustible principal (curva 1). En caso de unidades 
duales, se construirá una segunda curva que corresponda al combustible alternativo (curva 
2). 

Entonces: 

Sean los puntos (P1, C1), (P2, C2), (P3, C3)...... (Pn, Cn) 

Aplicando el método de Regesión Lineal, la ecuación de la curva de Cosumo Horario de 
combustible de acuerdo a la fórmula (18). 

F(P) = Co + Mo x P (18) 

Dónde: 

F(P) : Función de consumo horario de combustible 

Co 	: Coeficiente independiente de la curva 

Mo 	: Pendiente de la curva 

P 	: 	Potencia Activa 
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Se divide entre 24 (horas del día) la información de CCDTF, SUGAD y/o SUCAD, para 
obtener un valor de consumo horario. Este valor será reemplazado en F(P). Seguidamente, 
se calcula la potencia activa que la central puede generar tanto con el combustible 
principal como elattemativo. 

Para el combustible principal (utilizando la curva 1): 
CCDTF + SUGAD 
	 — 24 	Coi + Moi x Pcp ... (19) 

CCDTF + SUGAD  
24 	Cq 

Pcp 	
Mol 	

... (20) 

Pcp: Potencia Activa con el combustible principal 

Para el combustible alternativo (utilizando la curva 2): 

SUCAD 

24 	
Co2  + Mo2  x Pca ... (21) 

SUCAD Cc& 
24  Pca 	 ... (22) 

M 02 
Pca: Potencia Activa con el combustible alternativo 

La Potencia Asegurada se determina de la siguiente forma: 

Si Pcp + Pca Potencia Efectiva 1  

Entonces 	PA = Potencia Efectiva... (23) 

Caso contario PA = Pcp + Pca ... (24) 

EJEMPLO DE APLICACIÓN  

1. 	Se considera una empresa que cuenta con una central de generación "A" cuya potencia efectiva 
es 196,75 MW. 

La central 'A° opera solo con gas natural y tiene una Capacidad Contratada Diana de Transporte 
en Condiciones Firmes (CCDTF) y Stock Útil de Gas Almacenado Diario (SUGAD , tal comosigue: 

Concesionario 
Transporte 
(MMPCD) 

Concesionario 
Distribución 

(MMPCD) 

Stock útil de Gas 
Almacenado 

(MMPCD) 

Stock útil de 
combustible 
alternativo 

(Galones) 

Volumen 37,00 35,07 5,00 0,00 
MMPCD: Millones de Pies cúbicos diarios 

CCDTF = mínimo (37,00 MMPCD; 35,07 MMPCD) = 35,07 MMPCD 

Entonces: 

CCDTF + SUGAD = 35,07 + 5,00 = 40,07 MMPCD 

Por otro lado: 

SUCAD = O Galones 

'Es la Potencia Efectiva correspondiente al combustible principal 
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Los resultados de consumo de horario de combustible obtenidos las pruebas de potencia 
efectiva y rendimiento de la central "A" con gas natural, son los que se muestra en la siguiente 
tabla: 

Potencia (MW) Consumo de Gas 
(MMPC/h) 

196,75 1,8684 

169,89 1,6521 

146,78 1,4757 

122,96 1,3495 

99,21 1,8684 

Se aplica regresión lineal a los puntos (P1b,C1b) ,(P2b,C2b) ,...... (Pnb,Cnb). 

La Ecuación resultante de la curva de consumo horario de combustible gas es: 

F(P) = 0,4348 + 0,0072 x P 

La Ecuación de la curva de consumo horario de combustible diésel es 

F(P)= O ;P=0 

Se calcula la Potencia Activa que puede producir la central "A" con ambos combustibles. 

Para el combustible principal: 

CCDTF + SUGAD  

Pc 	24 	C9 
p- 

Mol 
Donde se tiene que: 

CCDTF + SUGAD = 40,07 MMPCD 

Entonces: 

Pcp - 24 	- 171,498MW 
0,0072 

Para el combustible alternativo: 

Pca =0 MW 

La Potencia Efectiva de la central A, con gas natural, es 196,75 MW, entonces la PA es: 

PA = Pep + Pea = 171,498 MW 

Plb 

P2b 

P3b 

P4b 

P5b 

Cl b 

C2b 

C3b 

C4b 

C5b 

40.07 
0,4348 
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COES 
SINAC 

PROCEDIMIENTO TÉCNICO DEL COMITÉ DE 
OPERACIÓN ECONÓMICA DEL SINAC PR — 39 

OPERACIÓN DEL SEIN EN SITUACIÓN EXCEPCIONAL 

Aprobado mediante Resolución OSINERGMIN N°060-2012 -0S/CD del 04 de 
abril de 2012. 

OBJETIVO 

Establecer los criterios y metodología para decidir la operación en tiempo real en 
condiciones de Situación Excepcional, para ello se evaluará el riesgo de programar 
y operar el SEIN, o parte de él, en los períodos de Situación Excepcional declarados 
por el Ministerio de Energía y Minas. 

El alcance de la aplicación de este procedimiento comprende a los equipos del 
sistema de transmisión con niveles de tensión igual o superior a 100 kV. 

BASE LEGAL 

2.1. Ley N°28832 — Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generación 
Eléctrica. 

2.2. Decreto Ley N° 25844 — Ley de Concesiones Eléctricas; 

2.3. Decreto Supremo N° 027-2008-EM — Reglamento del Comité de Operación 
Económica del Sistema (COES); 

2.4. Decreto Supremo N° 009-93-EM — Reglamento de la Ley de Concesiones 
Eléctricas; 

2.5. Decreto Supremo N° 020-97-EM — Norma Técnica de Calidad de los Servicios 
Eléctricos (NTCSE); 

2.6. Resolución Directoral N° 014-2005—EM/DGE — Norma Técnica para la 
Coordinación de la Operación en Tiempo Real de los Sistemas Interconectados 
(NTCOTRSI). 

ABREVIATURAS Y DEFINICIONES 

3.1. Para la aplicación del presente Procedimiento, deberá entenderse por: 

Tasa de Ocurrencia de Falla. Es el cociente entre el número de fallas del 
período estacional y la cantidad de días del mismo período. La tasa de 
ocurrencia de falla de un equipo para el período estacional es el promedio de 
las tasas de ocurrencia de falla de cada uno de los últimos 10 años. Los 
periodos estacionales a considerar son Periodo de avenida" y "Periodo de 
estiaje". 

Energía No Servida. Es la energía demandada que no puede atenderse, como 
consecuencia de deficiencias en el sistema eléctrico. 

3.2. Las demás definiciones utilizadas en el presente Procedimiento están 
precisadas en el "Glosario de Abreviaturas y Definiciones Utilizadas en los 
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Procedimientos Técnicos del COES-SINAC", aprobado por Resolución 
Ministeriai N° 143-2001-EiViNME o el que lo sustituya, así como, en las normas 
que conforman la Base Legal del presente Procedimiento. 

RESPONSABILIDADES 

4.1 Del COES: 

4.1.1 Aprobar y mantener actualizada la información técnica y económica 
hetesaria para la aplicación del presente Prededimiento. 

4.1.2 Determinar los límites de las variables eléctricas en que operará el SEIN 
o parte de él, durante una Situación Excepcional. 

4.1.3 Poner a disposición de los Agentes del SEIN, toda la información que 
sustenta la Situación Excepcional. 

4.1.4 Publicar anualmente la Tasa de Ocurrencia de Falla de las instalaciones 
del SEIN, la cual se determinará con la información histórica del COES. 
De no contar con la información suficiente de alguna instalación, se 
considerará la estadística de equipos del SEIN similares en ubicación y 
nivel de tensión o capacidad. Para el caso de líneas de transmisión, la 
tasa de ocurrencia de falla se corregirá en función a su longitud. 

4.2 De los Agentes del SEIN: 

4.2.1 Mantener actualizada la información sustentada de los parámetros de 
operación de sus instalaciones, para las condiciones normales y de 
sobrecarga admisible (porcentaje sobre su capacidad nominal y tiempo 
de duración), los cuales serán válidos a partir de la aprobación por el 
COES. Para el caso de no contar con dicha información, el COES 
considerará un 20% de sobrecarga para las líneas de transmisión y 10% 
de sobrecarga para el caso de los transformadores de potencia. 

4.2.2 Suministrar la información que a criterio del COES sea necesaria para la 
aplicación del presente procedimiento. 

4.2.3 Informar inmediatamente al COES cuando las condiciones de operación 
previstas en el PSO, PDO y durante la operación, puedan afectar la 
seguridad de las personas y/o de las instalaciones. 

DESCRIPCION DE ETAPAS DEL PROCESO 

El proceso para evaluar el riesgo de la operación del SEIN en la Situación 
Excepcional comprende las siguientes etapas: 

EValLiadiÓii de la informadión y determinación dé la afectación al abastecimiento 
seguro y oportuno de energía eléctrica; 
Evaluación del riesgo; 
Decisión final. 

5.1. Evaluación de la información y determinación de la afectación al 
abastecimiento seguro y oportuno de energía eléctrica 

5.1.1 El COES analizará la información recopilada en el Programa Semanal de 
Operación (PSO), Programa Diario de Operación (PDO) y/o 
Reprogramación de la Operación (RDO), y sobre la base de la potencia 
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demandada, energía demandada y generación disponible, hará una 
evaluación del 	balance de olerla y demanda de energía eléctrica, a 
efectos de identificar si existe o no déficit de generación en las zonas del 
SEIN declaradas en Situación Excepcional por el Ministerio de Energía y 
Minas. 

5.1.2 Una vez identificado el déficit de generación, se tendrán dos escenarios: 

Escenario con Racionamiento, consistirá en programar y operar el 
áÉii‘i, considerando el racionamiento a la demanda para respetar las 
condiciones normales de operación, es decir, instalaciones sin 
sobrecarga y las tensiones en las barras principales de transmisión 
dentro de los márgenes normales de calidad que señala la NTCSE, 
tomando como referencia a la Tensión de Operación determinada por 
el COES. En este escenario se producirá una Energía No Servida de 
racionamiento (ENSR). 

Escenario en Situación Excepcional, consistirá en programar y 
operar el SEIN, o parte de él, en condiciones donde es permisible 
exceder lót límites hdriliáléb dé óberadióti, eón él prostitó de eliminar 
o minimizar la Energía No Servida. Sin embargo, *no deberán 
excederse los límites de sobrecarga de las instalaciones indicados en 
el numeral 4.2.1 del presente Procedimiento; y las tensiones en las 
barras principales del sistema de transmisión no deberán exceder los 
márgenes del ±7% de la Tensión de Operación determinado por el 
COES; ambos serán sustentados con análisis eléctricos. 

5.1.3 Cuando se trate de una parte del SEIN se podrá programar el despacho 
de la generación hasta agotar la reserva. Sin embargo, cuando se trate 
de todo el SEIN, la programación del despacho de la generación 
mantendrá un margen mínimo de reserva, el cual será sustentado por el 
COES en un plazo de tres días hábiles siguientes a la emisión del PDO, 
a través de un Informe Técnico publicado en su portal de intemet. 

5.2. Evaluación del riesgo: Cálculo y Valorización de la Energía No Servida 
(ENS) 

Para la evaluación del riesgo, se procederá a calcular y valorizar la Energía No 
Servida, el cual comprenderá los siguientes pasos: 

Se calcula la Energía No Servida prevista en , ambos escenarios (ENSs y 
álár), como resultado de los análisis energéticos y eléctricos en el Pso, 
PDO y/o RDO; 

Se valoriza la Energía No Servida prevista en ambos escenarios, C(ENSR) y 
CIENSx), de la siguiente manera: 

C(ENSR) = (ENSR)*CR + (AVVRtR)*Cu   (1) 

C(ENSx) = (ENSx)*CR + (AWxtx)*Cu   (2) 

Dónde: 

ENSR: Energía No Servida prevista en la Programación de la Operación 
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de corto plazo, para el escenario con Racionamiento, expresada 
en MS/Vh. 

ENSx: Energía No Servida prevista en la Programación de la Operación 
de corto plazo, que podría producirse para el escenario de 
operación en Situación Excepcional, por regulación de tensión u 
otras restricciones particulares de ser necesario; expresada en 
MWh. 

CR: Costo de Racionamiento, expresado en US$/MVVh y fijado por 
OSINERGMIN. 

Cu: Costo Unitario de Energía No Servida, expresado en US$/MWh y 
usado en el Plan de Transmisión vigente. 

A: 	Tasa de Ocurrencia de Falla 

WR: Potencia interrumpida en el área luego de la pérdida por falla del 
enlace, resultado del análisis eléctrico, para el escenario con 
Racionamiento, expresada en MW. Los criterios de análisis 
eléctrico se sustentarán con una Nota Técnica que será publicada 
en el penal de internet del COES y serán utilizades en lbs análisis 
que acompañarán a la programación de la operación de corto 
plazo. 

iix: Potencia interrumpida en el área luego de la pérdida por lada dei 
enlace, resultado del análisis eléctrico, para el escenario en 
Situación Excepcional, expresada en MW. Los criterios de análisis 
élédtritó le Stitteritárán óh Una Nota Técnica que será publicada 
en el portal de intemet del COES y serán utilizados en los análisis 
que acompañarán a la programación de la operación de corto 
plazo. 

tR: Tiempo medio de restauración del área afectada, previamente en 
Racionamiento, expresado en horas, de no contar con esta 
iñfñfífiádiÓñ, §é dórilidéfárá liñá (1) hórá. 

tx: Tiempo medio de restauración del área afectada, previamente en 
Situación Excepcional, expresado en horas, de no contar con esta 
información se considerará tres (1) horas. 

5.3. Decisión final 

El COES programará y operará el SEIN, o parte de él, en Situación Excepcional 
siempre que el costo de la Energía 	Servida en estas condiciones no exceda 
en 10% al costo esperado del escenario con Racionamiento, esto es: 

C(ENSx) 
11  C(ENSR) ' 

Dicho porcentaje podrá ser modificado por el OSINERGMIN, a propuesta del 
COES, quién cada dos años evaluará las condiciones del SEIN y propondrá un 
nuevo valor. 

El Anexo adjunto contiene un ejemplo numérico de aplicación para la tomar la 
decisión de operar en Situación Excepcional. 

PROCEDIMIENTO N°39: OPERACIÓN DEL SEIN EN SITUACIÓN EXCEPCIONAL 	 Página 4 de 7 



6. PERIODICIDAD Y PLAZOS 

La Tasa de Ocurrencia de Falla de las instalaciones del SEIN será publicada por el 
COES anualmente antes del 31 de enero. 
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EJEMPLO NUMÉRICO DE APLICACIÓN DEL PROCEDIMIENTO TÉCNICO 
PR-39 "OPERACIÓN DEL SEIN EN SITUACIÓN EXCEPCIONAL" 

Datos: 

Área en análisis: Área Norte del SEIN, a partir de la subestación Chimbote 1 

Demanda en promedio en el periodo, resultado del Programa Diario de Operación, de 
08:00 h a 22:30 h = 683 MW 

Potencia a racionar en el período indicado: 30 MW durante 14,5 horas 

Luego, la Energía No Servida prevista (ENSp) será: 30MW*14,5h = 435 MWh 

Costo de Racionamiento (CR) = 250 U.S.$/MWh 

Le Resolución OSINERGMIN N°067-2011-0S/CD: "Resoluc ión que fija los Precios en Barre 
aplicables el periodo comprendido entre el 01 de mayo de 2011 y el 30 de abril de 2012'; en su 
Artículo 11°, fije el valor del Costo de Racionamie nto en 70,125 céntimos de SlikWh para todos 
los sistemas eléctricos. Realizando le conversión y considerando el tipo de cambio en S/. 2,8 por 
U.S.S., se tiene que dicho valor es 250 U.S.$/MWh. 

Costo Unitario de Energía No Servida, tomaremos el utilizado en la elaboración del 
último Plan de Transmisión, es decir (CF) = 6 000,0 U.S.$/MWh 

De acuerdo el documento de OSINERGMIN Oficio N°018 9-2010-GART, del 9 de marzo de 2010. 

Estadística de fallas del enlace Paramonga Nueva — Chimbote 1, de los últimos 10 
años: 

Perernetvp lkows - Chimbo« 1 
Abo Tutti 

roo aro mes 	1 206S 	I 	roce 	I 	2007 I 	ton 	I un I orlo 
1.4/15 
/Útero de Filas 1 0 1 o o 1 3 0 0 0 6 
Irdlyont63441 potFe (14) 0.0026 0 02 0 0 00503 0.11272 0 0 0 
Tenlo Medb ReposIDOn (h) 023 0 17.64 0 0 7.04 OJO o o o 

1.4214 

Urnas Foto o 3 4 
bottoontead par Feta (14) 0.2112 0 0.52113 
Tuvo Mak Rs2osick4 00 4.64 0 15.43 

Fuente: ISA-Rep 

Luego, la Tasa de Ocurrencia de Falla de cada circuito será: 

A(1.322 16) = (6/10).1 (1/365) = 0,0016438 

,41--221e> = (4/3)*(1 /365) = 0,003653 

Para el escenario con Racionamiento: 

Se considerará que la pérdida de cualquiera de uno de los circuitos, provocará la 
sobrecarga en el circuito paralelo y pérdida de cama del orden del 30% del área en 
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estudio  por oscilaciones de tensión, es decir: 

Wo = (683-30)*0,3 = 195,9 MW. 

Se tomará como tiempo medio de restauración de los suministros afectados de una (1) 
hora: 

tF = 1,00 h. 

Como puede fallar cualquiera de los circuitos L-2215 ó L-2216, entonces: 

= A(L-2215) A(L-2216) = 0,0016438 + 0,002653 = 0,0052968 

Reemplazando los valores en: 

C(ENSR) = (ENSR)"CR (AVVRt.prCr 	. 	 (1) 

C(ENSR) = (435)250 (0,0052968e195,9*1:00r6000 

C(ENSR) = 115 170,1 US$ 

Para el escenario de Situación Excepcional: 

Es necesario un corte de 7 MW por regulación de tensión en el mismo período de la 
Situación Excepcional; entonces: 

ENSx = 7*14,5 = 101,5 MWh 

Además, se considerará que la pérdida de uno de los circuitos, provocará la pérdida del 
circuito paralelo y, en consecuencia, el colapso total del área en estudio  esto es, 683 
MW, menos los 7 MW del corte por tensión, es decir, Wo = 638 — 7 = 676 MW; y el 
tiempo de falla será el tiempo medio de restauración de dicha área, es decir, tx = 3,0 h. 

Reemplazando los valores en: 

C(ENSx) = (ENEX)eFt (AWxtrrCp. 	..... 	(2) 

C(ENSx) = (101,5)250 t (0,0052968•6763,0)6000 

C(ENSx) = 89871,8 US$ 

Cálculo de la relación C(ENSx) / C(ENSR): 

C(ENSx)/C(ENSR) = [89 871,8 / 115 170,11= 0,7803 

Esto significa que el costo esperado de la Energía No Servida en Situación Excepcional 
es menor en 0,-7803 veces del escenario con Racionamiento; menor a 1,1 exigido por el 
Procedimiento. Entonces, 

Decisión Final: Sobrecaraar enlace  
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COES SINAC PROCEDIMIENTO TÉCNICO DEL COMITÉ DE OPERACIÓN 
ECONÓMICA DEL SON PR-31 

CÁLCULO DE LOS COSTOS VARIABLES DE LAS UNIDADES DE GENERACIÓN 

AprobadoporOsinergmin, mediante Resolución N°156-2016-0S/CDdel 16de juniode2016. 

Modificado por Osinergmin, mediante Resolución N°201-2017-0S/CDde126desetiembrede 
2017. 

Para la aplicación del presente Procedimiento Técnico debe tenerse en cuenta que mediante 
Decreto Supremo N° 043-2017-EM se ha modificado el artículo 5 del Decreto Supremo N° 016-2000-
EM. 

1 OBJETIVO 

Determinar el contenido, oportunidad y modo de presentación y actualización de la información 
y documentación que deben entregar al COES los Participantes Generadores', y precisar la 
metodología que debe utilizar el COES para el cálculo de los Costos Variables (CV) de las Unidades 
de Generación con base en dicha información y documentación. 

2 BASE LEGAL 

El presente Procedimiento Técnico se rige por las siguientes normas y sus respectivas normas 
concordantes, modificatorias ysustitutorias. 

2.1 	Decreto Ley hl° 25844.- Ley de Concesiones Éléctricas. 

2.2 	Ley N°28832.-Ley paraAsegurarel Desarrollo Eficientede la Generación Eléctrica. 

2.3 	Decreto Supremo N° 009-93-EM.- Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas. 

2.4 	Decreto Supremo N° 027-2008-EM.- Reglamento del Comité de Operación Económica del 
Sistema (COES). 

2.5 	Decreto Supremo N° 016-2000-EM.- Fijan fecha límite y la información a ser presentada 
portas entidades de generación que utilizan gas natural como combustible. 

2.6 	Decreto Supremo N° 026-2016-EM.- Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad 
(Reglamento del MME)2. 

3 	ABREVIATURAS Y DEFINICIONES 

Para efectos del presente Procedimiento, todas las definiciones de los términos en singular o 
plural que estén contenidos en éste, inicien con mayúscula, y no tengan una definición propia en 
el mismo, serán aquellas definiciones contenidas para tales términos en el "Glosario de 
Abreviaturas y Definiciones utilizadas en los Procedimientos Técnicos del COES-SINAC", 
aprobado mediante Resolución Ministerial N° 143-2001-EMNME o la norma que lo sustituya: y 
en su defecto, serán aquellas definiciones contenidas en las normas citadas en la Base Legal. 

Asimismo, en todos los casos cuando en el presente Procedimiento se citen normas, 
procedimientos técnicos o cualquier dispositivo legal, se entenderá que incluyen todas sus 
normas concordantes, modificatorias y sustitutorias. 

4 RESPONSABILIDADES 

1Términomodificadoporelarticulo2° de la ResolucióndeConsejoDirectivodeOsinergminbr 201-2017-08/CD, publicadoe128.09.2017. 
2Numeral incorporadoporelarticulo ?dela ResolucióndeConsejo Directivo deOsinergmintr201-2017-0S/CD,publicadoe128.09.2017. 



4.1 	De los Participantes Generadores3  

Entregar al COES la información y documentación a la que se refiere el presente 
Procedimiento, según el contenido, la oportunidad ye! modo que para el efecto se precisa 
en el mismo. 

4.2 Del COES 

4.2.1 	Revisar la información y documentación de sustento presentada por los Participantes 
Generadores4  para el cálculo de los CV. 

4.2.2 	Proveer la plataforma virtual (Extranet) para que los Participantes Generadores5  
puedan ingresar la información y documentación requerida. 

42.3 	Calcular y publicar en el portal internet del COES los CV vigentes en moneda nacional 
(S/). En caso se presenten costos en dólares Se Utilizará el tipo dé cambió según el 
Procedimiento en que se utilice los costos variables. 

4.2.4 	Informara Osinergmin los casos de incu mphmiento del presente Procedimiento Técnico 
del COES por parte de los Integrantes. 

5 CONTENIDO, OPORTUNIDAD Y MODO DE PRESENTACIÓN DE LA INFORMACIÓN Y 
DOCUMENTACIÓN A SER ENTREGADA POR LOS PARTICIPANTES GENERADORES° AL COES 

	

5.1 	Los Participantes Generadores7  hidroeléctricos que lo estimen pertinente entregarán al 
COES el cálculo del Costo Variable incurrido por la presencia de sóhdos en suspensión en el 
agua turbinada CVSS y la fórmula de actualización respectiva a ser utilizada, debidamente 
sustentada en un informe técnico a ser evaluado por el COES. Dicha fórmula tendrá una 
vigencia de cinco (5) años. Al término de la vigencia de la referida fórmula, los Participantes 
Generadoresshidroeléctricos que loestimen pertinente entregarán al COES un nuevo cálculo 
del CVSS y su fórmula de actualización respectiva, debidamente sustentada. En todos los 
casos en los que los Participantes Generadoresg no entreguen al COES su correspondiente 
cálculo y/o la actualización respectiva, según corresponda, se asumirá que el CVSS es igual a 
cero. 

La aplicación de la fórmula de actualización del CVSS realizada por el COES tomará como 
mínimo una muestra de datos de los últimos quince (15) días, sin considerar aquellos en los 
que la(s) Un idad(es) de Generación haya (n) estado fuera de servicio por la presencia de 
sólidos en suspensión. Su actualización será los días jueves de cada semana. 

	

5.2 	Los Participantes Generadoresl° termoeléctricos deberán entregar al COES determinada 
información y documentación según lo siguiente: 

5.2.1 	En el caso de Participantes Generadores' I termoeléctricos que utilizan combustibles 
líquidos para la generación de energía eléctrica: 

(i) 	La información y documentación a laque se refieren el numeral 2 del Anexo 1 y 
el Formato 1 del presente Procedimiento, y según el contenido, oportunidad y 
modo regulado para el efecto en los numerales2 y3 del mencionadoAnexol. 

'Término modificado por el artí culo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.092017. 
'Término modificado porel artículo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N°201-2017-OS/CO, publicado el28.09.2017. 
'Término modificado porel artículo 26  de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-0S/CD, publicado el 28.012017. 
6  Término modificado por el attí culo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
'Término modificado porel articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.012017. 
"Término modificado porel artículo 2"de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N°201-2017-OS/co, publicado el 28.09.2017. 
'Término modificado por elartículo2°de la Resolución de Consejo Directivode Osinergmin N°201-2017-OS/co, publicado el 28.09.2017. 
"Término modificado por el artí culo 2° de la Resolución deConsejo Directivo de OsinergminN°201-2017-0S/CD, publicado et28.09.2017. 
"Término modificado porel articulo 2°de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N°201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 



(ü) 	Un informe mensual, remitido vía correo electrónico o sistema extranet, con la 
declaración de las adquisiciones de combustibles para sus Unidades de 
Generación termoeléctrica realizadas en el mes anterior. Dicho informe deberá 
entregarse en los primeros ocho días hábiles de cada mes, y únicamente incluirá 
las adquisiciones de los combustibles que físicamente se encuentren en los 
tanques de almacenamiento de las Unidades de Generación termoeléctrica. En 
los casos que no se realicen compras, el informe deberá declarar expresamente 
la no adquisición de combustibles durante dicho mes. 

(iii) 	Un informe anual sobre: a) los costos de tratamiento mecánico del combustible, 
debidamente sustentados en comprobantes de pago por la adquisición de 
materiales y repuestos utilizados para la reparación, mantenimiento y operación 
de los equipos de centrifugación durante los últimos tres (3) años; y 
b) los costos de tratamiento químico del combustible, debidamente sustentados 
tanto en una copia del análisis del combustible que justifique la utilización de 
aditivos en éste y la dosificación requerida para una determinado volumen de 
combustible consumido, así como en los respectivos comprobantes de pago 
asociados a las compras del producto referido, y los registros del volumen 
consumido del mismo durante los últimos tres (3) años. Dicho informe se deberá 
presentar antes del 31 de diciembre de cada año. 

5.2.2 	En el caso de Participantes Generadores12  termoeléctricos que utilizan carbón para la 
generación de energía eléctrica: 

(i) 
	

La inforrnaciónydocumentación a la que se refieren el numeral2 delAnexo2y el 
Formato 2 del presente Procedimiento, y según el contenido, oportunidad y modo 
regulado para el efecto en los numerales 2 y3 del mencionado Anexo 2. 

(ü) 	Un informe mensual con la declaración de las adquisiciones de carbón para sus 
Unidades de Generación termoeléctrica realizadas en el mes anterior. Dicho 
informe deberá entregarse el primer día hábil de cada mes, y únicamente incluirá 
las adquisiciones del carbón que físicamente se encuentren en los depósitos de las 
Unidades de Generación termoeléctrica. En los casos que no se realicen compras, 
el informe deberá declarar expresamente la no adquisición de carbón durante 
dicho mes. 

52.3 	En el caso de Participantes Generadoresgtermoeléctricos que utilizan gas natural para 
generación de energía eléctrica, la información y documentación a la que se refiere el 
Anexo 3 y el Formato 3 del presente Procedimiento, y según el contenido, oportunidad 
y modo regulado para el efecto en el mencionado Anexo 3. 

6 	DETERMINACIÓN DE COSTOS VARIABLES DE LAS UNIDADES DEGENERACIÓN 

6.1 	Costos variables de las Centrales Hidroeléctricas 

Se calculan con la fórmula 1: 

CVFI CUE CVSS ....... (1) 

Dónde: 

CVH 	: 	Costos variables de las Centrales Hidroeléctricas. 

CUE: Lacompensación única al Estado, poreluso de los recursos naturales provenientes 

"Término modificado por elartículo 2°de la Resolución &Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
'3Término modificado por elartículo2° de la Resolución deConsejo Directivo deOsinergmin N°201:2017:0S/CD, publicado 0128.09.2017. 



de fuentes hidráulicas de acuerdo con el Artículo 213° y 214° del Reglamento 
de la Ley de Concesiones Eléctricas. La CUE se actualiza mensualmente. 

CVSS : El costo variable (USD/kVVh) incurrido por la presencia de sólidos en suspensión 
en el agua turbinada. 

6.2 	Costos Variables de las Unidades de Generación termoeléctricas 

Se calculan con la fórmula 2. 

CV = 	-4- CV NC ... (2) 

Dónde: 

CV 	: 	Costo Variable (S/ /kWh). 
CVC 	: 	Costo Variable Combustible (S//kWh) 
CVNC : 	Costo Variable No Combustible (S//kVVh) 

6.2.1 Costo Variable Combustible (CVC)14  

Se determinará con la fórmula (3). 

CVC — 
cc xCec 1.2  
PCinf 

Dónde: 

CVC : Costo Variable Combustible (S/ /kWh o USD/kWh) 

cc : Costo del combustible de la Unidad de Generación (USO/kg. S//lo USD/I, USD/m3). 

Cec : Consumo específico de calor (Heat Rate) de la Unidad de Generación en kJ/kWh. 

PCifif : Poder calorífico inferior del combustible (kJ/kg, kJ/I, kJ/m3). 

6.2.1.1 	Consumo específico de calor (Cec)15  

El Cec, para efectos de la programación, se determina en función de la relación "Cec 
VS potencia" de la Unidad de Generación termoeléctrica, relación obtenida en los 
Ensayos de Potencia Efectiva y Rendimiento, de acuerdo a lo establecido en el 
Procedimiento Técnico del COES N°17 "Determinación de la Potencia Efectiva y 
Rendimiento de las Unidades de Generación Termoeléctrica" (PR-17). 

Para efectosdel reconocimiento económico de CostosVariables, se utiliza la misma 
función de la "Cec VS potencia" definida en el anterior párrafo y el Cec corresponde 
ala Potencia Media que produjo la Unidad de Generación en el Intervalo de 
Mercado a evaluar, considerando los siguientes casos particulares: 

En caso que la Potencia Media sea inferior a la Generación Mínima Técnica de 
la Unidad de Generación, se tomará como Potencia Media el valor de la 
Generación Mínima Técnica. 

En caso que la Potencia Media sea superiora la Potencia Efectiva de la Unidad 
de Generación, se tomará como Potencia Media el valor de la Potencia 
Efectiva. 

Para las Unidadesde Generación nuevasque no cuentan con estudios de Potencia 
Efectiva, el Cec corresponderá al valor declarado al inicio de su Operación 
Comercial hasta la realización de las pruebas de Potencia Efectiva, conforme al 
respectivo Procedimiento Técnico del COES. 

"Numeral moditicado porelartícub 3° de la Resolución de ConsejoDirectivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
15  Numeral modificado por el artículo 3° de la Resolución de ConsejoDirectivo de Osinergm in N'201-2017-OS/CD, publicado el 28.09.2017. 



6.2.1.2 	Costo del Combustible (cc) 

El Participante Generador' 6  presentará la información de los costos en la moneda 
que realizó la adquisición de combustible, pago de transporte, tratamiento 
mecánico y químico (S/ o USD). 

6.2.1.21 	Costo de combustible líquido (cct) 

Calculado con información proporcionada según Anexo 1, con la fórmula 5 

cci  = pe t ctc ctmc t ctqc t cf c ......... (5) 

Dónde: 

cci 	: Costo de combustible líquido (SIR o USD/I) 

pc 	: 	Precio ex planta del combustible (S//1 o USD./ 1). 

ctc 	: 	Costo de transporte del combustible de la Unidad de Generación 
(S//1 o USD/I). 

ctmc : 	Costo de tratamiento mecánico del combustible (Sil! o USD/ I). 

ctqc : 	Costo de tratamie nto q u [mico del combustible (S//1 o USD/1). 

cfc 	: 	Costo financiero del combustible (S//1). 

6.2.1.2.2 	Costo de combustible sólidos (cc417  

Calculado con información proporcionada según Anexo 2, con la fórmula 6 

ccg  = pc CtS cad + cemb + cfc 	(6) 

Dónde: 

ccs 	: Costo de combustible sólido (USD/kg) 

pc 	: Precio (en puedo de embarque) del combustible (USD/kg). 

cts 	: 	Costos de seguros y flete marítimo del combustible (USD/kg). 

cad 	:Costosde aduanas yotroscostosdedesaduanajedelcombustible 
(USD/kg). 

Cemb :Costos de embarque, desembarque yflete terrestre hasta la central 
(USD/kg). 

cfc 	: 	Costo financiero del combustible (USD/kg). 

6.2.1.2.3 	Costo de combustible gaseoso (ccg) 

El valor de ccgserá el precio del gas natural puesto en la central, conforme lo 
dispuesto en el Anexo 3 del presente Procedimiento, referido al poder calorífico 
inferior. 

6.2.2 Costo Va riable No Combustible (CVNC) 

Se determinará con la fórmula 7. 

"Término modificado por elartículo 2° de la Resolución de Consejo Directivo deOsinergmin N°201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
17Numeral modificado porelartículo 3° dela Resolución de ConsejoDireclivo de Osinergm inN° 201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 



CVNC = CVONC + CVM 	... (7) 
Dónde: 

CVNe 	: 	Costo Variable No Combustible (littiklAih). 

CVONC : 	Costo vari able de operación no combustible (USD/kWh). 

CVM 	: Costo variable de mantenimiento (USD/kWh). 

	

6.2.2.1 	Costo variable de operación no combustible (CVONC) 

Es el costo variable relacionado al uso de agregados al proceso de combustión, por 
consideraciones técnicas de la Unidad de Generación, determinado mediante la 
fórmula 8, cuyo consumo guarda una relación directamente proporcional con la 
producción de energía de la Unidad de Generación referida. Entre ellos se 
encuentran el aceite lubricante en las unidades reciproca ntes, la inyección de agua 
o vapor en las unidades tu rbogas, entre otros. 

La función de consumo y los costos de los agregados serán sustentados por el 
ParticipanteGenerador18yevaluadosporeICOES, en la mismaoportunidad en que 
se sustenten el costo variable de mantenimiento. 

CVONC =Igai  x cai  ......... (8) 

Dónde: 

CVONC : Costo variable de operación no combustible (USD/kVVh). 

gai 	: 	Consumo específico del agregado j (kg/kINh, 1/kWh, m3/kVVh) 
calculado sobre el período de los últimos cuatro años. 

caj: Costo del agregado j (USD/kg, USD/I, USD/m3). 

j : Número total de agregados. 

Sustentados por el Participante Generador19  y verificado por el COES. 

	

6.2.2.2 	Costo variable de mantenimiento (CVM) 

Es la parte de los costos de mantenimiento de una Unidad de Generación que 
guarda proporción directa con la producción de dicha unidad. Se obtiene según lo 
establecido en el Procedimiento Técnico del COES N°34, °Determinadón de los 
costos de Mantenimiento de las Unidades Termoeléctricas del COES", o el que lo 
reemplace. 

6.2.3 Costo Total de Arranque — Parada (CAP) 

Es el costo en el que se incurre por la puesta en servicio y salida de una Unidad de 
Generación termoeléctrica, determinada mediante la fórmula 9. 

CAP = CCbe fa la CCbe fp t CMarr......... (9)   

Dónde: 

CAP 	: Costo Total de Arranque — Parada (USD) 

CCbefa : 	Costo de combustible de arranque y de baja eficiencia en la Rampa de 

'°Término modificado porelarticulo 2° de b Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N '201-2017-0S/CD, publicado0128.09.2017. 
IgTérmirto modificado porelarticulo 2° de b Resolución de Consep Directivode Osinergmin W201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 



Incremento de Generación (USD). 

CCbefp : Costo de combustible de parada y de baja eficiencia en la Rampa de 
Disminución de Generación (USD). 

CiViarr : 	Costo de mantenimiento porarranque-parada Mb/arranque-parada). 

6.2.4 Costo de Combustible de Arranque y de Baja Eficiencia en la Rampa de Incremento 
de Generación (CC:befa)2° 

Son los costos del combustible consumidos tanto en los procesos de arranque, como en 
los reconocidos por consumo a baja eficiencia en las Rampas de Incremento de 
'Generación de la Unidad de Óeneración termoeléctrica. S'e determina medlante la 
fórmula 10. 

	

CCbef a = cc x (Cu + Ge) 	(10) 

Dónde: 

CCbefa : Costo de Combustible de Arranque y de Baja Eficiencia en la Rampa de Incremento 
de Generación. 

cc 	: Costo del combustible (USD/kg, USD/I, USD/m3). 

G a : Consumo de combustible desde el arranque hasta antes de la puesta en paralelo (kg, 
I, m3), declarado por el Participante y aprobado por COES. 

G 	: Consumo de combustible en la Rampa de Incremento de Generación desde la puesta 
en paralelo hasta la Generación Mínima Técnica (kg, I, m3), declarado por el 
Participante y aprobado por COES. 

6.2.5 Costo de Combustible de Parada y de Baja Eficiencia en la Rampa de Disminución de 
Generación (CCbefp)14  

Son los costos por el combustible consumido en los procesos de parada, y los 
reconocidos por consumo a baja eficiencia en las Rampas de Disminución de Generación 
de la Unidad de Generación termoeléctrica. Se determina con la fórmula 11. 

	

CCbefp = cc x (Gd+ GP) 	(11) 

Dónde: 

CCbefp: Costo de Combustible de Parada y de Baja Eficiencia en la Rampa de Disminución 
de Generación. 

cc: Costo del combustible (USD/kg, USD/I, USD/m3). 

G d: Consumo de combustible en la Rampa de Disminución de Generación desde 
Generación Mínima Técnica hasta fuera de paralelo (kg, I, m3), declarado por el 
Participante y aprobado por COES. 

G P: Consumo de combustible desde que sale de paralelo hasta la parada de la Unidad de 
Gériétádióri (kg;  I, 110), déólátádó pót‘ él Pe iiiCipárité y aprobado portOES. 

Los consumos de combustible reconocidos en las Rampas de Incremento y Disminución 
de Generación (Gc, Gd) de la Unidad de Generación termoeléctrica, se determinan como 
la diferencia entre los consumos a baja eficiencia durante las Rampas de Incremento y 

2°Numeral modificado porel articulo 3°de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
21  Numeral modificado por el artículo 3° dela Resolución de Consejo Directivo de Osinergm in N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 



Disminución de Generación y los consumos de combustible para generar la energía de 
dichas rampas a la eficiencia de Potencia Efectiva de la unidad de Generación. Éstos 
consumos a baja eficiencia serán sustentados por el Participante Generador22  en base a 
pruebas y documentación del fabricante verificados por el COES. 

En la Figura N°1 se muestran los procesos de consumo de combustible de arranque, 
Rampa de Incremento de Generación, operación , Rampa de Disminución de Generación 
y parada de la Unidad de Generación termoeléctrica. 

Figura N° 1 

PE 	Potencia Efectiva de la Unidad de Generación. 

GMT 	: 	Generación Mínima Técnica dela Unidadde Generación. 

ta, tp 	 Tiempos de arranque y parada. 

td 	: 	tiempos en Rampas de Incremento de Óeneración y Rampa de 
Disminución de Generación. 

to, E° 	: 	Tiempo de operación normal y energía generada. 

E°, Ed : 	Energía generada en los períodos de la Rampa de Incremento de 
Generación y Rampa de Disminución de Generación. 

Ga, GP f Cóñáliftió dé dórYibüátiblé én I eh áffáfiqüet y pairádát. 

G°, Gd: Consumo de combustible en la Rampa de Incremento de Generación y Rampa 
de Disminución de Generación. 

6.2.6 Costo de mantenimiento por Arranque — Parada (CMarr) 

Es la parte de los costos de mantenimiento que son función de los arranques-paradas 
de la Unidad de Generación termoeléctrica, y que se obtiene mediante la metodología 
descrita en el Procedimiento Técnico del COES N°34 "Determinación de los Costos de 
Mantenimiento de las Unidades Termoeléctricas del COES". 

22Términomodificado porel artículo 2° de la Resolución deConsejo Directivo deOsinergmin N° 201-2017-0S/CD, publicado el28.09.2017. 



SOBRE LAINFORMACIÓN ASER ENTREGADAALCOES POR LOS PARTICIPANTES 
GENERADORES23  TERMOLÉCTRICOS QUE UTILIZAN COMBUSTIBLES LÍQUIDOS 

1 GENERALIDADES 

1.1 	Los Participantes Generadores24  que utilizan combustibles líquidos entregarán 
obligatoriamente al COES, cada vez que adquieran éstos para la operación de sus Unidades 
de Generación y en tanto los mismos se encuentren físicamente en sus tanques de 
almacenamiento, la infommción a la que se refiere el presente Anexo 1 y el Formato 1 que 
forman parte integrante del presente Procedimiento. El referido Formato 1 se encuentra 
disponible en el portal de intemet del COES. 

1.2 Para tal efecto, los Participantes Generadores25  realizarán previamente a ello las 
determinaciones o cálculos que les corresponda para la obtención de la información antes 
referida según lo señalado en el numeral2 siguiente, yen mérito de los resultados de las 
determinaciones o cálculos referidos, llenarán correctamente el Formato 1 , acompañando a 
éste todos los documentos de sustento respectivos, en medio digital (lo que incluye las hojas 
de cálculo correspondientes). 

1.3 	Dichos documentos deberán, de un lado, tener la calidad de comprobantes de pago 
asociados a los suministros tanto de combustibles líquidos como de los servicios requeridos 
para que los Participantes Generadores26  dispongan de los mismos para sus Unidades de 
Generación o Centrales Termoeléctricas, y de otro lado, tener una antigüedad menor o igual 
a quince (1 5)días hábilescontadosa partirde la fecha de emisión del últimocomprobante 
de pago. En los casos en losque los Participantes Generadoresntenganque adqui rir con una 
antelación mayor a quince (15) días hábiles los combustibles líquidos requeridos por sus 
Unidades de Generación o Centrales Termoeléctricas y en losque el suministro físico materia 
de dicha adquisición se realice de manera muy posterior y de forma periódica y continuada 
a la misma, los documentos de sustento podrán estarconstitu idos por el comprobante de 
pago correspondiente a la adquisición realizada. 

La información y documentación deberá ser validada por el COES dentro de los cinco (5) 
días hábiles siguientes a su fecha de recepción. 

2 INFORMACIÓN A SER DETERMINADA O CALCULADA POR LOS PARTICIPANTES GENERADORES28  

La información a ser determinada o calculada por los Participantes Generadores29  es la 
siguiente: 

2.1 	Precios del combustible ex-planta suministrado por el proveedor. Corresponde al precio 
registrado en los comprobantes de pago emitidos por los proveedores. Si la entrega del 
combustible se realiza en la misma ubicación de la Unidad de Generación o Central 
Termoeléctrica, la información del combustible y del transporte deberá separarse. Esta 
información será proporcionada en cada oportunidad que los Participantes Generadoresx 
adquieran combustibles líquidos. 

23Término modificado por el artículo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado e128.09.2017. 
24  Término modificado por el articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
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22Término modificado por el articubo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado e128.09.2017. 
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2.2 	Costo de transporte del combustible hasta la central. Corresponde al costo registrado en los 
comprobantes de pago portransporte emitidos por los proveedores de este servicio. Incluye 
los costos de carga, descarga, seguros y supervisión del combustible hasta los tanques de 
almacenamiento y el demurrage (costos de almacenaje en la embarcación, por mercancía 
entrante que no es retirada en el tiempo libre permitido para la carga o descarga en un 
muelle o terminal de flete) originados por el cierre de puertos dispuesto por la Dirección 
General de Capitanía y Guardacostas. La información será proporcionada en cada 
oportunidalque íos participantes deneradores31  adquieran combustibles líquidos. 

2.3 	Costos detratamientos mecánicosdel combustible. Corresponden abs costos promedio por 
cada unidad de combustible por los tratamientos mecánicos y químicos aplicados al 
combustible. Esta información proviene del informe anual que será presentado por el 
Participante Generador32  al COES. Se podrá considerar como parte de estos costos, los costos 
empleados en el recambio, rotación, centrifugación y reprocesamiento del combustible; así 
como aquellos necesarios para incrementar su vida útil. En caso que el Participante 
Generador33  no presente oportunamente el informe debidamente sustentado, el COES 
asumirá que estos costos tienen un valor cero. 

2.4 	Impuestos que no generen crédito fiscal. 

2.5 	Volumen de combustible comprado. Corresponde al volumen de combustible comprado y 
registrado en el comprobante de pago previamente señalado en el numeral 2.1 del presente 
Anexo. 

2.6 	Volumen de combustible en almacén. Corresponde al volumen de combustible almacenado 
en la planta, en el momento previo a la descarga del combustiblecomprado indicado en el 
numeral 2.6 del presente Anexo. 

Calidad del combustible. Corresponde a la información emitida por los laboratorios 
especializados, encargados de realizar las pruebas que determinen la calidad del 
combustible adquirido y/o almacenado de titularidad del Participante Generador34. 
También, se considerará a los laboratorios debidame nte acreditados por el Servicio Nacional 
de ÁcreditaciÓn de iiNibÉ61513i, en los que podrán estar incluidos los dei proveedor dei 
combustible. 

3 INFORMACIÓN A SER DETERMINADA O CALCULADA POR ELCOES 

La información a ser determinada o calculada por el COES es la siguiente: 

3.1 	Precio unitario del combustible líquido. Se calcula el precio unitario del combustible líquido 
comprado dividiendo el valor pagado por el combustible en ei Perú entre el volumen total 
del combustible adquirido. 

El precio unitario del combustible líquido (pc) al que se refiere el presente Procedimiento es 
el precio promedio ponderado por volumen, dei combustible liquido comprado y dei 
combustible en almacén, cuyos precios unitarios corresponden, respectivamente, al precio 
obtenido según el párrafo anterior y al precio unitario vigente en la base de datos del COES. 

32 	Costo unitario de transporte (ctc): Se calcula el costo unitario del transporte pagado 
dividiendo el valor pagado por el transporte en el Perú entre el volumen total del 
combustible transpor1ado36. 

"Término modificado por el articulo 2' de la Resolución de Consejo Directivo de OsInergmin N' 201-2017-08/CD, publicado cl 28.09.2017. 
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El costo unitario detransporte (ctc) al que se refiere el presente Procedimiento esel costo 
promedio ponderado por volumen, del combustible líquido transportado y del combustible 
en almacén, cuyos costos y precios unitarios corresponden, respectivamente, al costo 
obtenido según el párrafo anterior, y al precio unitariovigente en la base de datos del COES. 

3.3 	Costo unitario de tratamiento mecánico (ctmc): El costo unitario de tratamiento mecánico al 
que se refiere el presente Procedimiento es el costo unitario reportado porel Participante 
Generador37  en su respectivo informe anual. 

3.4 	Costo unitario de tratamiento químico (ctqc): El costo unitario de tratamiento químico al que 
se refiere el presente Procedimiento es el costo unitario reportado por el Participante 
Géñéfádóraéñ 1I rétr3édtiV6 iñfoffrié áñüál. 

3.5 	Costo financiero (cfc): Representa el costo asociado al monto monetario inmovilizado por 
almacenamiento entre el momento de la compra del combustibley el momento del cobro 
de la energía vendida en las transferencias de energía, y será determinado mediante la 
fórmula 12. 

ter  
efe = (pc + ctc + ame + ctqc) x1(1 + ija6o — 	(12) 

Dónde: 

: 	Tasa de interés efectiva anual (12%). 

tcf 	: 	Período del costo financiero (15 días). 

Cuando corresponda, los costos antes indicados incluirán los impuestos que no generan 
crédito fiscal, mermas, así como los costos incurridos por pruebas de calidad del combustible 
sustentados mediante comprobantes de pago: 

4 MODO Y OPORTUNIDAD DE ENTREGA DE INFORMACIÓN POR PARTE DE LOS PARTICIPANTES 
GENERADORES39  TERMOELÉCTRICOS 

4.1 	Todos los costos componentes del costo de combustible líquido (ccl) determinados de 
acuerdo a lo establecido en el punto 2 del presente Anexo, serán ingresados vía Extranet por 
el Participante Generador4termoeléctrico. 

42 	Basado en la documentación de sustento remitida por el Participante Generador'', el COES 
revisará la consistencia de los cálculos de la información ingresada. En caso exista alguna 
observación se detendrá el proceso de actualización hasta que se subsane dicha observación. 
Si transcurridos siete (07) días hábiles desde la comunicación de la observación al 
Participante Generador42, la observación no es subsanada, se realizará la respectiva 
actualización de precios según la metodología señalada en el punto 5 del presente Anexo. 

4.3 	En caso que el COES detecte un incremento de stock de combustible no declarado porel 
Participante Generador"de acuerdo a lo señalado en el presente Anexo, el COES solicitará 
al Participante Generador" mediante carta efectuar la referida declaración en un plazo no 
mayor a cinco (05) días hábiles. Si cumplido dicho plazo el Participante Generadorls no ha 
efeduado la declaración sohcitada, el COES realizará la respectiva actualización de precios 
según la metodología señalada en el punto 5 del presente Anexo. Lo anterior no es aplicable 

"Término modificado por el artícub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de OsInergmln N" 201-2017-0S/CD, publicado el28.09.2017. 
"Término modificado por el artícub 2'de la Resoluchén de Consejo Directivo de Osínergmln N' 201-2017-0SCD, publicado el 28.09.2017. 
"Término modificado por el a rtícub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin 201-2017-0SCD, publicado el 28.09.2017. 
'Término modificado por el articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N°201-2017-0S/CD, publicado e128.09.2017. 
o Término modificado por el artícub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-08/CD, pubhcado e128.09.2017. 
42  Término modificado por el a TtI c oto 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
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aTérmino modificado por el articulo 2° de la Resolución de Consiajo Directivo de Osinergm in N°201-2017-0SCO, publicado el 28.09.2017. 
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a las Unidades de Generación en calidad de reserva fría, emergencia o que se encuentran 
fuera de servicio por algún mantenimiento mayor o por despacho. 

5 METODOLOGÍA PARA LA ACTUALIZACIÓN DE PRECIOS POR PARTE DEL COES 

Para a actualización de precios, referida en los numerales 42 y 4.3 del presente Anexo, en los casos 
de incumplimiento en la entrega de información, el COES actuará de oficio según la siguiente 
metodología: 

	

5.1 	Para el precio unitario del combustible líquido 

5.1.1 	El precio unitario del combustible líquido actualizado será igual al menor valorde la 
comparación de precios entre el precio unitario del combustible liquido vigente en 
la base de datos del COES (sin incluir impuestos, ni costos de tratamiento) y el precio 
unitario de referencia del combustible líquido, publicado en el portal de intemetde 
IsÉtRóPÉRIJ46. 

5.12 En caso de no figurar el precio del tipo de combustible a ser actualizado en la planta 
de referencia en el reporte de PETROPERÚ;  el precio será calculado tomando en 
consideración el precio del combustible de características similares (referido al 
poder calorífico) a los del combustible por actualizar en la planta de referencia más 
cercana. 

	

5.2 	Para los costos por transporte y mermas 

Los costos portransporte Q°5!  actualizan, permaneciendo éstos iguales a los costosvígentes 
en la basectedatosdelCOÉS. Loscostos pormermastampoco se actualizan, permaneciendo 
éstos iguales a la última información que con respecto a éstos haya presentado el 
Participante Generador'''. 

	

5.3 	Para los costos de tratamientos mecánicos y químicos, y pruebas de caridad de combustible. 

Estos costos no se actualizarán, permaneciendo iguales a los costos vigentes en la base de 

datos del COES. 

	

5.4 	Para el combustible adquirido a proveedor internaciona I 

En caso que el Participante Generador49  adquiera combustible líquido de un proveedor 
internacional se aplicará el método señalado en el numeral 3 del Anexo 2 del presente 
Procedimiento. 

"Numeral modificado por el artículo 4°de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201 -2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
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INSTRUCCIONES PARA EL LLENADO DEL FORMATO 1 

FORMATO 1 

INFORMACIÓN DE PRECIOS, COSTOS Y CALIDAD DE COMBUSTIBLES LÍQUIDOS 
1.0 INFORMACION DE ALMACEN 

3 
1.011 Nombre de la empresa generadora 

1.02 Nombre de la central 

1.03Tipo de combustible rabre o °Urdo del tipo de comtuatIbie 

1.04 Váliritiéti dé obilibUttible én éliiiátéri 

i 

I - Volumenaecombusébaenlacentralptellioe 
#a descarga del motu:34W adquIrldo 

-DEL 2,0 INFORMACION DE COMPRA -COMBUSTIBLE LIQUIDO 

i 

2.01 Identificación del comprobante de pago 
2.02 Fecha de emIsióndeloomprobantede pago dd/mm/aa 
2.03 Proveedor del combustible 

2.04 Sitio de entrega del proveedor SIentagó el contustlble -en la Central de 	' 
generadbn,debeingavian 'Eh lecentrer,Sies 
en tm ;Santo de abastedmiénto mayarlst• de 
combustides, debe Ingresar el nombre-del 	- • 
punto:"Enelpanto)Or,Siesenune fetneria 
Mebe IngrenCEnte retaferfa VYY" 

2.05 Volumen comprado 1 Corresponde al volumen de tombustble 	, 
botando, ineado end comprobwile dedal> 
de mrstiento (2,01), eaptesedo en atoa(l) 	• 

2.06 Pagó realizado porla ttimpra del 

combustible 

S/ o USD Corretpande al papo reardadoopotteafizar 
Poda compra del combustible Indicado ene! 
compraban,' de pago desustento(2,01), tan 
sois& 'transpon:1 ni 	' 

2.07 Impuestos por compra de combustible. C°S a beimPIXstos, pegado, opor -. , 
mai por concepto de la compra del 	. 
combusbdo.quenogenman crécalonscal En 
casado haber Sade uniinpuesto,-ss dato 
catIngtAr cata ánadeellos  

13.0 INFORMACION DE COSTOS DE TRANSPORTE DE COMBUSTIBLES LIQUIDOS 

i 

3.01 Identificación del comprobante de pago 

3.02 Fédhá dé élrillóhdéltorePróbáité dé ptigo ddifiith/aa 
3.03 Proveedor del transporte Nonllfl del proveedo 

304 Sitio de carga del combustible Corresponde al pmb debele donde se realzó 
el transporte del tombustIblat. 

3.05 Sitio de descarga del combustible Corresponde al punto hasta donde,. mallad el 
transporte del combos:1dt 

3.06 Volumen transportado 1 Leorresppncle al volumen de combustible 
transpoindo pote: proveedor, Indettdoen el 
comptobantede pago de sastento,expresedo 
en liaban). 	. 	. 

3.07 Pagoreatizadoporeltransporte del 

combustible 

S/ o USO toiresponde el bogo mallado o por 
ealizar por-el traniparte del cembusbble 

ha:acodo en e: cOmproban.le de pago de 
sustento, sin Indutt el vakIr del combo!~ 

3.08 Impuestos por transporte de combustible 5//1 o USD/I CorresimndeolosImpuestosPegadeg011  Fugar 
poi concepto de pagos pot trallePode dé 
combustIble que no generatridao aspal. 

RO INFORMACION DE COSTOS DEL TRATAMIENTO MECÁNICO Y QUIMICO 
4.01 Costo unitario de tratamiento mecánico 

(Cür) le  
S//lo USD/I fvoviene del In:orne anual presentado 	' • . 

balado en rnfolmeciónde os últimos 3 afigs. 

PrnTROS 

4.02 Cóttóiiriltiárló dé tfátárTiléñtó eitilñilá(lké) SIIIi5USD/1 Proviene del Inlotme anaratesentado - ' 
tosido en Int:armee:6n de-los damos 3 anos: 

DOSTO S 

5.01 Costoporpruebasdecalidaddecombustible USO Este Ibera acre considerado-cada vez que se 
lice dono costo en las OpottUnidactes. . 

'ladeadas enelnumeral 2 8011 presenteboexo. 

• 
5.02 Costos por Mermas S//I o USD/I 

. 
Cm:respalde a las pérdidas en volumen, 
pesoocanbdaddelcombontbe,parcautas 
Inneterxes a la nelutdera del-combustitie y las 
betadalt,los mucosos detrensponeydescargá. 



'6.0 RESULTADOS 
6.01Costo unitrio dl combustible) 	ae 	(pc SI/lo USD/ 
6.02 Impuestos que no generan crédito fiscal 5//lo USD/1 
6.03 Costo Unitario de Transporte (etc) S//lo USD/ 
6.0SCostounitario detratamiento mecánico (amé S//lo USD/ 
6.051Costo unitario de tratamiento químico (ctqc) SIII o USD/ 
6.06 Costos por Mermas S//lo USD/ 
6.07 Costo Financiero SI/lo USD/ 
6.08 Costo Total del combustible S//lo USD/ 

SOPORTES DE LA INFORMACIÓN  
Partes 2 y 2 Comprobantes de pago con los correspondientes  anexos.  
Parle 4 	El informe realizado por el generador de costos de tratamientos mecánico y quimico que cubra los últimos tres 

años, soportado en comprobantes de pago. 
Parte 5 	Comprobante de pago a terceros por las pruebas de calidad del combustible. 

Informe técnico desustento de las mermas del combustible. No Incluye pérdidas por ineficienciascomo roturasde 
tuberías, etc.,  

Nota:Cuando fuere necesario, para la conversión de unidades de volumen de galones a litros, 
ei Participante deneradors° deberá utilizar ei siguiente factor de conversión: I gai = 3,78541. 

5°Térmlno modificado porelarticub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Oslnergmin N° 201-2017-03/CD, publicado 0128.09.2017. 



SOBRE LA INFORMACIÓN ASER ENTREGADA AL COES POR LOS PARTICIPANTES 
GENERADORES5' TERMOELÉCTRICOS QUE UTILIZAN CARBÓN COMO COMBUSTIBLE 

1 GENERALIDADES 

1.1 	Los Participantes Generadores52  que utilizan carbón entregarán obligatoriamente al COES, 
cada vez que adquieran dicho combustible para la operación de sus Unidades de Generación 
yen tanto éste se encuentre físicamente en sus canchas de carbón, la información a la que 
se refiere el presente Anexo 2 y el Formato 2 que forman parte integrante del presente 
Procedimiento. El referido Formato 2 se encuentra disponible en el portal internet del COES. 

1.2 	Para tal efecto, los Participantes Generadores 53  realizarán previamente a ello las 
determinaciones o cálculos que les corresponda para la obtención de la información antes 
referida según lo señalado en el numeral 2 del presente Anexo, yen mérito de los resultados 
de las determinaciones o cálculos referidos, llenarán correctamente el Formato 2, 
acompañando a éste los documentos de sustento respectivos en medio digital (lo que 
incluye las hojas de cálculo correspondientes). 

1.3 	Dichos documentos deberán, de un lado, tener la calidad de comprobantes de pago 
asociados a los suministros tanto de carbón como de los servicios requeridos para que los 
Participantes Generadores54termoeléctricos dispongan de los mismos para sus Unidades de 
Generación o Centrales Térmicas, y de otro lado, tener una antigüedad menor o igual a 
cuarenta y cinco (45) días hábiles contados a partir de su fecha de emisión. En los casos en 
los que los Participantes Generadores55  tengan que adquirircon una antelación mayor a 
cuarenta ycinco (45)días hábiles el carbón requerido por sus Unidades de Generación o 
Centrales Termoeléctricas yen los que el suministro físico materia de dicha adquisición se 
realice de manera muy posterior y de forma periódica y continuada a la misma, los 
documentos de sustento podrán estar constituidos por el comprobante de pago 
correspondiente a la adquisición realizada. 

1.4 	La información y documentación deberá ser validada por el COES dentro de los tres (3) días 
hábiles siguientes a su fecha de recepción. 

2 INFORMACIÓN A SER DETERMINADA O CALCULADA POR LOS PARTICIPANTES GENERADORES56  

La información a serdeterminada o calculada porlos Participantes Generadores57  es la siguiente: 

2.1 	Precios FOB del carbón en puerto de embarque. Corresponde al precio registrado en el 
comprobante de pago emitido por& (los) proveedor(es) dei Participante denerado r-56. 

22 	Impuestos que no generen crédito fiscal. 

2.3 	Costos de fletes marítimos y seguros. Corresponde a los costos registrados en los 
comprobantes de pago por transportes marítimos y por las primas de los seguros emitidos 
por el (los) proveedor (es) de estos servicios. 

51  Término modificado por &articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
"Tétininó tilódifitado per el &titulo 2°Ele la Resoludióil de Consejo Direttilid de Otinerdbilh N° 201-2017-0S/CD, publicado 028.09.2017. 
"Término modificado por el artícub 2'de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-0S/CD, publicado 028.09.2017. 
"Término modificado por el artículo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N'201-2017-OS/CO, publicado el 28.09.2017. 
"Término modificado por el articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-09/CD, publicado el 28.09.2017. 
"Término modificado por el artículo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201:20170S/CD, publicado el 28.09.2017. 
57Término modificado porel articulo 2° dela Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-03/CD, publicado el 28.09.2017. 

"Término modificado por el articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N'201-2017-OS/CD, publicado el 28.09.2017. 



2.4 	Costos de adu anas y otros costosdedesaduanaje. Corresponde a los costos consignados en 
los comprobantes de pago emitidos por la (s) empresa (s) que prestan servicios de aduanas 
y de otros servicios de desaduanaje. 

2.5 	Información de costos de embarque y desembarque. Corresponde a los costos registrados 
en los comprobantes de pago emitidos por la (s) empresa (s) que prestan servicios de 
embarque ydesembarque. Podrían incluirse los costos dedemurrage (costos de almacenaje 
en la embarcación, por mercancía entrante que no es retirada en el tiempo libre permitido 
para la carga o descarga en un muelle o terminal de flete) originados por el cierre de puertos 
dispuesto por la Dirección General de Capitanía y Guardacostas. La información será 
proporcionada en cada oportunidad que los Participantes Generadores s adquieran 
combustibles líquidos. 

2.6 	Información de costos de transporte terrestre hasta la central (cuando corresponda). 
Corresponde a los costos registrados en los comprobantes de pago por transporte terrestre 
del carbón, emitida por el (los) proveedor (es) de este servicio. 

2.7 	Cantidad de carbón comprado. Corresponde a la cantidad de carbón adquirida por la 
Generadora Integrante. 

2.8 	Cantidad de carbón en almacén. Corresponde a la cantidad de carbón almacenado en la 
Unidad de Generación o Central Termoeléctrica, previa a la descarga del carbón comprado. 

2.9 	Información de costos de calidad del carbón. Corresponde a los costos registrados en los 
comprobantes de pago por los informes de prueba emitidos por los laboratorios 
especializados, sobre la calidad del carbón en los puertos de embarque yd ese mbarque. 

2.10 Costos de tratamientos químicos por el almacenamiento del combustible sólido. 

3 INFORMACIÓN A SER DETERMINADA O CALCULADA POR EL COES 

La información a ser determinada o calculada por el COES es la siguiente: 

3.1 	Precio unitario del carbón: a) se calcula el precio FOB unitario del carbón comprado, como 
el cociente entre el valor pagado y la cantidad de carbón comprado, y b) se calcula el precio 
unitario del carbón (pc) establecido en el numeral 6.2.1.2.2 del numeral 6 del presente 
Procedimiento, efectuando una ponderación por cantidad entre el precio FOB unitario del 
carbón comprado calculado en el literal a) anterior y el precio unitario vigente del carbón en 
almacén. 

32 	Costo unitario de fletes marítimos y seguros (cts): a) se calcula el costo unitario como el 
cociente entre lo pagado por fletes marítimos y seguros, y la cantidad de carbón 
transportada, b) se calcula el costo unitario de fletes marítimos y seguros (cts) establecido 
en el numeral 6.2.1.2.2 del numeral 6 del presente Procedimiento, efectuando una 
ponderación por cantidad entre el costo unitario por fletes marítimos y seguros calculado de 
acuerdo en el literal a) anterior, y el precio unitario vigente por el transporte decarbón. 

3.3 	Costo unitario de aduanas y otros costos de desaduanaje (cad): a)se calcula el costo unitario 
como el cociente entre la suma del valor pagado por servicios aduaneros más otros costos 
de desaduanaje, y la cantidad de carbón suministrado, y b) se calcula elcosto unitario de 
aduanas y otros costos de desaduanaje (cad), establecido en el numeral 
62W212 el numeral 6 del presente Procedimiento;  efectuando una ponderación por 
cantidad entre el costo unitario de aduanas y otros costos de desaduanaje calculado de 
acuerdo al literal a) anterior, y el precio unitario vigente por servicios aduaneros y de 
desaduanaje. 

3.4 	Costo unitario de embarque, desembarque y flete terrestre (cemb): a)es el cociente entre 

59Término modificado porel a rticulo r de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmln N' 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 



la suma del valor pagado por el embarque en puerto de origen, desembarque en puerto de 
destino en el Perú, transporte terrestre (cuando corresponda), impuestos que no generan 
créditofiscalporconcepto de tra nsporte terrestre, y la cantidad de carbón maniobrada, y 
b) el costo unitario de embarque, desembarque yflete terrestre (cemb), establecido en el 
numera16.2.1.2.2 del numeral6 del presente Procedimiento, se calcula efectuando una 
ponderación por cantidad entre el costo unitario de embarque, desembarque y flete 
terrestre calculado de acuerdo al literal a) anterior, y el precio unitario vigente por servicios 
de embarque, desembarque y flete terrestre. 

	

3.5 	Costo financiero (cfc): Representa el costo asociado al monto monetario inmovilizado por 
almacenamientoentre el momento de la compra del combustibley el momento del cobro 
de la energía vendida en las transferencias de energía, y será determinado mediante la 
fórmula 13. 

cf c = (pc + cts + cad + cemb) x[0. + iJ360 — 	(13) 

Dónde: 

ie 	Tasa de interés efectiva anual (12%). 

Período del costo financiero (15 días). 

Cuando corresponda, los costos antes indicados incluirán los impuestos que no generan 
dréditó físal, rTiérriláb y aquatit iñdtiffidóá pat prtiéba$ dé trálidád dél tórribtittiblé 
sustentados vía informe técnico económico aprobado por el COES. El precio será llevado a 
precio en silo a poder calorífico base (6000 kcal/kg). 

4 MODO Y OPORTUNIDAD DE ENTREGA DE INFORMACIÓN POR PARTE DE LOS PARTICIPANTES 
GENERADORES6° TERMOELÉCTRICOS 

	

4.1 	Todos los costos componentes del costo de combustible sólido (cc,) determinados de 
acuerdo a lo establecido en el numeral 2 del presente Anexo, serán ingresados vía extranet 
por el Participante Generador61  termoeléctrico. 

	

4.2 	Basado en la información de sustento remitida por el Participante Generador52  
termoeléctrico, el COES revisará la consistencia de los cálculosde los precios ingresados. En 
caso haya alguna observación, el COES correrá traslado al Participante Generador'33  de dicha 
observación, para que en un plazo no mayor de treinta (30) días hábiles cumpla con 
subsanarla. Si transcurrido este plazo el Participante Generad or'34 termoeléctrico nosubsana 
la observación, se realizará la respectiva actualización según la metodología señalada en el 
numeral 5 del presente Anexo. 

	

4.3 	En caso que elCOES detecte un incremento de stockde combustible no declarado porel 
Participante Generador65 termoeléctrico de acuerdo a lo señalado en el presente Anexo, el 
COES solicitará al Participante Generador86 termoeléctrico efectuar la referida declaración 
en un plazo no mayor a cinco (05) días hábiles. Si cumplido dicho plazo el Participante 
Generador° termoeléctrico no ha efectuado la declaración solicitada, el COES realizará la 
respectiva actualización de precios según la metodología señalada en el numeral 5 del 
presente Anexo. Lo anterior no es aplicable a las Unidades de Generación en calidad de 
reserva fría, emergencia o que se encuentran fuera de servicio por algún mantenimiento 

soTérmino modificado por el articub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmln N' 201-2017-08/CD, publicado e128.09.2017. 
"Término modificado por el articub 2'de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
eaTérmino modificado por el adicub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
ntérmino modificado por el articulo r de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmln N' 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
"Término modlficado por el articub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
657énnino modificado por el articub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-08/CD, publicado e128.09.2017. 
53Término modificado porel articub 2°de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-00/CD, publicado el 28.09.2017. 

caTérmino modificado porel a diculo 2° dela Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N' 201-2017-08/CD, puNicado el 28.09.2017. 



mayor o por despacho. 

5 METODOLOGÍA PARA LA ACTUALIZACIÓN DE PRECIOS POR PARTE DEL COES 

La actualización de precios referida en los numerales 4.2 y 4.3 del numeral 4 del presente Anexo, 
se realizará según la siguiente metodología: 

5.1 	Para el precio del carbón actualizado 

El precio unitario del carbón actualizado será igual al menor valor de la comparación de 
precios entre el precio unitario del carbón vigente en la base de datos del COES, y el precio 
unitario de referencia del carbón publicado en el portal de internet de Osinergmin. 

52 	Para los costos de fletes marítimos, seguros, ad uanas y desaduanaje, costos de embarq ue y 
desembarque y costos de transporte terrestre (cuando corresponda). 

Estos costos no se actualizan y serán considerados iguales a los declarados en la última 
información presentada por la empresa. 

5.3 	Para los costos por pruebas de calidad y mermas 

Los costos por pruebas de calidad del combustible y mermas, no se actualizan y se 
considerarán iguales a la última información presentada por el Participante Generador". 

°GT érmino modificado por elartí culo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergm in N' 201-2017-05/CD, publicado el 28.09.2017. 



INSTRUCCIONES PARA EL LLENADO DEL FORMATO 2 

FORMATO 2 

INFORMACIÓN DE PRECIOS, COSTOS Y CALIDAD DEL CARBÓN 
1.0 INFORMACION DE ALMACEN 

1.01 Nombre de la empresa generadora 
1.02 Nombre de la central 
1.03 Cantidad de carbón en almacén 

CARBÓ-N' 

Correspoede ala eanbdad decarben almacenad:renta 
'Central previn al =menta4o3a descarga del carbón 
'adquo 	 . • 

• 
rfriNFORMACION DE COMPRA-DrerOMBUSTIBLE 

2.01 Identificación del comprobante de pago ' 
2.02 Fechadeemisióndelcomprobantedepago dd/mm/aa 
2.133 Procedencia del carbón Corresponde al pels <le origen de/ careen. 	. 
264 Proveedor del carbón Nombre del peowletlat 

2.05 Sitio de entrega del proveedor , 	lo entregfrenlacentelde °entramen, debe egresar 
En la Central". Stb entregó en un puerta de 

.portactan del Perü, debe Ingresar 'En etPueno 

206 Cantidad comprada ., orreSponde e .O cantead de tartán comprada 
nellcadaenel comprobantode pagoda surento(2,01), 

'expresada en teneladas (métricas) 

2.07 Pago mareado por la compra del carbón USD Correspande al pago realizado o per realizarporta 
mpra del carbón indicado en el comprobante do 

mode sustento, so inclubotos costos. 

ráriTIFORMACION DE FLETES mARmMOS 

[ATO 

3.01 Identificación del comprobante de pago , 
3.02 Fecha deemisióndelcomprobantedepago dclImm/aa 
3.03 Proveedor del transporte Corresponde ál nombre de la compertia naviera , 
3.04 Puerto de embarque del combustible pttertodetde donde se realzó el transpárle del cardán. 

3.05 Puerto de desembarque en el Perú Puedo hasta dorde se reabre el transporte delcartón 

. 	, 
3.06 Cantidad transportada t Gorread:Ince a te tátltdird de carbbntnansportado por 

elproveedor.inlicada en el comprobante de pago de 
suttenba, expresado en toneladas (Métanla). 	• 

3.07 

INFo 

Pago realizado por el flete marítimo USD Corresponde al pegantalizado o por malear por el • 
transporte ma Mimo del cartón,. sin incluir el costo del 
co 

- mAcioN DE SEGUROS MAR1rnmos 
' 

[10 

4.01 Idenfiticación del comprobante de pago 
4.02 Fechadeenusróndelcomprobantedepago dd/mm/aa . 
4.03 Pago realizado por el seguro marítimo 	L 	USD 

DEDESADUANE 
Corresponde al valor pagado por seguros. 	' 

INFORMACION DEOWTos DE ADUANAS Y oTRTCoSToS 

i  

5.01 Idenfrticación del comprobante de pago por 
5.02 Fecha deemisióndelcomprobantedepago dd/mm/aa 
5.03 Pagos porserviciosaduanerosyotroscostos 

de desaduanaje 
USD Pagos Mitradoso por realizar per serviola*, 	• 

duanermyoroscososparata nackmanzaciandel 
cnutón • 	 , 

5.04 IrTIpuestos ilué fio generan bféditó fiscal USD 
" 	 " 	• --r 

" 
16.0 

6.01 
INFORMACION DE costrs DE SUPERVISIDN DE EMBARQUE Y DESEMBARQUE 

• 

Identificación del comprobante de pago 
6.02 Fecha deemisióndelcomprobantedepago dd/mm/aa 1,..—. 
6.03 Costos de embarque de carbón USD Pagos-  reetndoso per Narrar asocIada as ei,barqu* 

!del corten Ocluye/4a la supenmain 

6.04 Costos de desembarque de carbón USD pagos realizados asociados N desembarque-d2 oreen 
Incluyendo lammervIsibn.' 



I .V 	IIII VI 'V 101/WIVII lic ri.C1 CC I CIVIZO I RCJ 

I 

—7.01 Identificación del comprobante de pago 
7.02 Fecha deemisióndelcomprobantedepago dd/mm/aa . 
7.03 Proveedor del transporte Nombre del proveedor 
7.04 Sitio de cargue del carbón ColtesPOrlae alpUntodesdedontle se rtrillstrel 

transporte del carbón. 

7.05 Sitio de descargue del combustible 'Corresponde alpuntonastadondeserealize el 
transporte del Carbón 

7.06 Cantidad transportada t Corresilonclea ¡anonadad docarb:IntranSprtrted0Par 
I proveedor.exprezada enteoerodss (métricas). 

I 

7.07 Pagos realizados por flete terrestre USD U:respira r pepo malludo o por t'abur por el 
transporte terrestre del Combustible ~lado en el 
minoraba* de pagode suttenbaln Incluketviaior 
del comtatsUble 	 . 

• 7.08 Impuestos por flete terrestre del 
combustible 

USD Fottesponde a impuestosquenogenerantrecbtootcal 
por concepto de peso por faterrestre del 
combustible 

8.0 -PRUEBAS COSTOS POR DE aCIDAD Y MERMA  
Í 8.01 Costos porpruebasdecalidadde 

combustible 
USD 

8.02 Costos por mermas de carbón USD/kg 

9.0 RES L 	S 	  
9.01 Precio unitario del cartiórf(pc ) USD/kg 
9.02 Costo Unitario de Fletes marítimos y Seguros 

(ciz) 
USD/kg 

9.03 Costo unitario deaduare yotroscostos de 
desaduanaje (cad ) 

USD/kg 

9.04 Costo unitario de embarque, desembarque y 
transporte terrestre (cemb) 

USD/kg 

9.05 Costos por mermas USD/kg 
9.06 Costos Financiero USD/kg \  9.07 Costo Total USD/kg 

SOPORTES DE LA INFORMACIÓN 
Porté 2 Cilitilittriehte de poli-Olí I& torrebribridiétites énéxos. 
Partes3yc Comprobantes de pago de fletes y de seguros marltimos 
Parte 5 Comprobantes de pago por servicios aduaneros y otros servicios de desaduanaje. 
Parte 6 
Parte 7 

Comprobante de pago con los correspondientes anexos. 	 • - 	. 	- 	— Comprobante de pago de cada —proveedor con los correspondientes anexos. 	- - 
Parte 8 Resultados de pruebas de control de calidad de recepción del carbón en el sitio de entrega del proveedor, que contenga los 

valores del poder calorlfro. Comprobante de pago por pruebas de cafidad de combustible. Documentos y hojas de cálculo 	. 
del costo por mermas de combustible. 	, 



SOBRE LA INFORMACION A SER ENTREGADA AL COES POR LOS PARTICIPANTES GENERADORES69  
TERMOLÉCTRICOS QUE UTILIZAN GAS NATURAL COMO COMBUSTIBLE 

GENERALIDADES 

La información relativa al precio y la calidad del gas natural puesto en el punto de entrega de la 
central de generación, en adelante denominado "Precio Único", deberá ser entregada en los 
siguientes términos: 

1.1. El titular de cada central de generación que utilice gas natural como combustible entregará 
al COES la información correspondiente al Precio Único, a la fórmula de reajuste, a la calidad 
del gas natural, así como los contratos y comprobantes de pago de suministro, transporte y 
distribución de gas. 

1.2. El Precio Único, la fórmula de reajuste, la calidad y las copias de los contratos de suministro, 
transporte y distribución de gas serán presentados dos veces al año, la primera el último día 
útilde la primera quincena del mes de noviembrey segunda el último día útil de la primera 
quincena de mayo en sobre cerrado. La vigencia del Precio Único, la fórmula de reajuste así 
como la calidad del gas será para primera declaración desde elide diciembre hasta el 31 de 
mayo del año siguiente y para la segunda declaración desde el 1 de junio hasta el 30 de 
noviembre70. 

1.3. Los Participantes Generadores71  termoeléctricos que tuviesen proyectado incorporar al SEIN 
nuevas Unidades de Generación, efectuarán la presentación de la información anual en el 
mes de junio inmediatamente anterior a la fecha de ingreso, conforme al numeral 1.2 del 
presente Anexo. 

1.4. La entrega de información en el presente punto 1 es de carácter obligatorio, e incluirá las 
hojas de cálculo y respectivos documentos de sustento en medio impreso y digital. En el caso 
de la información anual, la entrega se hará de acuerdo al Formato 3 que forma parte 
integrante del Procedimiento. 

1.5. En el caso de los Participantes Generadores72  termoeléctricos que hayan presentado 
información previamente y que no presentasen nueva información relativa al Precio Único 
en la oportunidad establecida en el presente Anexo, elCOES considerará como Predo Único 
para el nuevo periodo anual, el precio reajustado vigente a la fecha en la que debió 
presentarse la nuevainformación. 

IN FORMACIÓN ASER DETERMINADAO CALCULADA POR LOS GENERADORES 
TERMOELÉCTRICOS 

La información que los Participantes Generadoresntermoeléctricos deben presentar alCOES esla 
siguiente: 

2.1. Precio Único del gas expresado en dólares de los Estados Unidos de Norteamérica por Giga 
Joule (USD/GJ), correspondiente al poder calorífico inferior Deberá desagregarse los 
siguientescomponentes: suministro, transporte y distribución, segúncorresponda. 

2.2. Impuestos que no generen crédito fiscal. 

"Término modificado por el articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 
"Numeral modificado por el artículo 5° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergm in N°201-2017-0S/CD, publicado e128.09.2017. 
"Término modificado porelarticulo 2°de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergm in N° 201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
72  Término modificado por elartículo 2°de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergm in N° 201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
"Término modificado porel articub 2°de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmin N° 201-2017-05/CD, publicado el 28.09.2017. 



2.3. Una fórmula dereajuste. 

2.4. Características energéticas y de calidad del gas natural, debidamente sustentadas. 

2.5. Copias de los contratos de suministro, transporte y distribución de gas natural, según 
corresponda. 

2.6. Copia de los comprobantes de pago de suministro, transporte y distribución de gas. 

3. METOLOGIA A SEGUIR PARA LA ENTREGA DE INFORMACIÓN 

3.1. Entrega de la información para cada declaración de preciosn 

3.1.1. Acreditación de representantes 

3.1.1.1. Para efectos de la presentación de la información, los Generadores acreditarán 
previamente ante el COES las facultades de representación de los 
representantes legales que suscribirán el formato de presentación de 
información. Para ello, los Generadores indicarán el nombre del o los 
representantes legales que suscribirán el referido formato y remitirán copia 
simple de su documento de identidad, así como de sus poderes vigentes, con la 
respectiva indicación del número de la partida registraly asiento en el que se 
encuentran inscritos. 

3.1.1.2. Se considera que los representantes legales cuentan con facultades suficientes 
para efectos de la presentación de información, en aquellos casos en los que el 
órgano societario competente le hubiera otorgado facultades especiales para 
su presentación o facultades generales para presentar declaraciones ante 
personas jurídicas privadas y obligar al Generador conforme a los términos de 
su declaración. 

3.1.1.3. Los poderes deberán ser presentados en las oficinas del COES, hasta siete días 
calendario antes de la fecha de presentación. El COES revisará los poderes y 
comunicará a cada Generadorsobre losd efectos u omisionesque se encuentre. 
El Generador deberá subsanar las observaciones antes de la fecha de 
presentación. 

3.1.2. Presentación de la información 

3.12.1. Los Generadores presentarán la información en sobre cerrado, el cual deberá 
contener lo siguiente: (i) Original y una copia simple del Formato 3, llenado 
adecuadamente y firmado por su(s) representante(es) legal(es). Se presentará 
un Formato 3 con la información por cada central de generación; ii) Copia de los 
contratos de suministro, transporte y distribución de gas natural, según 
corresponda. 

El formato indicado deberá contener la siguiente información: 

Nombre de lacentral. 

Nombre de la empresa titular. 

Precio Único del gas expresado en dólares de los Estados Unidos de 
Norteamérica porGigaJoule (USD/GJ), correspondiente al poder calorífico 
inferior. Deberá desagregarse las componentes suministro;  transporte y 
distribución, según corresponda. 

Constancia de sustento del poder calorífico inferior del gas. 

74  Numera? modificadoporelarticuloWdela ResolucIóndeConsejoDlrectivodeOsInergminN*201-2017-08/CD, publicadoe128.09.201 7. 



Fórmula de reajuste. 

3.122. El plazo de entrega de la información señalada en el anterior numeral será las 
09:00 horas del último día útil de la primera quincena del mes de mayo de cada 
año para la primera declaración y será las 09:00 horas del último día útil de la 
primera quincena del mes de noviembre de cada año para la segunda 
declaración. El cargo de recepción deberá estar suscrito por la Dirección 
Ejecutiva, e indicará la hora y los datos de identificación de la persona que lo 
entregó.75  

3.12.3. El sobre cerrado deberá estar dirigido a la Dirección Ejecutiva del COES, 
consignando en su anverso la siguiente información: 

'Precio Único del Gas Natural°. 

Nditibté dél Géhéraddr. 

No se aceptarán ni recibirán documentos que sean remitidos por correo 
electrónico, facsímil o cualquier otro medio de comunicación; y/o sobres que al 
momento de su presentación presenten roturas. 

3.12.4. Cada Participante Generador16  es responsable de presentar la información en 
forma clara, legible y 	completa. No se admitirán subsailaCiónélni aclarátitinéé 
posteriores a la presentación del sobre. 

3.1.3. Acto de apertura de sobres 

3.1.3.1. El acto de apertura de los sobres será presidido por el Director Ejecutivo del 
COES o quien lo represente, y se realizará a las 09:30 horas de la fecha indicada 
en numeral 3,1,2.2 del presente Anexo. Como veedor de este acto se hará 
presente un representante de Osinergmin, así como un Notario Público, que 
certificará la documentación presentada ydará fe del acto de apertu ra, al que 
podrán asistir los representantes de los Participantes Generadoresn que lo 
deseen. En el acta se dejará constancia del estado y el contenido de los sobres, 
y será suscrita por el Director Ejecutivo o al que éste designe, el veedory los 
representantes de los Participantes Generadores" que asilo deseen. 

3.1.3.2. El representante del COES procederá a abrir los sobres y comprobar que los 
documentos presentados porcada Generadorsean los solicitados en el numeral 
3.1.2 dei presente Anexo. be no ser así, se anotará tal circunstancia en el Acta. 
El Notario Público autenticará una copia del formato de información. 

3.1.3.3. Finalizada la apertura de los sobres, elrepresentantedelCOES, antesdedar por 
finalizado el acto público, d ejará sentado en el Acta, cuando menos, la siguiente 
información: 

(i) Identificación de los Generadores que hubieran presentado 
declaración (es); 

(ui) Contenido de las declaraciones de cada Generador (Precio Único, fórmula 
de reajuste, poder calorífico e identificación de la central degeneración). 

ElActa será suscrita porel representante del COES, elveedor, el Notario Público, 
y los representantes de los Generadores que deseen hacerlo, y será publicada 
en el portal de intemet del COES para conocimiento general. 

nNumeral modificado por el articula 51de b Resolución de Consejo Directivo de Osinergmtn N'201-2017-OSICD, publicado el 28.09.2017. 
787érnano modificado por el articulo 2° de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergm N•201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 
"Término modificado por el artleub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osbergmin N' 201-2017-08/CD, publicado el28.09.2017. 
"l'amaino modificado por el a rficulo 2' dela Resolución de Canse» Directivo de Osinergmln N' 201-2017-08/CD, publicado el 28.09.2017. 



3.1.3.4. El acto de apertura, así como la información presentada, no podrá ser objeto de 
impugnación. 

3.2. Entrega de información mensual 

Los comprobantes de pago de suministro, transporte y distribución de gas y la información 
del poder calorífico, deberán ser sumi nistrados en medio digital antes del día 25de cada mes 
y corresponderá a las entregas realizadas por los proveedores, durante el mes 
inmediatamente anterior. 

3.2.1. Actualización mensual de costos 

Corresponde al COES actualizar mensualmente el Precio Único del gas natural 
aplicando la fórmula de reajuste sobre el costo de suministro, de acuerdo al siguiente 
procedimiento: 

32.1.1. Utilizará la fórmula 14 de reajuste presentada por el Participante Generador79, 
siempre y cuando esté basada, únicamente, en una canasta de combustibles 
cuyos precios estén publicados en el °Platt's Oligram Pite Report' y cumpla en 
estricto con las siguientes formas y requisitos: 

PG, = FAG x PG0 .........(14)   

Dónde: 

Par : Precio del gas natural actualizado. 

PG0  : Precio Único del gas natural al que se refiere el numeral 1 del 
presente Añexo. 

FAG : 	Factor de Actualización del Precio Único del gasnatural, 
determinado mediante la fórmula 15. 

C1,,C2x 	C3x  
FAG = ax—+ x — c x 00 ......... (15) C10 	C20  

a, b, c 	: Factores de ponderación presentados por el titular de 
generación y aplicados durante todo el periodo de doce (12) 
meses, cuyo valor puede va riar entre O y 1; cumpliéndose que: 

ct+b+c= 1 

01, 02, 03: Combustibles señalados con precisión por el titular de generación 
e identificados para su ubicación respectiva en el Platt's 
Oilgram Price Report. 

Cli, C2x, C1: Promedio aritmético de los últimos doce meses de los precios de 
los combustibles di, d¿, dá, tomados diariamente de los 
precios publicados en el Platt's Oilgram Pite Repon', 
determinado por el COES considerando la información 
disponible al mes anteriora la fecha quedesea actualizar. 

Cl o, 020, C3o: Promedio aritmético de los últimos doce meses de los precios 
de los combustibles C/, 02, 03, tomados diariamente de los 
precios publicados en el Platt's Oilgram Price Repon', 
determinado por el COES considerando la información 

en Término modificado por el artleub 2ede la Resolución de Consejo Directivo de Osinergmln N•201-2017-0S/CD, publicado el 28.09.2017. 



disponible correspondiente al mes anterior a la fecha más 
próxima al de la presentación de información por la empresa 
de generación. 

32.12. En caso lafórrnula de reajuste nocumpliera con elcriterioanterioro la entidad 
generadora la omitiera, el 55ÉS aplicará el siguiente procedimiento de 
actualización: 

Se multiplica el Precio Único del gas natural de la última presentación de 
información por el factor de actualización, de acuerdo a la f. 

P61  = FAG x PG0  ......... (16) 

Dónde: 

PG1  : Precio del gas natural actualizado. 

PGo : Precio Único del gas natural correspondiente a la última 
presentación de información. 

FAG : Factorde actualización del Precio Único del gas natural,determinado 
mediante la fórmula17. 

FOx 
FAG —FO ......... (17) 

i  

FO, : Promedio aritmético de los últimos doce (12) meses del precio del Fuel 
OHN°6USGulf CoastWaterbome(1% de Azufre),tomado diariamente 
de los precios publicados en el Platt's Oilgram Price Report, 
determinado por el COES considerando la información disponible al 
mes anterior a la fecha que desea actualizar. 

F01: Promedio aritmético de los últimos doce (12)meses del precio del Fuel 
OilN°6US Gulf Coast Watertone (1% de Azufre), tomado diariamente 
de los precios publicados en el Plan Oilgram Price Report, 
determinado por el COES considerando la información disponible 
correspondiente al mes anterior a la fecha más próxima al de la última 
presentación de información por el Participante Generadora°. 

La calidad del gas se mantendrá igual al dela última información presentada. 

3.3. Determinación del precio efectivamente pagado 

3.3.1. Para efectos de lo dispuesto en el Decreto Supremo N° 016-2000-EM, el precio de 
gas efectivamente pagado por la empresa generadora a sus proveedores se 
determinará de la siguiente manera: 

Sobre la base de la información suministrada por los Participantes Generadores81, 
mensualmente el COES calculará el precio unitario del gas a ser efectivamente 
pagado por los conceptos de suministro, transporte y distribuci6n, expresado en 
dólares de los Estados Unidos de Norteamérica por Giga Joule (USD/GJ). El precio del 
gas efectivamente pagado será la suma de los precios de suministro, transporte y 
distribución. 

3.4. Determinación por parte del COES del precio a considerar 

¿.43. Él precio dei gas a ser considerado por el ti5Éá en el caicuio de dostos Variables 
Combustibles de la empresa Generadora, será el precio actualizado obtenido 

el Término modificado por el a rticub 2' de la Resolución de Consejo Directivo de Osinergm In N' 201-2017-OSICD, publicado el 28.09.2017. 



conforme el numeral 3.2.1 del presenteAnexo, el cual entrará en vigencia a partir 
del día 1 (uno) del mes siguiente al de realizado el cálculo. 

3.4.2. Para los casos de las Centrales Termoeléctricas comprendidas en los alcances del 
Decreto Supremo Ót 6-átió-Éisii, el precio de gas a ser considerado por el dóÉá 
será el menor valor obtenido de comparar el precio actualizado de acuerdo al 
numeral 3.2.1 del presente Anexo y el precio efectivamente pagado obtenido con 
información del mes anterior al momento del cálculo según se indica ene! numeral 
3.3 del presente Anexo. 

81Término modificado por el artículo 2° de la ResolucióndeConselo Directivo de Osinergmln N°201-2017-0S/CD, publicado el28.09.2017. 



SOPORTES DE LA INFORMACIÓN  

Comprobantes de irrigo más recientes de suministro, transpOrte y distribución (si corresporide);que iusterilen lós 
impuestos que no generan crédito fiscal declarados. 
Análisis de laboratorio de sustento de los poderes caloríficos superior e Inferior del combustible.  

Parte 3 

Parte 5 

INSTRUCCIONES PARA EL LLENADO DEL FORMATO 3 

FORMATO 3 

INFORMACIÓN ANUAL REFERENTE A PRECIOS, COSTOS Y CALIDAD DEL GAS 
1.0 INFORMACIÓN DE LA UNIDAD 

1.01 Nombre de la empresa generadora 
1.02 Nombre de la central 
1.03 Fechado suministro de información dd/mm/aa Corresponde a te feche de entrega del 

formato al COES con los comprotertes y 
rierais soportes solicitadas 

1.04 Potencia efectiva de la central MW 
2.0 PRECIO UNICO 

2.01 Precio Único del gas natural USD/GJ CorreapondealPrecksünkocalculadoporel 
generador considerando loe cosbs de 
sur:enluta. transpiras y chtlibliekel (según 
corresponda), de entren/coco berablecitIO 
en el Articub 1 del El S 0162006EM que 
hiodelo5 el ArCcub 0 cler O a 0162006EM. 
{Este precio corresponder* al mes de piro 
bmedratarnente posterior arde entregadela 
i•tformaciOn olCOES 

2.02 Costo de suministro USD/GJ corráis:codo • le componente de tunea/51m—
en el Precio Único. 

2.03 Costo de transporte USO/GJ corresponde 	la componente de transPorla 
en el Precb ónice. 

2.04 Costo de distribución USD/GJ Carresponde a la componente de dembooón 
Si epaCia) en el Precb lamo, 

- i 
L 3.0 IMPUESTOS QUE NO GENERAN CREDITO FISCAL 

3.01 Impuestos que no generan crédito fiscal por 
concepto de suministro, transporte de 
combustible y distribución de gas 

USD/G1 Corresponde a la cifra 'guisaren/e a las 
boyes:os por suminntre, transporte Y 
datquetOn que Do genere <receto natal 

4.0 FÓRMULA DE REAJUSTE 
4.01 Combustible C 2  Pdmer combustible seleccrOniu» por el 

Iteeeiadtvele acuerdo con fa Fórmula de 
eajoste 

4.02 Factor a O lttSpOnde al factor de ponderación para e/ 
combustible C .. 

4.03 Combustible Ca -Segundo combustible roleo:Sonado por el 
generador tira acuerdo con la Fórmula de 	• 
Reajuste 

4.04 Factor b Corresponde allactor de ponderación para el 
combustible C 7. 

4.05 Combustible es Tercer combatid* »lesionado por el 
generador de acuerdo con 4 Fermata de 
[Silbe. 

4.06 Faeter c toiresponde Si beteg de ponderación pata el 
combustible C: 	 ' 

15.0 CALIDADDEL GAS NATURAL 
5.01 Poder calorffico superior kJ/m3 Corresponde al pxier caneco seiseno,  

rutunedb del gas 
5.02 Poder calorífico Inferior k.J/m3 C.Orteyponcle al Met cabida, iinieitt 

broniedo bil gas. 
6.0-  COPIAS DE CONTRATOS 	 . 

6.01 Relación de contratos Relación de los contratos de suintekbo, 	' 
transporte y drstrIbuciern de gas natural, 
sestil, corresponcra, ctiyas coplas,. sarunta 
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PROCEDIMIENTO TÉCNICO DEL COMITÉ DE OPERACIÓN 
ECONÓMICA DEL SEIN 

COES PR-07 

DETERMINACIÓN DE LOS COSTOS MARGINALES DE CORTO PLAZO 

Aprobado por Osinergmin mediante Resolución N° 179-2017-0S/CD del 22 de agosto de 2017. 

`Mediante Decreto Supremo 033-2017-EM1  publicado el 01 de octubre de 2017, se establece que el 
presente Procedimiento Técnico entrará en vigencia el día 01 de enero de 2018. 

OBJETIVO 

Definir la metodología para calcular los Costos Marginales de Corto Plazo (CMg) que serán 
utilizados en la valorización de las transferencias de energía y compensaciones. 

BASE LEGAL 

El presente Procedimiento se rige por las siguientes disposiciones legales y sus respectivas 
normas concordantes, modificatorias y sustitutorias: 

	

2.1 	Ley N° 28832.- Ley para Asegurare' Desarrollo Eficiente de la Generación Eléctrica. 

	

2.2 	Decreto Legislativo N°1002.- Decreto legislativo de promoción de la inversión para la 
generación de electricidad con el uso de energías renovables. 

	

2.3 	Decreto Supremo N° 027-2008-EM.- Reglamento del Comité de Operación Económica 
del Sistema. 

	

2.4 	Decreto Supremo N° 012-2011-EM.- Reglamento de la Generación de Electricidad con 
Energías Renovables. 

	

2.5 	Decreto Supremo N° 037-2006-EM.- Reglamento de Cogeneración. 

	

2.6 	Decreto Supremo N° 026-2016-EM.- Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad 
(Reglamento del MME). 

	

2.7 	Resolución Directoral N° 014-2005-EM/DGE.- Norma Técnica para la Coordinación de la 
Operación en Tiempo Real de los Sistemas Interconectados. 

	

2.8 	Resolución Directoral N° 243-2012-EM/DGE.- Norma Técnica para el Intercambio de 
Información en Tiempo Real para la Operación del Sistema Eléctrico Interconectado 
Nacional. 

ABREVIATURAS Y DEFINICIONES 

	

3.1 	Para la aplicación del-presente Procedimiento, la siguiente definición tendrá el 
significado que a continuación se indica: 

3.1.1 Intervalo CMG: Periodo de treinta (30) minutos. Cada hora contiene dos Intervalos 
CMG, de los cuales el primero se inicia a los cero minutos y cero segundos d e cada 
hora. 

	

3.2 	Las otras definiciones de los términos en singular o plural que inicien con mayúscula se 
encuentran definidos en el "Glosario de Abreviaturas y Definiciones utilizadas en los 
Procedimientos Técnicos del COES-SINAC", aprobado mediante Resolución Ministerial 
N° 143-2001-EMNME o el que lo sustituya; así como en la normativa citada en la Base 
Legal. 

	

3.3 	En todos los casos, cuando se citen Procedimientos Técnicos COES o cualquier otro 
dispositivo legal en el presente Procedimiento, se entenderá que incluyen sus normas 
modificatorias y sustitutorias. 



*Mediante Decreto Supremo 033-2017-EM, publicado el 01 de octubre de 2017, se establece que el 
presente Procedimiento Técnico entrará en vigencia el día 01 de enero de 2018. 

OBLIGACIONES 

4.1 	Del COES 

4.1.1 	Calcular los CMg que serán utilizados en la valorización de las transferencias de 
energía y compensaciones de acuerdo a lo establecido en el presente 
Procedimiento. 

4.1.2 Poner a disposición de los Participantes el aplicativo desarrollado en el Anexo 1 
del presente Procedimiento. Asimismo, pondrá a disposición los archivos que 
sustentan la determinación de los CMg en la misma oportunidad de su 
publicación. 

4.2 	De los Participantes 

Proporcionar la información requerida en el presente Procedimiento, en los plazos y 
medios que defina el COES. 

PERIODICIDAD 

Los CMg en las Barras de Transferencias, serán determinados de acuerdo con el numeral 7.1 
del presente Procedimiento. Estos CMg de cada Intervalo CMG del día, serán publicados en 
tiempo real y actualizados a más tardar las 12:00 horas del día siguiente, en el portal de 
Internet del COES, de ser el caso. 

INFORMACIÓN REQUERIDA 

6.1 	Información en tiempo real remitida por los Agentes 

Corresponde a aquella información establecida en el numeral 2.2 de la Norma Técnica 
para la Coordinación de la Operación en Tiempo Real de los Sistemas Interconectados. 

6.2 	Costos de las Unidades de Generación. 

Corresponde a la representación de costos utilizados en la elaboración del PDO. 

6.3 	Características Técnicas de las Unidades de Generación. 

Corresponde a los datos suministrados en las fichas técnicas de las Unidades de 
Generación vigentes y aprobadas por el COES. 

6.4 	Instanteen que una Unidad deGeneración con orden de arranquesincronizóen el SEI N. 

Información suministrada por los Generadores al COES en tiempo real vía su sistema 
SCADA. El instante en que la Unidad de Generación alcanza su Generación Mínima 
Técnica será determinado por el COES utilizando este dato y la información de las fichas 
técnicas vigentes. 

6.5 	Red de Transmisión. 

La red de transmisión a utilizarse para la determinación del CMg debe incluir, como 
mínimo, a las Barras de Transferencias y las instalaciones de transmisión entre dichas 
barras. 

METODOLOGiA 

7.1 	CÁLCULO DE LOS CMg EN SITUACIÓN NORMAL 
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Mediciones en Tiempo Real 

Flujo de Carga óptimo Prepocesador del 
CMq 

1 

1 
Programa Diario de Operación 

(PDO) 	 Estimador de Estado 

Órdenes Operativas 
Aplicativo que 

Desagrega los CMg 

Nota: 
- Mediciones en Tiempo Real: datos obtenidos en la Operación enTiempo Real. 
- órdenes operativas: Establecida por COES para para garantizar la seguridad del 

Sistema Eléctrico Interconectado y la calidad del servido. 

*Mediante Decreto Supremo 033-2017-EM1  publicado el 01 de octubre de 2017, se establece que el 
presente Procedimiento Técnico entrará en vigencia el día 01 de enero de 2018. 

El proceso de cálculo de los CMg del SEIN se realizará para cada Intervalo CM G del día, 
considerando la última información válida de dicho periodo, mediante el siguiente 
conjunto de aplicativos: 

i. 	Estimador de Estado 
h. 	Preprocesador del CMg 

Flujo de Carga óptimo 
Aplicativo que Desagrega los CMg 

La relación entre ellos se presenta en la Figura 1. 

Figura 1. Proceso del Cálculo de los CMg 

7.1.1 Estimador de Estado 

Herramienta cuya solución provee un modelo completo y consistente de las 
condiciones de la operación real basada en mediciones en tiempo real (entradas 
observables) y en modelos matemáticos que son propios de los sistemas 
eléctricos de potencia. Además, provee una solución con menor error que las 
medidas originales. 

El Estimador de Estado se utiliza para proveer la base para el cálculo de los CMg 
ya que proporciona un flujo de potencia convergido del SEI N para cada Intervalo 
CMG. 

Para efectos de la determinación de los CMg, el Estimador de Estado debe poseer 
un ciclo mínimo de actualización de 1 minuto y debe entregar la siguiente 
información para cada Intervalo CMG del día: 

Solución de flujo de potencia AC, considerando una tolerancia de 
convergencia no mayor a 0,05 p.u. 

Potencia activa de las Unidades de Generación modeladas (MW). 

Potencia Activa de la demanda por Barra (MW). 
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Flujos de potencia en las lineas y transformadores modelados (MW). 

Pérdidas de Transmisión (MW). 

7.1.2 Preprocesador del CMg 

El Preprocesador del CMg determina las Unidades de Generación térmicas e 
hidroeléctricas que serán consideradas para participar en la formación de los 
CMg, además de los periodos con restricciones de transmisión. 

Para ello, el Preprocesador del CMg debe considerar las siguientes reglas: 

a) Unidades de Generación térmicas e hidroeléctricas consideradas para la 
formación de losCMg 

Serán aquellas que cumplan con los siguientes criterios: 

Estar sincronizadas al SEIN y haber alcanzado su Generación Mínima Técnica. 

Tener la posibilidad de variar su potencia en el Intervalo CMG. 

Para el caso de las Unidades de Generación hidroeléctricasdeberán tener 
capacidad de regulación estacional, semanal u horario. 

En caso de tener capacidad de regulación diaria su volumen de embalse debe 
encontrarse dentro del 5% al 95% de su volumen útil, de lo contrario, no 
serán considerados en la formación de los CMg. 

Para el caso de las Centrales de Reserva Fría se deberá tener en cuenta los 
criterios establecidos en el Procedimiento Técnico del COES N°42 "Régimen 
aplicablea las Centrales de Reserva Fría de Generación" (PR-42). 

En caso una Unidad de Generación térmica o hidroeléctrica no cumpla con los 
criterios descritos anteriormente, serán representadas con una potencia fija 
en el Flujo de Carga óptimo considerando su potencia activa igual al valor 
determinado por el Estimador de Estado. 

b) Modelamiento de las Unidades de Generación térmicas e hidroeléctricas 

Las Unidades de Generación térmicas serán modeladas con un rango de 
variación que le permita su Velocidad de Carga/Descarga en 10 minutos, sin 
que este rango supere el siguiente límite superior 

Límite superior = Max (PMax-%RPF, PEstimadorEstado) 

Donde: 

PMax-%RPF 	: Potencia Máxima menos el porcentaje de RPF que 
debe brindar. 

PEstimadorEstado : Potencia determinada por el Estimador de Estado 
para esta unidad. 

En caso que una Unidad de Generación esté brindado el servicio de RSF este 
límite superior será como máximo el valor determinado por el Estimador de 
Estado más la potencia que dispone descontando loasignado por RSF. 

A las Unidades de Generación hidroeléctricas con capacidad de regulación 
estacional, se les asignará como costo incremental el Valor del Agua 
resultado del modelo de despacho económico para la programación de corto 
plazo, señalado en el Procedimiento Técnico del COES N°01 "Programación 
de la operación de corto plazo" (PR-01). 
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presente Procedimiento Técnico entrará en vigencia el día 01 de enero de 2018. 

A las Unidades de Generación hidroeléctricas con capacidad de regulación 
horaria se le asig nará como costo incrementalde acuerdo a la fórmula (1). 

Donde: 

Cmgh : Costo inaemental a ser utilizado en el Flujo de Carga Óptimo. 

VA : Valor del agua determinado en la programación diaria sl posee 
capacidad de regulación horaria. 

p : Variable que representa a la potencia de generación de la 
Unidades de Generación hidroeléctrica en el Flujo de Carga 
Óptimo y el aplicativo que desagrega los CMg. 

pEE : Potencia de la Unidades de Generación hidroeléctrica 
determinada por el Estimador de Estado. 

FF : Se considerará el valor de 0,95 para la aplicación del presente 
procedimiento. 

Una Unidad de Generación hidroeléctrica con capacidad de regulación 
horario será modelada con un rango de variación con los límites de 
generación inferior y superior considerados en el PDO o RDO 
correspondiente, menos el margen asignado por RPF y RSF. 

La clasificación de las Unidades de Generación hidroeléctricas con capacidad 
de regulación estacional u horario será la establecida en el Procedimiento 
Técnico del COES N°41 información Hidrológica para la Operación del SEINE' 
(PR-41). 

c) Restricciones de Transmisión 

El límite de transmisión a ser considerado en el Flujo de Carga óptimo para un 
elemento o conjunto de elementos de transmisión, será igual al valor que 
determine el Estimador de Estado, siempre y cuando se califique dicho 
elemento como en congestión en dicho periodo, para lo cual se tomará en 
consideración los resultados del PDO y RDO. 

El Preprocesador del CMg actualizará la información para cada Intervalo CMG del 
día. 

7.1.3 Flujo de Carga óptimo 

El modelo de Flujo de Carga óptimo determinará un CMg para cada Intervalo 
CMG del día, para las barras modeladas del SEIN, tomando como insumo el 
estado de la red proporcionado por el Estimador de Estado y la calificación de las 
Unidades de Generación establecida por el Preprocesador del CMg para dicho 
intervalo. 

Las características técnicas mínimas que debe cumplir el Flujo de Carga Óptimo 
son las siguientes: 

Flujo de carga en DC que consideren las pérdidas de transmisión. 

Representación de los costos de las Unidades de Generación, incluyendo en estas 
representaciones los modos de operación de dichas unidades. 
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Consideración de los límites mínimos y máximos de potencia generada por las 
Unidades de Generación. 

Consideración de las restricciones de flujos de potencia transmitidas en los 
enlaces indicadasen elliteralc)del numera17.1.2 del presenteProcedimiento. 

El Flujo de Carga óptimo considerara una unidad generadora ficticia por cada 
barra con demanda, con una potencia ilimitada y con costo variable igual al costo 
de racionamiento. Si por alguna circunstancia en la solución del Flujo de Carga 
Optimo una unidad generadora ficticia obtuviera un valor de potencia distinta de 
ceros en alguna barra de demanda, dicha potencia debe ser restada de la 
demanda de dicha barra yse procederá a ejecutar nuevamente el FlujoOptimo 
de Carga. 

7.1.4 Aplicativo Oue Desagrega los CMg 

Una vez determinado el Flujo de Carga Óptimo, el Aplicativo que Desagrega los 
CMg es responsable de individualizar los CMg en dos componentes: i) Costos 
Marginales de Energía; y, iii) Costos Marginales de Congestión. 

Este módulo debe poseer las siguientes características: 

i. 	Modelamiento de flujo de carga en DC que consideren las pérdidas de 
transmisión. 

fi. 	Considerar el efecto de las pérdidas de transmisión en los CMg. 

iii. Los Costos Marginales de Congestión no deberán variar al cambiarla barra de 
referencia. 

El Aplicativo que Desagrega los CMg se implementará conforme a la formulación 
matemática que se reproduce en el Anexo 1 del presente Procedimiento. 

	

7.2 	CÁLCULO DE LOS CMg ANTE INFORMACIÓN INEXACTA 

En caso el COES, en un plazo de dos días hábiles, detecte la existencia de información 
inexacta o inconsistente, debe corregir la misma hasta el quinto día calendario de haber 
culminado el mes de valorización, debiendo publicar en el portal de intemet del COES 
un reporte que contenga el sustento de las correcciones y los CMg corregidos. Para 
efectos del numeral 5;  los periodos en el cual se detecte información inexacta o 
inconsistencias, serán publicados de manera preliminar con los CMg obtenidos en el 
PDO o RDO. 

Frente a la existencia de información inexacta o inconsistente, el COES procederá de la 
siguiente manera: 

7.2.1 Datos técnicos errados. Si se detecta que existen parámetros técnicos errados, se 
reemplazarán dichos datos y se repetirá el cálculo a partirde la etapa en que se 
utilizael Estimadorde Estado o Preprocesadordel CMg , según corresponda. 

7.2.2 Falla en el intercambio de información en tiempo real, del Estimador de Estado o 
del Preprocesador del CMg que interfiera el cálculo de los CMg. 

Se reemplazará dicha información errónea con la mejor información que 
disponga el COES (PDO, ROO o el último periodo sin falla), para lo cual podrá 
solicitar a los Participantes la información necesaria, y con ella se calcularán los 
CMg. 

	

7.3 	CÁLCULO DELOS CMg CONSIDERANDOINTERCAMBIOS INTERNACIONALES 
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APUCATIVO QUE DESAGREGA LOS CMg 

Los CMg deberán corresponder a un modelo de optimización matemático que represente la 
generación, demanda y transmisión. 

Si bien, los CMg por Barra no se modifican dependiendo de la Barra de referencia que se seleccione, 
algunas metodologías que descomponen dichos costos en sus componentes de energía y congestión 
si son dependientes de la Barra de referencia (slack), por lo cual yen virtud de la importancia de la 
determinación del Costo Marginal Congestión en el MME, se debe seleccionar una metodología de 
descomposición que no vea afectados sus resultados por la elección de la Barra dereferencia. 

El primer paso es considerar un flujo de carga ya convergido, para luego realizar un segundo paso de 
optimización considerando formulaciones que utilizan factores de pérdidas marginales y shift 
factors, mediante las cuales resulta posible obtener la descomposición de los CMg. 

La metodología que se presenta a continuacióni tiene como ventaja que la selección de la Barra de 
referencia (también puede ser representada mediante pesos de distribución de diversas barras) no 
afecta el Costo Marginal de Congestión de cada Barra. 

El problema se formula de la siguiente manera: 

Mm cTP 	(1) 

Sujeto a: 

er(P — = Loss, (2) 

Loss = LFZ, (P — L) + o f f setw, 	(r) 

Tw(P — L — D 4  Loss) s az , 	(p) 
plttitt p pilla 

Dónde: 

: 	Vector de costos de los generadores. 
: 	Vector de potencias generadas. 

Tw 	: 	Matriz de sensibilidad de flujos de potencia en enlaces (Shift Factors) considerando 
barra stadc con distribución w 

Loss 	: 	Pérdidas del sistema. 
: 	Vector de demanda en barras. 

Lny 	: 	Vector de factores de pérdidas marginales considerando barra slack con 
distribución w 

: 	Vector de distribución de pérdidas, e r  • D = 1 
Tmax 	: 	Vector de flujos de potencia máximas en los enlaces 
Pm" 	: 	Vector de potencias generadas máximas 
pmin 	: 	Vector de potencias generadas mínimas 

T, p 	: 	Multiplicadores de tagrange. 
o f fsetw 	Compensación necesaria a fin de preservar el valor de las pérdidas del sistema con 

el valor obtenido del flujo de carga convergido, considerando barra slack con 
distribución w. Se determina a partir del flujo de carga convergido previamente. 

offsetw  = Los? — 	x - L) 

1Eugene Litvinov, Tongxin Zheng, Gary Rosenwald, Payman Shamsollahi, Marginal Loss Modeling in LMP Calculation, IEEE 
Transactions on power system, Vol. 19, N°2, May 2004. 
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*: Símbolo que se refiere a valores obtenidos del flujo de carga previamente 
convergido 

Traspuesta. 
e 	 Vector de unos = 

El vector de distribución de pérdidas o  equivale a la distribución de pérdidas del sistema en 
cada barra, de acuerdo a la fórmula (2): 

Pérdidasi  
Di 	(2) 

Pérdidas iotales 

Siendo las pérdidas obtenidas del flujo de carga convergido previamente. 

El vector de distribución W, será igual al vedar de distribución de pérdidas D. 

El vector de pérdidas marginales LFw será obtenido del flujo de carga previamente convergido. 

La matriz Shift Factor será obtenido de la topología y datos de la red de transmisión obtenida por el 
estimador de estado. 

La Componente de Energía se calculará de acuerdo a la fórmula: 

	

I X 	LF)......(3)   

La Componente de Congestión se calculará de acuerdo a la fórmula: 

Tjr x — (Tw  x D x er )T  X y ......(4) 

Mientras que el cálculo de la Matriz Shift Factor será: 

	

Th, = 	x (zai  — zaJ )...... (5)1 

nbarras 

Tria  -= Tia  — 

	

	Ti  X 	...... (6) 

1=1 

Donde: 
Tia 	: 	shiftfactordel enlace len relación a la barra a, que considera una barra slack 

definida 
gin 	: 	shit factor del enlace len relación a la barra a, que considera una barra slack 

con distribución w 
barras que une el enlace I 

a 	: 	barra del sistema 
-xl/(r?+x?), donde n y xi son la resistencia y reactancia del enlace, expresados 
en por unidad 

• inversa de la Matriz de Admitancia que considera una barra swing 
Zah  Za, : 	elementos a,i y a,j de la matriz Z 
Nbarras : número total de barras del sistema modelado 

Cálculo de Factores de pérdidas marginales: 

LFa = El  2 X ri  X Tia  x Fit ... (7) 

_r arras LFa jtb W JXLF 
LFaw 1-TTbarrasWinFj 	(8) 

Donde: 
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PSR 	 MANUAL DE METODOLOGÍA 	 NCP 5.20 

1 INTRODUCCIÓN 

El objetivo del manual de metodología es presentar el modelo de programación matemática 

del NCP. El documento fue elaborado para facilitar al profesional responsable por la progra-

mación de la operación semanal, diaria y reprogramaciones, la comparación entre su expe-

riencia diaria con el uso de herramientas o procedimientos diversos y el abordaje analítico (en 

el ámbito de la programación matemática), utilizado por el NCP. 

El texto no discute las técnicas matemáticas para la solución del problema de optimización 

formulado por el NCP para la operación energética de corto plazo. Existe vasta literatura sobre 

específica sobre el tema, tal como libros de programación entera y artículos científicos sobre 

unit commitment en revistas de IEEE y otros medios. 

El enfoque es describir la formulación matemática del problema de la programación energéti-

ca óptima. A lo largo del documento se introducen las reglas, restricciones y objetivos genera-

les que en conjunto definen esta programación de las unidades generadores. 

El NCP determina la programación óptima de la operación de las plantas del sistema, que es 

aquélla que abastece la demanda del sistema, distribuida en los diversos puntos de la red de 

transmisión, de manera a cumplir con los siguientes objetivos básicos: 

Atender al mercado consumidor con alta confiabilidad en el suministro; 

Establecer criterio objetivo y transparente para definición de la programación de la 

operación del sistema; 

Aumentar la eficiencia del uso de los recursos disponibles; 

En la visión del operador del sistema, minimizar el costo de producción de la 

energía, incluyendo costos fijos (ex: arranque de las unidades generadores) y 

variables (combustibles fósiles y penalidades por violaciones de reglas opera-

tivas); 

En la visión del propietario de un conjunto de plantas, maximizar ingresos 

provenientes de la venta de energía en el mercado spot y pagos asociados al 

servicio del mercado cautivo (firme) con consideraciones del costo de opor-

tunidad futuro del agua para las centrales hidráulicas; 

Las características del problema se traducen en ecuaciones y desigualdades algébricas que se-

rán presentadas y discutidas a lo largo del documento. De las restricciones operativas, pode-

mos destacar: 

(i) 
	

Reservas rodantes en las unidades, reservas secundarias por región, área eléctrica o a 

nivel del sistema; 

(ü) 	Restricciones especiales de generación, suma de flujos en los circuitos y otras restric- 

ciones que aseguran la confiabilidad de suministro de la energía eléctrica; 
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(iii) 	Representación de las ecuaciones de Kirchhoff que rigen las leyes físicas de distribu- 

ción de los flujos energéticos en la red de transmisión de manera a cumplir abastecer 

la demanda con los recursos de generación; 

y) 	Restricciones operativas de las unidades generadores sean ellas hidráulicas o térmicas, 

como: tiempos mínimos de operación, rampas máximas para aumento o reducción de 

la potencia, máximo número de arranques y otros; 

(y) 	Restricciones asociadas a las operaciones de los embalses (volúmenes mínimos, volú- 

menes de alerta y volúmenes de control de inundaciones) y restricciones ambientales 

(flujos mínimos, irrigación y otros); 

(vi) 	Acoplamiento entre programación de la operación de corto plazo y estudio de planifi- 

cación energética con horizontes mayores e integración con modelos eléctricos para 

verificación de la viabilidad de la operación bajo punto de vista eléctrico (voltaje en las 

barras, etc.) e identificación de medidas correctivas, como la inyección de potencia 

reactiva y otros instrumentos; 

El NCP resuelve un problema de programación lineal-entera con el objetivo de determinar el 

despacho óptimo (de mínimo coste o máximo ingreso) para un sistema eléctrico compuesto 

por plantas hidroeléctricas y termoeléctricas para un horizonte de hasta treinta uno días (744 

horas) en etapas de una hora, media hora y quince minutos. Su formulación algébrica es ilus-

trada en los próximos capítulos. 
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2 FUNCIÓN OBJETIVO 

Existen dos modos para la utilización del NCP: minimizando costos o maximizando ingresos 

netos. La función objetivo del NCP depende del modo utilizado: 

2.1 Minimización de costos 

La ecuación (2.1) representa la función objetivo que se desea minimizar. 

Z = Min CO + CP + CD + RP + RS + a 	 (2.1) 

Los costos se dividen en cuatro componentes: 

Costo operativo variable térmico (CO) 

Costo de arranque térmico (CP) 

Costo de déficit energético (CD) 

Función de costo futuro (FCF), que relaciona el valor esperado del costo de produc-

ción en el futuro con el volumen de agua almacenado en los embalses. En el SDDP, se 

representa la FCF por un escalar 

2.2 Maximización de ingreso neto 

La ecuación (2.2) representa la función objetivo que se busca maximizzr. 

ay por el conjunto de clesiE 

Z=MaxGP+f3+RS-(CO+CP+CD+RP) 	 (2.2) 

Los términos CO, CA y CD son idénticos al caso de minimización de costos. El ingreso (GP) 

se calcula por la suma para todas las horas del producto entre el precio spot horario de la 

energía ($/MWh) que es una variable exógena al NCP (dato de entrada) y la generación de 

energía total correspondiente. El escalar f3 representa el valor esperado de la Función de Bene-

ficio Futuro (FBF). Como en el caso anterior, también depende del volumen almacenado en 

los embalses. En el modelo MAXREV, también de PSR, la FBF se aproxima por un escalar p y 

por un conjunto de desigualdades lineales. 

2.3 Costo operativo térmico (CO) 

Es la suma de los costos operativos de todas las unidades térmicas, en todas las horas, calcula-

do por la siguiente expresión: 

CO4Étc(j,t,k)x GT (j ,t,k) 
	

(2.3) 
j 1 k=1 
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donde: 

c(j,t,k) 	costo variable ($/MWh) de la unidad 5 en la hora t, segmento de la curva de 

eficiencia de producción k 

G, (j,t,k) 	generación (MWh) de la unidad 5 en hora t, segmento de la curva de eficiencia 

de producción k 

2.3.1 Coeficientes de consumo 

Una representación alternativa del consumo de combustible de las unidades térmicas es través 

de la definición de los polinomios de la función de consumo (hasta el segundo grado). Esta 

función relaciona la potencia generada [MW] con el consumo de combustible [unidades de 

combustible/hora]. 

2.3.2 Función de consumo 

Otra posibilidad es definir directamente los puntos de la función consumo [potencia (MW) x 

consumo (unidades de combustible/hora). Son permitidos para definición hasta diez puntos 

de la función. 

2.4 Costo de arranque térmico (CP) 

La restricción a continuación define el costo total de los arranques de las unidades térmicas, 

calculado por los costos unitarios de arranque cp  (j,t) (k$) multiplicados por las variables de 

arranque y(j,t) de cada unidad generadora j. 

J T 

CP = 	(j,t)x y(j,t) 
	

(2.4) 
j  t=1 

donde: 

y(i, O 
	

asume valor 1 si la unidad térmica j entro en operación (hubo un arranque) 

en la etapa t.; O, caso contrario 

Los estados de la unidad son representados por las variables binarias x(j,t). 

x(j,1) 	asume valor 1 si la unidad j está despachada en La hora t; O, caso contrario 

Las próximas cuatro ecuaciones relacionan los estados de las unidades entre dos horas sucesi-

vas. Si la unidad j no estaba despachada en la hora t-1, pero se encuentra despachada en la 

hora t, significa que hubo un arranque en t, luego la variable y(j,t) asume valor unitario. 

y( j,1)— 4j,1)+ xo(j) O 
	

t= 1 
	

(2.5) 
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j,1)+ x(j,1)+ xo(j) 2 t = 1 	 (2.6) 

donde: 

condición inicial de la unidad térmica j al inicio del estudio, definida por el 

usuario (O - apagada; 1 — en línea) 

y(j,t)— x(j,t)+ x(j,t 	O 	 t= 2..T 	 (2.7) 

y(j,t)+ x(j,t)+ xo (j,t —1) 2 	 t= 2..T 	 (2.8) 

2.4.1 Costo de parada 

De manera contraria, en algunos sistemas existe el concepto de costo de parada, donde hay un 

costo asociado a operación de apagamiento de la unidad térmica. Es posible definir este costo, 

tal cual el costo de arranque, en los datos de configuración de unidades térmicas. 

2.5 Costo de déficit (CD) 

La restricción a continuación representa el costo de déficit del sistema asociado a eventuales 

racionamientos de energía. Es la suma del producto de los racionamientos en cada barra n del 

sistema de transmisión A (n,t,k) multiplicado por el costo unitario ($/MWh) del racionamien-

to de cada segmento de déficit k, CA (k). La utilización del NCP sin representación de la red de 

transmisión se puede interpretar como n = 1. 

N T D 

CD =-ZZZe A(k)x A(n,t,k) 
	

(2.9) 
n=1 	1=1 k =1 

Los segmentos de déficit se representan en términos de un % de la demanda de cada sistema. 

Los costos incrementales de cada segmento se exprimen en términos de $/MWh y deben ser 

crecientes con la profundidad del mercado no abastecido. 

2.6 FCF y FBF 

El conjunto de P segmentos lineales a continuación representa la Función de Costo Futuro 

(FCF). Los coeficientes de cada segmento p, Zr,  e ni, son generados por el modelo SDDP por 

medio de la creación de la "función terminal", siendo directamente leídos por el NCP. Estos 

segmentos lineares se aplican al volumen almacenado V(i,T) de cada embalse i en la etapa T, 

que es la última del horizonte estudiado. 

a 	Zp 	Trp  (i) X V (i,T) p = 1..P 	 (2.10) 

Se muestra a continuación una representación gráfica de la FCF para un embalse, con P = 3. 
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a 

V(i,T) 

Fig. 2.1 

El conjunto de P segmentos lineares a continuación representa la Función de Beneficio Futuro 

(FBF). Los coeficientes de cada segmento p, Rp  e np  se producen por el modelo MAXREV por 

medio de la creación de la "función terminal", siendo directamente leídos por el NCP. Estos 

segmentos lineares se aplican al volumen almacenado V(i,T) de cada embalse i en la etapa T, 

que es la última del horizonte del estudio. 

jg 	Rp 	1,(1) X V (1 ,T) p = 1..P 	 (2.11) 

Se muestra a continuación una representación gráfica de la FBF para un embalse, con P = 3. 

fi • 

--- 

V(i,T) 

Fig. 2.2 

2.7 Ingresos en el mercado spot 

La ecuación a continuación representa el término asociado al ingreso spot proveniente de la 

generación de energía en plantas hidráulicas y unidades generadoras térmicas. 

7 NH 	 7' NT K 

GP =ZZIT(t) GH (i,t)+Illz(t) GT  (j,t,k) 
	

(2.12) 
j k=1 

donde: 

7r (1) 

GH  (1,1) 

precio de energía en el mercado spot ($/MWh) 

generación de la planta hidráulica i en la etapa t 
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Gr (j,t,k) 	generación de la unidad térmica j en la etapa t, segmento de producción k 

2.8 Compra/venta de reserva secundaria 

Las ecuaciones a continuación representan los términos asociados a compra (RP) y venta (RS) 

de reserva secundaria: 

NR T2 	 NR T2  

RP =ZZir p(1)• (m,1)+ZE (t) • sp"jv  (ni,t) 
m=1r=r, 	 m=1 t=T, 

TI  T2  
Rs =zz)or,  o Rur o + ZZ snw 	RDPv (1,0  

icA 1=7j 	 icB I=T1  

donde: 

reserva secundaria para subir de la central (hidro/térmica) i en la etapa t 

RD"' (i, 1) 	reserva secundaria para bajar de la central (hidro/térmica) i en la etapa t 

r" 	oferta de la reserva para subir de la central (hidro/térmica) i en la etapa t 

77 ri  (1,0 	oferta de la reserva para bajar de la central (hidro/térmica) i en la etapa t 

up sp  (m,t) 	compra de reserva secundaria para subir por el sistema en la etapa t 

B' 
SD  p (ni, t) 	compra de reserva secundaria para bajar por el sistema en la etapa t 

ffp (0 	precio de la reserva secundaria en la etapa t (asociado a variable de holgura) 

TI , T2 	 etapas inicial e final de la restricción de reserva secundaria m 

NR 	número de restricciones de reserva secundaria para subir o bajar 

ie A 	centrales hidro/térmica pertenecientes la restricción de reserva para subir 

ie B 	 centrales hidro/térmica pertenecientes la restricción de reserva para bajar 

(2.13) 

(2.14) 
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3 PRODUCCIÓN DE ENERGÍA 

3.1 Producción térmica 

Es posible representar unidades térmicas con factores de consumo específico (unidades de 

combustible/MWh) variando de un hasta tres segmentos de acuerdo con la potencia despa-

chada de la unidad. En este caso el costo operativo de la unidad térmica resultante es una fun-

ción lineal por parte: 

Fig. 3.1 

Se observa que los costos operativos unitarios son crecientes: por ejemplo, los primeros 35% 

de la capacidad tienen un costo unitario menor que los siguientes 30% de generación. 

Este tipo de planta se representa con tres variables de generación térmica, cada una con un 

costo unitario ($/MWh) igual a c(j,t,k), con k = 1, 2, 3. Estas variables tienen los siguientes 

límites operativos: 

O .GT(j,t,k)o-(j,k)• P(j,t) 	 (3.1) 

donde: 

cr(j,k) 
	

factor de participación del segmento de producción k en la potencia disponi- 

ble de la unidad j 

"ft) 
	

potencia disponible de la unidad j en la etapa t 

generación de la unidad j en la etapa t, segmento de producción k 

3.2 Producción de energía hidráulica 

La producción hidroeléctrica de cada planta se determina por medio del producto entre el 

factor de producción y el caudal turbinado, como muestra la siguiente ecuación: 
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Un  (i,1) = p(i,t)• Q(i,t) 	 (3.2) 

donde: 

P0,1) 	factor de producción medio de la planta i en la etapa t. Se calcula por el pro- 

ducto de una constante, la altura de caída de la planta y la eficiencia del con-

junto turbina/generador (MW/m3/s) 

Q(i, t) 	caudal turbinado de la planta i en la etapa t (m3/s) 

GH  (1,1) 	generación de la planta i en la etapa t (MWh) 

Las próximas ecuaciones definen respectivamente los límites mínimos y máximos del volu-

men de agua almacenada y del volumen turbinado por las plantas hidroeléctricas. 

Q„,;„(i,t) Q(i,t) ana„,(i,t) 

V ;„(i,t) V (i , t) V,„„x (i, t) 

t= 1..T 	 (3.3) 

t= 1..T 	 (3.4) 

El conjunto de ecuaciones a seguir indica los límites de caudal turbinado mínimo y máximo 

plantas representadas con variables de commitment. Las variables xH (i,t) son enteras 10,1} 

x H  (i , t) • Q„„„(i,t) Q(1,0 	H  (i , t) • Q„,,,„(i, I) t= 1..T 	 (3.5) 

NCP también permite una representación más detallada de la producción hidráulica, por me-

dio de un modelo de producción por unidad generadora (ver capítulo 10), o utilizar la tabla 

de factor de producción variable a través de una combinación convexa entre el volumen alma-

cenado y el caudal turbinado para el cálculo de la producción por central hidroeléctrica. 
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4 RESTRICCIONES DE LAS TÉRMICAS 

Las ecuaciones a continuación representan restricciones operativas para las unidades térmicas 

en el corto plazo. 

4.1 Mínimo tiempo apagado 

El conjunto de restricciones a continuación representa el tiempo mínimo (horas) que cada 

unidad térmica debe permanecer fuera de línea antes de poder volver a entrar en operación. 

x(j,t —1)— x(j ,t)+ x(j,k)1 	t = 2..T-1; k = t+1..mina, t-Erd(j)-1} 	(4.1) 

donde: 

d(j) 	mínimo tiempo que la unidad j debe permanecer fuera de línea (horas) 

4.2 Mínimo tiempo en operación 

El conjunto de restricciones a continuación representa el tiempo mínimo (horas) que cada 

unidad térmica debe permanecer en línea antes de poder salir de operación en una hora cual-

quiera. 

x(j ,t —1)— x(j,t) + x(j,k) O 	t = 2..T-1; k = t+1..min1T, t-tr11 (5)-15 	(4.2) 

donde: 

u(j) 	tiempo mínimo que la unidad 5 debe permanecer en línea una vez encendida 

4.3 Máximo tiempo en operación 

El conjunto de restricciones a continuación representa el tiempo máximo (horas) que una 

unidad térmica puede permanecer encendida. 

min(T—t,r„ ( j)+I) 

t= 2..T-1 	 (4.3) 
k=0 

donde: 

Tu@ 	máximo tiempo que la unidad j puede permanecer en línea (horas) 

4.4 Unidades forzadas 

Al seleccionar una unidad térmica commitment como forzada en cualquier etapa t, se fija la 
variable commitment x(5,t) con valor igual a 1 en esta etapa, o sea, su generación será forzada, 

mismo que esta no sea una decisión económica. 
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4.5 Máxima rampa de generación de las unidades térmicas 

Las ecuaciones a continuación definen las restricciones de máxima rampa para aumento o 

reducción de potencia en las unidades térmicas, respectivamente. 

±[GT (j,t,k)— GT (j,t —1,k)]r(j) 
kI 

É[GT (j,t,k)—GT (i,t —1,k)] —r(j) 
k=1 

donde: 

t = 1..T 	 (4.4) 

t= 1..T 	 (4.5) 

rampa máxima para incremento de potencia en la unidad térmica j (MW/h) 

rampa máxima para diminución de potencia en la unidad térmica j (MW/h) 

4.6 Máximo número de arranques (horizonte del estudio y diario) 

La ecuación a continuación define el máximo número de ocasiones que una cada unidad tér-

mica puede arrancar en el horizonte del estudio 

ZY(l,t) Á(j) 
	

(4.6) 
1=1 

donde: 

A(j) 	máximo número de arranques autorizados en el horizonte del estudio 

La ecuación a continuación define el máximo número de ocasiones que una cada unidad tér-

mica puede arrancar en cada día (24 horas) del estudio 

NO 

y(j,t) AD(j) 
	

(4.7) 
1=1 

donde: 

AD(j) 	máximo número de arranques diarios autorizados 

4.7 Efectos de la temperatura 

Algunas unidades térmicas tienen significativa alteración de sus potencias máximas y consu-

mos específicos en función a la temperatura ambiente. Esta relación entre temperatura y con-

sumo específico y entre temperatura y la potencia puede ser ingresada en el NCP por medio de 

tablas. Adicionalmente se definen una serie de temperaturas horarias prevista para la duración 

del estudio. Con base en la temperatura informada y las tablas, el NCP por medio de interpo-

lación, encuentra la potencia y consumo específicos horarios correspondientes. 
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4.8 Térmicas operando en ciclo combinado 

Existe un tratamiento específico para unidades ciclo acordado, compuestas por unidades a gas 

atural y de vapor. Para cada unidad se definen las configuraciones posibles (configuración de 

nidades de gas y vapor que pueda estar en operación) de acuerdo a sus características opera-

ivas. Para cada configuración se definen los datos operativos correspondientes (potencia, 

onsumo específico, etc.). Naturalmente, se agrega una restricción al NCP para que solamente 

na configuración pueda estar activa (en operación) en cada etapa. 

(CC,t)= 	w(j, t)- GT (j,t,k) 
	

t = 
	

(4.8) 
jeCC 	1J-1 

ZW(J11) 1 
	

t = 
	

(4.9) 
jeCC 

onde: 

(CC,t) 

(j,t) 

generación de la ciclo combinado 

variable auxiliar, =1, si la configuración j está en operación; =0 caso contrario; 

r (j,t,k) 	generación de la configuración j en la etapa t, tramo de producción k 

.8.1 Representación individual de los generadores del ciclo combinado 

n esta representación alternativa, no es más necesario definir cada configuración operativa de 

a ciclo combinado, y sí, solamente cada uno de los elementos (turbinas a gas y turbina a vapor 

e cada ciclo). Sin embargo, es necesario definir la relación entre la generación de estos ele-

entos, o sea, la función que relaciona la generación de las turbinas a gas versus la generación 

e la turbina a vapor. Esta representación está disponible en la pantalla de configuración de 

iclo combinado. 

l tiempo mínimo para acoplamiento de los generadores en el ciclo combinado, así como el 

osto asociado también están disponibles en esta representación alternativa. 

.9 Tiempo mínimo con carga estable para unidades a vapor 

sta restricción se aplica aquellas unidades (generalmente a vapor) que deben permanecer un 

úmero mínimo de horas con carga estable antes de poder modificar el sentido de variación 

e carga. Estas unidades presentan la restricción de que no pueden reducir su producción en 

na hora t, si la producción estuvo creciente en las horas anteriores. Análogamente, no pue-

en aumentar su producción en una hora t, si la producción fue decreciente en las horas ante-

iores. Así, en los dos casos la unidad debe permanecer en carga estable por un mínimo núme-

o de horas antes de poder apocar o aumentar su potencia, como es presentado en las figuras a 

ontinuación: 
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Ti  

Tiempo (h) 

Fig. 4.1 

Tiempo (h) 

Fig. 4.2 

Las siguientes restricciones para unidades con este tipo de característica operativa sano inclui-
das: 

P(j,t)• Zs (j,t) ±[GT (j,t,k)—G7.(j,t —1,k)] 	 t= 1..T 	(4.10) 
kl 

± [GT 	m, k)— 	(I k)] P(j,t)• (Zs (j,t)-1) 	t =1..T 	(4.11) 
k =1 

Zs (j i) E 10,1/ 
	

t = 1.J 

(4.12) 

donde: 

P(j,t) 	capacidad disponible 

GJ  (j,t,k) 	generación de la unidad térmica j en la etapa t, tramo de producción k 

Z,(j,t) 	variable binaria, =1 si la unidad está tomando carga; =0, caso contrario 

TI 	 mínimo número de horas que la unidad debe permanecer en carga estable 
antes de disminuir su producción 

Las restricciones en el sentido contrario son las siguientes: 
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P(j,t)• Z d 	1±[GT  (i, t —1, k)—G,(j,t,k)] 
k=1 

É [GT (i,t,k)— GT  (j, m,k)] P(j,t)•(Zd (j,t)-1) 
k=1 

Z d 	O E {0,1} 

NCP 5.20 

t= 1..T (4.13) 

t= 1..T (4.14) 

t= 1..T (4.15) 

donde: 

Z d 	, 	variable binaria, =1 si la unidad está disminuyendo producción; =0 caso con- 

trario 

T2 	 mínimo número de horas que la unidad debe permanecer en carga estable 

antes de aumentar su producción 

El primer grupo de restricciones obliga que Zs (j,t) sea igual a 1 cuando la unidad aumenta su 

producción con respeto la hora anterior. El segundo grupo de restricciones obliga que 40,0 

sea O si resulta económico la unidad reducir su producción. 

Hay también la posibilidad de limitar el número de variaciones de carga (aumen-

to/disminución) a través de la definición de un límite máximo para las modificaciones de sen-

tido, tal como muestra las siguientes ecuaciones: 

[Z, (1,1)—  y(j,t)]+[Zd (j,t)—d(j,t)].MV(j) 
	

t = 1..T 	(4.16) 

donde: 

d(j,t) 	asume valor igual a 1 si la unidad térmica j salió de operación (hubo un desli- 

gamiento) en la etapa t; 0, caso contrario 

mv(j) 
	

máximo número de variaciones de carga de la unidad térmica j 

4.10 Tiempo mínimo para arranque 

En algunas unidades térmicas hay un tiempo mínimo para el arranque que depende de la 

temperatura del generador. En otras palabras, con base en el estado térmico del generador, el 

arranque puede tomar tiempos mínimos distintos hasta el sincronismo con la red de transmi-

sión. Para que la restricción se active, el usuario define cuales son los tiempos mínimos para 

arranque en los estados cálido y frío, así como el tiempo necesario para que se considere el 

generador en estado frío (número de horas apagado). Caso el generador esté apagado, pero en 

un número de horas menor que el considerado para estar frío, se considera que el estado tér-
mico es cálido. 
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4.11 Zona prohibida de generación 

Así como para algunos generadores hidráulicos, que poseen zonas prohibidas de generación 
debido a cavitación de las turbinas, es posible definir zonas prohibidas (límite mínimo y má-
ximo) de operación para las centrales térmicas. Normalmente están relacionadas con interva-
los de generación inestables y por esta razón, no son operacionales. 

PSR 	 15 



P5R 	 MANUAL DE METODOLOGÍA 	 NCP 5.20 

5 RESTRICCIONES EN LOS COMBUSTIBLES 

5.1 Disponibilidad 

El conjunto de ecuaciones (5.1) define térmicas con restricciones de máximo consumo de 

combustible en el período del estudio. El factor w(j,k) es el consumo específico de la unidad j 

en el tramo de operación k (unidades de combustible por MWh producido) y CO)  es la canti-

dad de combustible disponible para la unidad j. Esta restricción se define para todos combus-

tibles m sujetos a restricciones de disponibilidad MCC(m) es el conjunto compuesto por las 

unidades j que utilizan el combustible restringido M. 

T K 

IZGT (j,t,k)-w(j,k)C(J) 
t=1 Ic=1 

5.2 Combustibles alternativos 

j e MCC(m) 	(5.1) 

Unidades con combustibles alternativos pueden ser modeladas en el NCP cual si fuesen uni-

dades distintas, con sus características operativas específicas (consumo específico, etc.) 

Las ecuaciones para una térmica con dos combustibles alternativos (el caso con más combus-

tibles es enteramente análogo) son: 

IÉ GT  (1, 1, k) G(1,0 • NO, t) 	 t = 1..T 	 (5.2) 
k=1 

G(2, t, k) G(2,0 • N(2,t) 
	

t = 1..T 
	

(5.3) 
k =I 

N(1, t) + N(2, t) 1 
	

t = 1..T 
	

(5.4) 

donde: 

G(1,0 G(2,t) 

N(1,0 , N(2,1) 

G, (1,1,k) 

GT (2,1, k) 

capacidad máxima de cada configuración en la etapa t 

variables binarias que designan la configuración de combustible se-

leccionada 

generación de la configuración 1 en la etapa t, tramo de producción k 

generación de la configuración 2 en la etapa t, tramo de producción k 
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6 OPERACIÓN DE LOS EMBALSES 

6.1 Balance de agua en las plantas hidroeléctricas 

El conjunto de restricciones a continuación representa el balance hidráulico en cada planta 

hidráulica, donde V(i,t) representa el volumen almacenado del agua en la planta i, etapa T. El 

volumen turbinado se representa por Q(i,t), mientras que el volumen vertido es S(i,t). Es po-

sible representar el tiempo de viaje del agua entre dos plantas en cascada, siendo Tm  es el tiem-

po de recorrido entre la planta aguas arriba m y la planta en cuestión i. Para cada planta i, 

M(i) es el conjunto de plantas ubicadas inmediatamente aguas arriba de i. El aporte natural 

incremental a la planta i se representa por A(i,t), mientras que el riego y la evaporación son 

representados por I(i,t) y E(i,t), respectivamente. 

ineM, r, 	 mEM, Dm 

VI,t-1-1 = V1,1+ Al 	 Si j 	 + 	EFFing.r-k 	 FP:1-k Sm,l-k 	(6.1) 
k 	 m k 

donde: 

FPQ, FPs  factores de repartición proporcional de los caudales turbinados y vertidos 

Estos factores representan la fracción del agua liberada en la planta aguas arriba m en la etapa t 

- k (con k> 0) que llega a la planta i en la etapa vigente t. 

Por ejemplo, si el tiempo de recorrido del agua entre el embalse aguas arriba A y el embalse 

aguas abajo B es de 0.2 horas, esto significa que 80% de todo el agua que sale de A llega en B 

en la misma hora, mientras que los 20% restantes llegan en la etapa siguiente. 

6.2 Volumen mínimo y máximo 

Las próximas ecuaciones definen respectivamente los límites mínimos y máximos del volu-

men de agua almacenada y del volumen turbinado por las plantas hidroeléctricas. 

Vr„,„ (i, t) 	V(i,t) 5_ V„,a„ (i, t) t =1..T+1 	 (6.2) 

El modelo contempla una serie de restricciones adicionales relacionadas a la operación de 

embalses, tales como: volumen de alerta, volumen mínimo operativo, volumen de espera, 

caudal de erogación mínimo y máximo, y desvíos de agua para irrigación. 

El no cumplimiento de estas restricciones se penaliza en la función objetivo a través de valores 

definidos en la interfaz gráfica o definido automáticamente por el NCP en función de la prio-

ridad seleccionada. 

6.3 Volumen de alerta 

V(i,t)+ SVA„ (i, 	<iie0,0 

donde: 

t = 1..T 	 (6.3) 
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variable de holgura asociada a la violación del volumen de alerta, penalizada 

en la función objetivo 

volumen de alerta de la planta i en la etapa t 

6.4 Volumen mínimo y máximo operativo 

V(i, t)+ WA,lin(i,t) 	(i, t) 	 t = 1..T 	 (6.4.a) 

V(i, 	ÓVA,,a, 	VA,fax  t) 	 t = 1..T 	 (6.4.b) 

donde: 

8V 	(41) 
	

variable de holgura asociada a la violación volumen mínimo, penalizada en la 

función objetivo 

8Vm„(i,t) 	variable de holgura asociada a la violación volumen máximo, penalizada en la 

función objetivo 

V,„„ (i, t) 	volumen mínimo operativo de la planta i en la etapa t 

(/,!)VM  	volumen máximo operativo de la planta i en la etapa t 

6.5 Volumen de espera 

V(i,t) 	/ Evp(i,t) 	 t = 1..T 	 (6.5) 

donde: 

V Esp (i, t) 	volumen de espera de la planta i en la etapa t 

6.6 Caudales mínimos de erogación 

Q(i,t)+ SO,!)  + 	 Dikfur  t) 	 t = 1..T 	 (6.6) 

donde: 

Q(i,t) 	caudal turbinado por la planta i en la etapa t 

S(i, t) 	caudal vertido por la planta i en la etapa t 

SDA,f„, ( ) 	variable de holgura asociada a la violación del caudal de erogación mínimo, 

penalizada en la función en la función objetivo 

DM, fl  (40 	caudal de erogación mínimo de la planta i en la etapa t 

6.7 Caudal de erogación máxima 

Q(i,t)+ S(i,t)— 8DA,,„(i,t)Dm„(i,t) 
	

t = 1..T 
	

(6.7) 
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donde: 

SDA,m„(i,t) 	variable de holgura asociada a la violación del máximo caudal de erogación, 

penalizada en la función objetivo 

Dfrka(i,t) 	máximo caudal de erogación de la planta i en la etapa t 

6.8 Volumen meta 

Caso exista un volumen meta para la planta i, existirá una restricción adicional del tipo: 

V„,,,,„s, 	V(i,T +1)V„,,,ama„(i) 	 (6.8) 

6.9 Vertimiento no controlable 

Esta restricción es aplicada a los embalses que solo pueden verter cuando el nivel de almace-

namiento está en el máximo, o sea, no hay control sobre la operación de vertimiento. La re-

presentación de esta restricción es definida por las siguientes ecuaciones: 

80,0 Big • xs (i,t) 	 t = 1..T 	 (6.9) 

xs(i,t) 	
V(i,t +  1) 	

t= 1..T 	 (6.10) 
Vmax  (i, 

xs  (i, t) E {M} 	 t = 1..T 	 (6.11) 

donde: 

xs  (i, 	variable binaria que asume valor 1 cuando el embalse está en su nivel de al- 

macenamiento máximo y O, caso contrario 
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7 RESTRICCIONES ADICIONALES PARA HIDROELÉCTRICAS 

7.1 Com mitment 

Las ecuaciones a continuación definen los estados (en línea/fuera de línea) de las plantas hi-

dráulicas commitment, así como la definición de los arranques. Estas variables son análogas a 

las definidas para las térmicas commitment. 

y„ (41)— xH (41)+ x0 (i)a. O 

y H (41)+ X11 (41)+ x0 (i) 2 

donde: 

t = 	 (7.1) 

t = 1 	 (7.2) 

condición inicial de la planta hidráulica i al inicio del estudio, definida por el 

usuario (O = apagada; 1 = encendida) 

y„(i,t)— .x„ (i, t)+ x„(i,t —1)1.• O 

Y jq  (i, 	x (i,t)+ X11  (1,t —1) 2 

t= 2..T 	 (7.3) 

t = 2..T 	 (7.4) 

La próxima ecuación define el máximo número de veces que cada hidráulica commitment 

puede arrancar en el período abarcado por el estudio. 

(7.5) 
1=1 

donde: 

A(i) 	máximo número de arranques permitido en la planta i 

La próxima ecuación define el máximo número de veces que cada hidráulica commitment 
puede arrancar en cada día (24 horas) del estudio. 

ND 

y11  (1,t) AD(i) 
	

(7.6) 
fri 

donde: 

AD(i) 	máximo número de arranques diarios permitidos en la planta i 
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7.2 Máxima rampa de generación de las hidráulicas 

Las próximas ecuaciones definen las restricciones de máxima rampa para aumento o reduc-

ción de potencia en las plantas hidráulica, respectivamente. 

G H  (i,t) 	H (41- 	r(i) 	 t = 1..T 	 (7.7) 

g(i,t)— g(i,t 	 t = 1..T 	 (7.8) 

donde: 

r(i) 	rampa máxima para incremento de potencia en la hidráulica i (MW/h) 

r(i) 	rampa máxima para disminución de potencia en la hidráulica i (MW/h) 

Además de la rampa caliente, es posible definir una rampa alternativa para las condiciones de 

resfriamiento del generador, o sea, caso el generador esté apagado por un período mayor que 

el definido por el usuario, el modelo utilizará la rampa fría, que por definición es más restricta 

que la caliente. 

7.2.1 Máxima rampa de subida y bajada para caudal defluente total 

Siguiendo el mismo concepto del numeral 7.2, los caudales defluentes totales (turbinamento + 

vertimiento) de las centrales hidráulicas pueden ser limitados través de la definición de ram-

pas máximas de subida y bajada. 

7.3 Cámara de Compensación 

Esta restricción relaciona la potencia máxima de un generador en función del volumen alma-

cenado en una cámara de compensación. En el NCP esta relación lineal: si la cámara de com-

pensación tiene almacenado una fracción x% de su volumen máximo en cierto instante, la 

generación en la planta asociada también estará limitada a x% de su capacidad máxima. Ma-

temáticamente: 

V(r,t)—V.;„(r) pu o G 

V,Bax (r)—Vni„(r) 
t) t= 1..T 	 (7.9) 

donde: 

V (r,t) 	volumen almacenado del embalse r en la etapa t 

V.n (r) 	volumen mínimo del embalse r 

Vmax (r) 	volumen máximo del embalse r 

P(i,t) 	potencia disponible de la planta hidráulica i en la etapa t 

Gil  (i,t) 	generación de la hidráulica i en la etapa t 
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7.4 Zona Prohibida de Generación 

Existen centrales que poseen zonas "prohibidas" de generación debido a restricciones operati-

vas de cada generador, tales como trepidación, donde no es posible operar abajo de un dado 

nivel de caudal turbinado. Esa conjunción de valores mínimos operativos de cada unidad ge-

neradora puede crear zonas "prohibidas" de generación en la central. A continuación un 

ejemplo de una central con dos unidades que poseen mínimo caudal turbinado igual a 150 

m3
/s y máximo caudal turbinado igual a 200 m3/s: 

150 200 300 400 

La central no puede operar en los intervalos 0-150 m3/s y 200-300 m3/s, y esto puede ser repre-

sentado en el modelo a través de la definición de los valores de mínimo y máximo caudal tur-

binado para cada unidad generadora pertenecientes a la central'. 

7.5 Embalse asociado 

Al seleccionar un embalse asociado para centrales de pasada, el factor de producción de la 

central de pasada es sustituido por el factor de producción del embalse asociado. 

7.6 Valor del agua nulo 

El usuario puede indicar las etapas donde los embalses están en condición de vertimiento atri-

buyendo a estas etapas el valor del agua nulo. En estas etapas, las centrales van a maximizar el 

caudal turbinado de manera que el desperdicio del agua sea el menor posible. Esta restricción 

puede ser desconsiderada caso la definición de las condiciones iniciales del embalse y los cau-

dales incrementales estén coherentes con la situación real del embalse. 

7.7 Oferta de energía 

Los generadores hidráulicos pueden hacer ofertas económicas para "vender" la energía gene-

rada bajo un precio definido por etapa. Esta restricción solo es aplicable en ambientes de mer-

cado, donde las ofertas de energía hidráulica son permitidas. 

Esta restricción solo es válida para centrales hidráulicas con representación cornmitment 

PSR 	 22 



P511 	 MANUAL DE METODOLOG(A 	 NCP 5.20 

8 SEGURIDAD EN LA OPERACIÓN DEL SISTEMA 

8.1 Reserva primaria de generación 

La reserva primaria puede ser definida como: (i) un valor porcentual que se aplica a cada plan-
ta del sistema, (ü) a partir de la definición de un porcentaje de la capacidad disponible de la 
planta (potencia instalada — MW en mantenimiento) o (iii) por medio de un valor absoluto 
(MW) a ser reducido de la capacidad disponible. Los valores de reserva son variables en el 
tiempo. 

8.2 Reserva secundaria de generación 

Para un conjunto de plantas seleccionado por el usuario el margen entre la potencia disponi-
ble y la generación efectiva para un conjunto de plantas seleccionado es superior a una reserva 
predefinida para cada uno de los sentidos de suministro (para subir y/o para bajar). 

z RuP t)  4_ stip (m,t)  Ryp (n,f)  

icA 

RDW  (i,t) -E S ID,W  071,0 RLDW  (M,t) 

icA 

m = 1..NR ;t = 	(8.1) 

m = 1..NR ; t = 	(8.2) 

El conjunto de restricciones a continuación representa la posibilidad de definición de límites 
mínimo/máximo de reserva para cada central hidro/térmica y para cada uno de los sentidos de 
suministro: 

enci,o•yRuPci,oRuPci,oRuniaici,o•yiurci,o 

env(i,o • yR"w(i, O RDw(i,t) 	(i, yr/ U, 0 

— RDWO,Ú Gra  (i,t) x(i,t) 

G(i,t)+ Rur  (i,t) Gmax (i,t)• x(i,t) 

donde: 

t = TI-T2 

t = Ti..T2 

t = Th.T2 

(8.3.1) 

(8.3.2) 

(8.4.1) 

(8.4.2) 

RuP (i,t) 	reserva secundaria (para subir) de la central (hidro/térmica) i en la etapa t 

Ruw(i,t) 	reserva secundaria (para bajar) de la central (hidro/térmica) i en la etapa t 

RI/P  (m, t) 	reserva (para subir) en términos relativo (% de la demanda) u absoluto (MW) 

Rf w  (m, t) 	reserva (para bajar) en términos relativo (0/0 de la demanda) u absoluto (MW) 
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UP sp  (m, 	variable de holgura (para subir)2  (compra de reserva por el sistema) 

42, w (m, 	variable de holgura (para bajar) (compra de reserva por el sistema) 

g 	límite máximo de reserva (para subir) para la central i en la etapa t 

Rf.„/P  (i, t) 	límite máximo de reserva (para bajar) para la central i en la etapa t 

/<;,; (i, t) 	límite mínimo de reserva (para subir) para la central i en la etapa t 

t) 	límite mínimo de reserva (para bajar) para la central i en la etapa t 

variable binaria que decide se la central va a cumplir con la reserva para subir 

t) 	variable binaria que decide se la central va a cumplir con la reserva para bajar 

G(i,t) 	generación de la central hidro/térmica i en la etapa t 

x(i, t) 	variable commitment hidro/térmica 

G„,.(i,t) 	potencia disponible de la central hidro/térmica i en la etapa t 

generación mínima de la central hidro/térmica i en la etapa t 

TI, T2 	 etapas inicial e final da restricción de reserva m 

je:1k 	centrales hidro/térmica pertenecientes la restricción de reserva 

NR 	número de restricciones de reserva 

Para centrales no-commitment, las ecuaciones son las mismas sin la variable commitnient. 

8.2.1 Margen de Regulación 

Adicionalmente es posible especificar un margen de regulación de la reserva secundaria, defi-
nida por: 

RuP  (i, + R DW 	) M Rs  (i) 	 t = T 	 (8.4.3) 

donde: 

mRs  (0 margen de regulación de reserva secundaria de la central hidro/térmica i 

8.3 Restricciones genéricas de generación 

Restricciones de generación de un conjunto de plantas (hidráulicas y térmicas). Existen tres 

posibilidades: 

2  Hay tres posibilidades de precio para compra de reserva secundaria: precio de reserva secundaria (definido por el 

usuario), valor fijo (definido pelo usuario) e penalidad automática (calculada por el modelo). 
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La suma de las generaciones de un conjunto de plantas hidráulicas y/o térmicas debe 

ser superior o igual (>) a los valores definidos en la tabla. 

La suma de las generaciones de un conjunto de platas hidráulicas y/o térmicas debe 

ser inferior o igual (‹) a los valores definidos en la tabla. 

La suma de las generaciones de un conjunto de plantas hidráulicas y/o térmicas debe 

ser igual (=) a los valores definidos en la tabla. 

8.4 Restricciones generales de generación 

Conjunto de restricciones que establece una meta de generación total para la semana (u otro 

horizonte cualquiera) para un conjunto de generadores hidráulicos y/o térmicos seleccionados 

por el usuario. Este tipo de restricción es bastante flexible y puede ser utilizado por varios mo-

tivos diferentes que dependen de las necesidades del sistema. 

Gmeta 
I=7I 

[GH  (1,t)+E GT 	t, k)) 

k=1 

Gineta. 	 (8.5) 

donde: 

Gmeta,,, generación total superior (MWh) del conjunto de plantas de 	m 

Gmeta  n, generación total inferior (MWh) para el conjunto de plantas de 

E 12„, 	conjunto de plantas hidráulicas y térmicas que pertenecen a la restricción m 

T1, T2 	etapas inicial y final de la restricción 

8.5 Consumos auxiliares 

Los consumos auxiliares si modelan como un porcentaje de la potencia efectiva que se subs-

trae de la potencia disponible de la planta hidroeléctrica/unidad térmica. Los resultados de 

generación son exhibidos tanto en términos de potencias brutas (incluyendo consumos auxi-

liares) como en potencias netas. 

8.6 Condiciones iniciales de los generadores 

Es posible especificar las condiciones iniciales de generadores: 

número de horas encendida o apagada (para restricciones commitment); 

generación en la última hora antes del estudio (para restricciones de rampa); 

tiempo en que la planta hidro/unidad térmica operaba con generación constante (pa-

ra restricciones específicas de centrales térmicas a vapor); 
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4. 	sentido de la generación anterior - tomando / perdiendo carga (para restricciones es- 

pecíficas de centrales térmicas a vapor). 

8.7 Reserva fría del sistema 

La reserva fría es exactamente el opuesto de la reserva secundaria del sistema, donde las uni-

dades que suministran la reserva fría deben estar apagadas, o sea, con la variable commitment 

igual a O. 

8.8 Demanda! Oferta elástica 

Las transacciones elásticas entre los participantes del mercado (ofertas de inyección y retiro), y 

las ofertas de importación y exportación entre diferentes sistemas pueden ser representadas 

través del escenario de demanda / oferta elástica. En esta pantalla es posible definir los agentes 

que están haciendo las transacciones, definir el tipo de la transacción (oferta o demanda), el 

nodo en que está conectado el agente (para los casos con representación de la red de transmi-

sión) y los bloques de energía /precio por etapa (hasta 5). Con base en las transacciones defi-

nidas, el modelo hace la optimización de manera que las transacciones económicamente atrac-

tivas serán seleccionadas integral o parcialmente. 
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9 MODELO DE FLUJO DC CON PÉRDIDAS 

9.1 Modelo de la red de transmisión 

La restricción (9.1) representa la primera ley de Kirchoff. El balance de energía en cada barra 

del sistema de transmisión debe ser igual a cero. Los índices m e n representan los nodo (ba-

rras) del sistema de transmisión, f(m,n,t) es el flujo de energía en el circuito que conecta las 

barras m-n en la etapa t y las pérdidas en este circuito se representan por 1(m,n,t). Por simpli-

cidad de notación, considerase un único circuito para cada pareja de barras origen/destino. 

Z[f (m,n,t) —1(m, n,01+ I[G H (i,t)+ZGT (j,t,k) + A(n,t) = D(n,t) (9.1) 
~PI 	 jet 	 Ic=1 

Las pérdidas cuadráticas en los circuitos - términos 1(m,n,t) son aproximados en el NCP por la 

discretización de los flujos las líneas y de las pérdidas correspondientes en segmentos lineales. 

La ecuación (9.2) representa la segunda ley de Kirchoff para el modelo de flujo DC. El flujo en 

cada circuito f(m,n,t) es proporcional a la diferencia de los ángulos nodales entre la barra de 

origen y destino ( -rn) dividido por la reactancia X(m,n) del circuito. Esta ecuación no es 

representada para enlaces de corriente continua (CC). 

f (m, n, t) = (61,„ — 0,7 )1 X (m, n) t = 1..T 	 (9.2) 

Finalmente, la ecuación (9.3) representa los límites operativos de los circuitos. 

— fnax (m,n,t) 5_ f (m,n,t) f flax(m,n,t) t= 1..T 	 (9.3) 

9.2 Suma de flujos en los circuitos 

Estas restricciones representan límites mínimos y máximos para un conjunto de circuitos se-

leccionados por el usuario. Para cada restricción es necesario informar sus límites inferior y 

superior, así como los circuitos que toman parte de la restricción. La siguiente ecuación define 
los límites para la suma de flujos en los circuitos seleccionados: 

F(k,t) 	f(m,n,t) F(k,t) 
(m,n)ek 

t = T 1..T2 	 (9.4) 

donde: 

F(k,t) 

F(k,t) 

límite inferior de la suma de flujos de la restricción k en la etapa t 

límite superior de la suma de flujos de la restricción k en la etapa t 
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T151.2 	 etapas inicial y final de la restricción 

9.3 Modelo de la red sin pérdidas 

En este caso es usual sumar una previsión de las pérdidas en la transmisión a la demanda de 

cada nodo. La figura a continuación muestra la representación del flujo entre dos nodos del 

sistema de transmisión en el NCP. 

—1111> 	o 

   

   

f - 
Fig. 9.1 

El flujo se representa por dos componentes f +  y U, ambas positivas, de tal manera que el flujo 

resultante se escribe por: f = f+ —r. Observe que la resultante puede ser tanto positiva 

como negativa. Si f es negativo el flujo va de T para H. Si f es positivo, el flujo va de H para T. 

La línea de transmisión que conecta H y T tiene capacidad f,  de manera que V 15_ 1. 

De acuerdo a esta convención, f apunta de H para T y f - apunta de T para H. En el modelo 

linealizado (DC), el flujo resultante se calcula por la siguiente expresión: 

f  _  „ T  

X in 
	 (9.5) 

donde: 

OH e OT 

XHT 

los ángulos de los nodos H y T 

reactancia del circuito 

GH 
GT  

      

      

      

      

      

 

f - 

    

       

DH DT 

Fig. 9.2 

Suponga ahora la configuración de la figura anterior. Las ecuaciones para el balance de poten-
cia en cada nodo se definen por: 

- 	—DH  = 0 
	

(9.6) 
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GT  + f+ — r — DT  = 0 	 (9.7) 

donde: 

G, 	representa la generación de las plantas ubicadas en el nodo i 

D, 	representa la demanda del nodo i 

9.4 Modelo de la red con pérdidas 

En el modelo con pérdidas, también existen dos variables asociadas a los componentes del 

flujo: p+, las pérdidas asociadas al flujo f + y p, las pérdidas asociadas al flujo f 

r 
/Fi) 	
, 

} , n  
I 	

r 	
I 

Fig. 9.3 

Ejemplo: 

Suponga que el nodo T tiene una demanda de 100MW y que la pérdida en el circuito sea de 

5%. Las plantas conectadas al nodo H deberán producir 105,26 MW (100 / 0.95) para que la 

demanda sea suministrada. La pérdida en el circuito H-T puede ser interpretada como un 

aumento de la demanda en el nodo T. 

93 Aproximación lineal 

Las pérdidas en los circuitos de transmisión varían con el cuadrado del flujo (efecto Joule), y 

pueden escribir se, en pu., de la siguiente manera: 

= r(f + ) 2 
	

(9.8) 
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= r(ft 
	

(9.9) 

donde: 

resistencia del circuito. 

Estas dos ecuaciones son no lineales. Con el fin de mantener el modelo lineal, representamos 

las pérdidas como la suma de segmentos lineales. 

En esta formulación, el flujo de H para T puede ser representado por la suma de los flujos de 

los segmentos. Matemáticamente: 

(9.10) 
P71=1 

De esta manera, las pérdidas pueden ser aproximadas de la siguiente forma: 

13+  =Za f „,+ 
	

(9.11) 
ni=1 

151-  = 	amf: 
	

(9.12) 
in=1 

donde: 

2m-1 - 
	rf , es decir, la derivada de las pérdidas con respecto al flujo, en el punto central 

—1 - m -) 
del segmento (m-1,m), donde el flujo asume el valor 	 

K f; K f 

9.6 Número de segmentos para aproximación de las pérdidas 

Mientras mayor el número de segmentos más bien aproximadas serán las funciones cuadráti-

cas. Por otro lado, este aumento provoca un incremento del esfuerzo computacional y por esta 

razón en el NCP se puede utilizar criterios de errores aceptables de manera a evitar un creci-

miento exagerado de variables y restricciones, con consecuente aumento del esfuerzo compu-
tacional y memoria RAM requerida. 

En esta formulación es importante un criterio para definir el número de segmentos que será 

utilizado para la aproximación linear por partes de la función de pérdidas de cada circuito. La 

razón es que cuando mayor es el número de segmentos, mejor es la aproximación lineal de la 

función cuadrática de pérdidas, pero, por otro lado mayor es el número de variables en el 

problema. Se trata entonces de establecer un criterio para determinar K(m) como el menor 

número de segmentos que permita obtener una aproximación adecuada. 

Una medida del error incurrido con esta aproximación es definida por la mayor diferencia 

entre la aproximación lineal y la función cuadrática de pérdidas. Probaremos a continuación 

que esta diferencia máxima se alcanza en el punto medio de cada segmento y que es la misma 
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en todos los segmentos. Esto es, la diferencia máxima es función únicamente del número de 

segmentos e no del índice del segmento. 

Obtenida esta diferencia máxima que denotaremos A, podemos establecer un criterio absolu-

to: "Sea K(m) el menor número tal que A(m) sea menor o igual a TolAbs" 

Este criterio puede ser combinado con un criterio relativo con respecto a los valores de la fun-

ción de pérdidas. Sea el valor de la pérdida en el punto de carga máxima del circuito, dado por 

r„, f,,,2  x 10-4, el criterio para la elección de K(m) puede ser: 

"Sea K(m) el menor número tal que A(m) sea menor o igual a TolAbs o A(m) sea menor o 

igual a TolRel% de la pérdida en la carga máxima" 

Este será el criterio adoptado. 

Ejemplo: 

La figura muestra el caso con K = 5: 

fi" 115 

 

   

Fig. 9.5 

donde: 

fk+ 	J / 5 
	

m = 1..K 

fk- 	J15 
	

m= 1..K 

Observe en la próxima figura que K = 5 produce una excelente aproximación. 
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4.5 

4.9 

3.5 

3.0 

12.5 

tb 
:60  2.0 
E 
2 1.5 

1.0 

0.5 

0.0 	 
17. 
 o 
	• 	<D 	CO 

d 
Flujo (en 100 MW) 

Fig. 9.6 

9.7 Cálculo de la diferencia máxima 

La diferencia entre la aproximación lineal y la función cuadrática es: 

— 2 

= ak  f +11
(k -1) fif12  

Esta función alcanza su valor máximo en el punto donde la derivada es cero. 

N= O 	d - 2r[f 	 - O 
K

j 

 

(k -1)7 \ 

\.2r K ) 

(9.13) 

- 
r f (2k -1)  

K 	(k  
2r 

f (2k -1- 2k + 2) 
f = 

2K 

7 f  = 
2K 
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[_ 

Este punto corresponde al punto medio del segmento 0,1k  . Y, por lo tanto, la diferencia 

máxima es definida como: 

A 
= 	ak f ±r (k —1) j 	r[f ± (k —1)f  

2K K 2K K 

[ 	
2 

2 	 \ 2 2 
r f (2k —1) f —1) fl [(k —f (f 2 

r  2 K  K -Er  2K K 21( 

[ (k —1) fl —1) 11 
K 

[(k 

K r  r  

r f
-2 

 
	(4k — 2 —1 — 4k + 4) 
4K2  

—2 

(9.14) 

Observe que la diferencia máxima entre la linealización y la función de pérdidas no depende 
del segmento k, esto es, el máximo error en que podemos incurrir a través de una linealización 
de K segmentos es igual en todos los segmentos. 

9.8 Criterio de selección de K(m) 

Sea KA el número de segmentos que satisface el criterio absoluto: 

r 2  
A —

7 
 TolAbs 
4K2  

Entonces KA es dado por: 

KA  = 
r72  

4 TolAbs 

Sea KR  el número de segmentos que satisface el criterio relativo: 

— 
rf

2 	
— 

A = 	 Tol Re / • r f
2 
 

4K2  

Entonces KR  es dado por: 

KR 1 
1  

4 • Tol Re / 

r f 

4K 2  

(9.15) 

(9.16) 

(9.17) 

(9.18) 
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El número de segmentos adecuado para el criterio adoptado es dado por: 

K = 	A ,KR } 	 (9.19) 

Observe que el número de segmentos que satisface el criterio relativo no depende de los pará-

metros del circuito. 

9.9 Número de segmentos vs. criterio de tolerancia relativa 

Dado un valor de K, se puede calcular el valor de la tolerancia relativa garantizada. 

Tol Re/ = 
1 

Así por ejemplo, para K = 3, TolRel = 2.78. Esto significa que al aproximar La función cuadra-

tica de pérdidas con 3 segmentos, el error máximo es menor o igual a 2.78 % del valor de la 

pérdida asociada a la carga máxima del circuito. Variando los valores de K, obtenemos la si-

guiente tabla. 

K TolRel (%) Criterio 
25.00 A 	25% x p(f) 

2 6.25 A 	6.25% xp(f) 
3 2.78 A 	2.78% xp(f) 
4 1.56 A 	1.56% x p(f) 
5 1.00 A •S 1% x p(f) 

9.10 Incoherencia del modelo de pérdidas 

Suponga que el costo marginal de energía sea igual a cero, por ejemplo, en una situación de 

exceso de energía. La interpretación es que en este momento, no existe un aumento del costo 

operativo para un aumento de la demanda de energía. 

Esta situación puede traer problemas para la mencionada representación de las pérdidas. La 

razón es que en esta situación (costo marginal cero), poco importa para el NCP, cuyo objetivo 

es minimizar costos, en cuáles "circuitos-auxiliares", que representan las discretizaciones los 

flujos fk+  y fi serán diferentes a cero. Dependiendo del segmento seleccionado por el NCP, las 

pérdidas pueden ser significativamente mayores que las reales. Esta situación ocurre porque: 

(i) las pérdidas son sumadas a la demanda (fi) como fue comentado, el aumento de la deman-
da no representa ningún costo adicional. 

Una solución para esta distorsión es "penalizar" las pérdidas en la función objetivo, con un 
pequeño costo asociado (10-4). Esta penalización es suficiente para no distorsionar el cálculo 
de las pérdidas en los circuitos seleccionados. Así, fk+  (o fi)  sólo serán diferentes de cero si f,+  

 

(9.20) 
4K2  
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(o fi) tienen valor igual a la capacidad máxima, con i < K. También se recomienda no utilizar 

costos de vertimiento en el caso de representación de pérdidas en el NCP. 

De manera alternativa, la representación de las pérdidas puede ser hecha través del uso de 

variables enteras (que aumentan la complexidad del problema), pero que evitan la ocurrencia 

de la incoherencia del modelo de pérdidas lineales. 

9.11 Restricciones de importación/exportación entre áreas eléctricas 

La importación/exportación líquida del área es dada por la diferencia entre generación y de-

manda: 

1(a,t)G(a,t)— D(a,t) 	 t = 1..T 	 (9.21) 

donde: 

G(a,t) 	generación total en la área ay etapa t 

D(a,t) 	demanda total en la área ay etapa t 

E(a,t) 	límite de exportación en la área a y etapa t 

i(a,t) 	límite de importación en la área a y etapa t 

La generación total en el área a es la suma de la generación en todas las barras pertenecientes a 

esta área. La área es un dato de barras, y debe ser informado en la pantalla de la configuración 

de las barras/áreas. Diferentes límites de exportación/importación pueden ser informados para 

cada etapa t. 
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10PRODUCCIÓN HIDROELÉCTRICA POR UNIDAD 

El NCP permite representar la producción hidroeléctrica en el nivel de la unidad de genera-

ción, considerando una serie de factores que no son utilizados en la representación por planta, 

tales como: 

Variación entre la eficiencia del grupo turbina/generador versus caudal turbinado 

(m3/s). 

Mínimo y máximo caudal turbinado por unidad de generación 

Pérdidas hidráulicas en el conducto forzado que abastece las unidades generadores 

(función del caudal turbinado total de la planta) y pérdidas hidráulicas atribuidas a 

cada unidad de generación (función del caudal turbinado de cada unidad). Para cada 

una de esas pérdidas, un coeficiente es informado, que será multiplicado por el cua-

drado del caudal turbinado de la planta o unidad, resultando en la pérdida hidráulica. 

Elevación del canal de desfogue, como función del caudal turbinado de la planta, y 

posiblemente del caudal vertido (dependiendo del proyecto de la planta). 

Relación cota-volumen almacenado en el embalse. 

Estas relaciones posibilitan la construcción de la función de producción de cada unidad gene-

radora. 

La relación entre la eficiencia del grupo turbina/generador versus caudal turbinado es mostra-

da en la figura a continuación, sin embargo esta relación puede variar de acuerdo con la cota 

del embalse, lo que originaría una serie de curvas, una para cada nivel del embalse. 

10 	15 	20 	25 	30 	35 	40 

Caudal turbinado (m3/s) 

Fig. 10.1 

45 
	

50 
	

55 
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En cuanto a las pérdidas hidráulicas, en la mayoría de casos, hay un componente que afectará 

todas las unidades de una planta hidroeléctrica y depende del caudal total de la planta (suma 

del caudal turbinado de las unidades). Este componente también depende de los parámetros 

del conducto forzado (material, largura y diámetro) que son combinados en un único coefi-

ciente (a1 ). Lo según elemento de pérdida hidráulica (a 2 ) depende del caudal turbinado de 

cada unidad (separadamente), después que la agua haya pasado por el conducto forzado co-

mún a la(s) unidad(es). 

Así, los componentes pueden ser agrupados de la siguiente manera: 

Unidad: eficiencia del grupo turbina/generador y pérdidas hidráulicas en el caudal 

turbinado de la unidad. 

Planta: pérdidas en el conducto forzado, elevación del canal de desfogue y representa-

ción de la curva cota-volumen. 

Esta separación resultó en la siguiente representación de la función de producción. Suponga 

una unidad de generación j perteneciente a la planta I. En un eje está el caudal turbinado de la 

unidad j en la etapa t (q). En el otro eje, el caudal turbinado total de la planta Cht. La fun-

ción de producción resultantes de la unidad j en la etapa t (pi,t ) es una función bicóncava de 

qi,t y Qi,t• 

Así, pi,t  puede ser escrito como una combinación convexa de la función de producción calcu-

lada para los pares de puntos del grid 41, k , &k  } resultando en las potencias por unidad 

donde kE 1..K3  indexa los puntos del grid de la unidad j e Ki  es el número de puntos del grid. 

La potencia frfk  es calculada como: 
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PJ J = 0.001. g • ri (ft 4 j je ) • (1)„,(v) — 	bk) — hpd( J,k j,k))* Lk 
	(10.1) 

hpd(Qi ,k '4],k ) 	' COI  k)2  a2' 
	

(10.2) 

donde: 

77(4 f k) 

h„,(v) 

kf ( f k) 

hi„,(0.fk ,1 f k) 

aceleración de la gravedad (m/s2) 

función de eficiencia de la unidad generadora 

cota del embalse, depende del volumen almacenado 

elevación del canal de desfogue 

pérdidas hidráulicas (depende de la unidad y de la planta) 

A continuación, una ilustración de la función de producción de una unidad generadora Note 

las curvas de nivel de la potencia resultante en el plan XY del gráfico. Se puede notar como 

estas curvas se inclinan para afuera, mostrando que para mantener la misma producción de la 

unidad considerando un aumento en el caudal turbinado de la planta, es necesario aumentar 

el caudal turbinado en la unidad. 

Es también posible visualizar que la distancia entre las diferentes curvas de nivel aumenta con 

el caudal turbinado de la unidad. Esto es esperado para una función cóncava, pues es necesa-

rio más agua para producir la misma cantidad de energía cuando el caudal turbinado aumen-
ta. 
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Turbinamento de la planta (m3/s) Turbinamento de la unidad (mIts) 
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Fig. 10.3 

Como es mostrado en la figura anterior, la producción hidroeléctrica es una función cóncava 

del caudal turbinado de la unidad. Es también una función cóncava del caudal turbinado total 

de la planta, a causa de las pérdidas hidráulicas y de la elevación del canal de desfogue. Note 

que las pérdidas hidráulicas son debido a la fricción entre el agua y la superficie del conducto 

forzado que puede ser común a diferentes unidades. 

Para cada punto k del grid de la unidad j perteneciente a la planta i (E) existe un vector de 

valores {411,k, 	que son calculados antes de la optimización del problema, consideran- 

do el volumen inicial de los embalses. 

Como discutido, la formulación del problema representa la función de producción en cada 

hora t como una combinación convexa de estos valores discretos. Con este propósito, un con-

junto de variables continuas es introducido en la formulación del problema, ponderando los 

puntos del grid de manera a encontrar la solución. Nosotros ahora mostraremos como estas 

variables son representadas por esta aproximación. 

10.1 Caudal turbinado de la unidad obtenido de los puntos del grid 

c, 
q, = 	k 	k 	 Vi =12 ..2 .1,1 =1,..,T 	 (10.3) 

k 1 

10.2 Potencia de la unidad obtenida de los puntos del grid 

K, 

p.; r = 	, 	b k 
	 Vi =1,..,J;t =1,..,T 

	
(10.4) 

k=1 
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10.3 Caudal turbinado de la planta obtenido de los puntos del grid 

tAK 

L 	"0j,k 
k=1 

Vi =1,..,I,Vj =1,..,I 	=1,..,T 	(10.5) 

10.4 Relación caudal turbinado de la unidad y caudal turbinado de la planta 

Vi = 1,.., I, Vj = 	= 1,..,T 	(10.6) 

10.5 Volumen de la planta obtenido de los puntos del grid 

V  =t A •1/.. j,k,t 
k=1 

Vi =1,..,I,Vj =1,..,I i;t =1,..,T 	(10.7) 

Sustituyendo (10.2) en (10.5) y usando (10.4): 

K 	 K„, 

.91,k = 
	

W =1,..,J;t =1,..,T 	 (10.8) 
kml 	 mei., km] 

Así, si observa que las variables de decisión 	son determinadas por los puntos del grid. 

10.6 Variables auxiliares 

=1 (10.9) 

X1  • )4,llini
•
,, 	jj 	fflax j; • )5,, 	V j =1,..,J;t =1,..,T 	 (10.10) 

donde: 

variable commitment de la unidad j en la hora t. 

10.7 Costo de partida de la unidad hidro 

Una variable auxiliar yht  es introducida en la formulación, recibiendo el valor 1 si la unidad j 
arrancó en la hora t y 0, caso contrario. Se relaciona con las variables commitment xj,t  a través 
de las ecuaciones abajo: 

y)) 	xl) 	 Vj =1,..,J;t 	 (10.11) 

yj)  —x1, +x1)_1  O 	 Vj =1,..,J;t =1,..,T 	 (10.12) 

y ji +x jj 	_1  2 	 Vj =1,..,J;t =1,..,T 	 (10.13) 

X 	E {0,1} 
	

Vj =1,..,J;t =1,..,T 	 (10.14) 

PSR 	 40 



P511 	 MANUAL DE METODOLOGÍA 	 NCP 5.20 

10.8 Restricción de precedencia 

El usuario puede definir el orden de preferencia de despacho entre un conjunto de unidades 

generadoras de una misma central hidráulica. Esta restricción puede ser aplicada en situacio-

nes donde un conjunto de unidades generadores poseen las mismas características físicas, y 

por lo tanto idénticas para el modelo. 

Por esta razón, caso el modelo decida despachar una de estas unidades, si podría despachar 

cualquier una del punto de vista de la optimización (el resultado matemático es el mismo), 

pero en la realidad, no es deseado que unidades alternadas entren en operación fuera de una 

orden pre-determinada. 

10.9 Límites de generación por cota 

Es posible definir diferentes límites de generación mínima y máxima por unidad para cada 

cota del embalse. Estos valores remplazan los valores fijos definidos en la pantalla de configu-

ración de las unidades hidráulicas. 

10.10Zonas prohibidas 

Así como en el ítem anterior, es posible definir diferentes zonas prohibidas de generación para 

cada nivel del embalse. Debido a cavitación de las turbinas, algunas regiones de producción no 

son operacionales y por esta razón es permitido definir diferentes zonas prohibidas relaciona-
das con la cota del embalse. 

10.11Ejemplo de cálculo del grid 

El grid es calculado primeramente utilizando el valor del volumen inicial almacenado en los 

embalses. Después de este cálculo, es hecha una "simulación" de la operación para determinar 

la trayectoria del volumen a lo largo del estudio. Se ejecuta el caso nuevamente en un proceso 

iterativo, donde es calculado un nuevo grid, llevándose en cuenta la trayectoria del volumen 
retirada de la simulación previa. 

El volumen es discretizado en hasta 5 segmentos asumiendo una variación porcentual del 25% 

para bajo del valor mínimo alcanzado en la trayectoria simulada y 25 To para cima del valor 

máximo alcanzado en la trayectoria simulada, representando así la variación de la curva cota-

volumen en la función de producción, pues para cada valor de volumen discretizado es calcu-
lado una potencia respectiva. 

A continuación, detallaremos el proceso de cálculo del grid inicial (utilizando el valor del vo-

lumen inicial). El proceso consiste en la creación de L valores (dato de entrada) igualmente 
espaciados para el caudal turbinado de la unidad t , variando entre el mínimo y el máximo 

valor del caudal turbinado de la unidad en cuestión. También como dato de entrada, M es el 

número de valores igualmente espaciados para el caudal turbinado de la planta —Q . Estos valo-
res varían del caudal turbinado '4 de la unidad hasta la suma del máximo caudal turbinado de 

todas las otras unidades de la planta más el valor de la unidad discretizada, de manera que 

se tenga el valor mínimo y máximo del caudal turbinado de la planta. 

PSR 	 41 



PSR 
	

MANUAL DE METODOLOGÍA 	 NCP 5.20 

Para cada par del caudal turbinado de la unidad y caudal turbinado de la planta, es calculado 

el valor de la potencia de la unidad, utilizando la ecuación (10.1). 

El procedimiento para cálculo del grid es el siguiente: 

Para todo 1 de 1,...,L 

tf =,7 
	

L • 	 — 
_ q  )( /

L

-1
1
) 

Q = Min 1 '4 ± Z —qn,Q dulo _Meada 
nel i  

 

Para todo m de 1,...,M 

1)(m-1) 
/ M-1 

/5= 0.001. g • 7(Q)• • (hi (v)— 	az& —h2()) 

Escribir punto del grid 1 

Próximo m 

Próximo 1 

Como ilustración, se presenta un grid donde el caudal turbinado de la unidad y de la planta 

fueron discretizados en 5 valores, totalizando 25 valores. El caudal turbinado de la unidad 

empieza con el primer punto de la tabla caudal turbinado x eficiencia, que es considerado el 

valor mínimo, y termina en el último valor de la misma tabla, que es interpretado como el 

valor máximo. Conforme ya explicado, el caudal turbinado de la planta empieza con el mismo 

valor del caudal turbinado mínimo de la unidad y termina en el mínimo valor entre la capaci-

dad del conducto forzado y la suma de todas las otras unidades en su máximo caudal turbina-

do más el caudal turbinado discretizado de la unidad en cuestión. 

Son adicionados (5 + 1) puntos extras (P.E.) al grid indicando cuando la unidad está apagada 

(caudal turbinado igual a 0), de manera que el caudal turbinado de la planta sea discretizado 

de O (todas las unidades apagadas) hasta el máximo de todas las otras encendidas. Estos pun-

tos son utilizados en los casos donde la mejor solución sería la unidad estar apagada (potencia 
igual a cero), caso ella sea commitment. 
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P 5 
	

MANUAL DE METODOLOGIA 	 NCP 5.20 

Punto Caudal turbinado 

de la unidad 

(m3/s) 

Caudal turbInado 
de la planta 

(m3/s) 

Potencia dé la 
unidad 
(MW) 

P.E. 01 0.00 0.00 0.00 	. 

P.E. 02 0.00 22.84 0.00 

P103 0.00 45.68 .0.00 

P.E. 04 0.00 68.52 0.00 

P.E. 05 0.00 91.36 0.00 

P.E. 06 0.00 114.21 0.00 

01 12.10 12.10 25.73 

02 12.10 40.66 25.49 

03 . 	12.10 69.21 24.99 

04 12.10 97.76 24.22 

05 12.10 126.31 23.20 

06 17.83 17.83 37.85 

07 17.83 46.38 37.42 

08 17.83 74.93 36.61 

09 17.83 103.49 35.41 

10 17.83 132.04 33.83 

11 23 55 , 	23 55 49.93 

12 23 55 52.10 49.26 

13 23 55 80.66 48.09 

14 23.55 109.21 46.40 

15 23.55 137.76 44.22 

16 29.28 29.28 61.95 

17 29.28 56.83 61.04 

18 29.28 84.39 59.54 

19 29.28 111.94 57.45 

20 29.28 139.50 54.78 

21 35.00 35.00 73.90 

22 35.00 61.13 72.74 

23 35.00 87.25 70.95 

24 35.00 113.38 68.53 

25 35.00 139.50 65.49 
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