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MODELO DE SIMULACIÓN DE INGRESOS FUTUROS POR POTENCIA: 

HERRAMIENTA DE GESTIÓN PARA UNA EMPRESA GENERADORA 

DEL SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL 



SUMARIO 

La planificación de los ingresos de los generadores del Sistema 

Interconectado Nacional determinó la necesidad de mejorar el modelo 

JUNIN, modelo de despacho de energía con la intención de obtener 

adicionalmente los ingresos por potencia, es decir, calcular las proyecciones 

de los Ingresos Garantizados por Potencia Firme e Ingreso Adicional por 

Potencia Generada de cada generador del Sistema. 

El modelo JUNIN esta dividido en dos: JUNRED y JUNTAR; el modelo 

JUNTAR fue mejorado con la incorporación de dos subrutinas INGFIJO y 

INGVARI. Con estas dos subrutinas incorporadas se estiman los Ingresos 

por Potencia para cada generador y para cada mes del horizonte de estudio. 

Estas subrutinas fueron diseñadas de acuerdo con la normativa vigente, 

donde la filosofía básica del método empleado para la determinación del 

calculo del ingreso por potencia, consiste en remunerar la potencia 

necesaria, para así conseguir el nivel de suficiencia deseado, cantidad de 

instalaciones y recursos suficientes para abastecer la demanda. Con el 

modelo mejorado se .obtienen señales económicas del mediano y largo 

plazo, permitiendo tener una visión del comportamiento del sistema. 
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INTRODUCCION 

/ 

El presenten Informe de Suficiencia Profesional titulado, "MODELO DE 

SIMULACIÓN DE INGRESOS FUTUROS POR POTENCIA: 

HERRAMIENTA DE GESTIÓN PARA UNA EMPRESA GENERADORA DEL 

SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL", modelo que tiene por objeto 

solventar los requerimientos de las empresas generadoras de contar con un 

modelo matemático regulatorio que proyecte los ingresos por potencia de 

estas generadoras. 

El establecimiento de los ingresos por potencia eléctrica tiene su origen en 

la reforma de la industria eléctrica, en 1992, donde se dieron leyes que 

promovieron la inversión privada en el sector electricidad. Esta reforma 

estableció la participación de los inversionistas privados en la generación, 

transmisión y/o distribución de energía eléctrica. 

El objetivo principal de un sistema eléctrico es proveer energía en forma 

segura y confiable. Por tal motivo el marco legal, mejorado en 1999 

mediante modificación al Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas 
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(RLC) pretende fundamentalmente, incentivar un mercado sustentable 

económicamente y mantener niveles de seguridad aceptable, tanto en el 

corto como en el largo plazo. 

El modelo regulatorio formulado a instancias del marco legal, implanta dos 

pagos independientes (ingresos para los generadores). Uno por energía y 

ótro por potencia. El pago por energía se obtiene según la operación del 

sistema, pagando el costo de la energía más cara de las unidades en 

funcionamiento. El pago por potencia, se estima mediante el aporte que 

cada generador hace a la seguridad del sistema, premiando la potencia 

firme de cada unidad y motivando la inversión en generadores confiables y 

por ende asegurando el abastecimiento al largo plazo. 

Las empresas generadoras comprometidas a mediano y largo plazo en los 

mercados libre y regulado tratan de cubrirse de los riesgos que 

eventualmente podrían darse en el sistema, resulta indispensable 

implementar métodos y procedimientos de control que permitan un 

adecuado monitoreo de los factores que pueden incidir negativamente en 

los resultados económicos de estas generadoras, para ello proyectan los 

ingresos por energía y potencia, para las posibles eventualidades. 

Para la proyección de la producción de los generadores y de los costos 

marginales de energía en el mediano y largo plazo, se cuentan con modelos 

matemáticos como el PERSEO, JUNIN (JUNRED + JUNTAR), MHT, estos 

modelos de despacho de energía, permiten calcular los costos marginales 
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optimizando la operación del sistema. Los estimados de las ventas o 

compras por energía en el mercado spot son determinados mediante los 

resultados de estos modelos de despacho y combinados con los niveles de 

contratos. De esta manera, se puede determinar los ingresos por energía de 

cada generador en los tres mercados; libre, regulado y spot. 

Para la proyección de los ingresos por potencia de los generadores en el 

mercado spot, en el mediano y largo plazo, no existía un modelo que tome 

en cuenta las variaciones de los parámetros y variables que determinan el 

nivel de ingresos por potencia a futuro. Dada la importancia de proyectar los 

ingresos por potencia en detalle, me llevó a desarrollar una adaptación al 

modelo JUNTAR que es parte del modelo JUNIN, que permita determinar 

los ingresos por potencia de todas las unidades del sistema a futuro. 

Objetivo 

El objetivo general del presente informe es explicar el aporte al modelo 

JUNTAR, al que se adicionó dos subrutinas para la simulación de los 

ingresos futuros por potencia de las generadoras, permitiendo obtener el 

ingreso garantizado por potencia firme y el ingreso adicional por potencia 

generada. 

El primer objetivo específico es determinar la necesidad de mejorar el 

Modelo JUNTAR, que explique las tendencias de la variable relevante 

ingreso por potencia y su impacto en el desempeño de las generadoras. El 

segundo objetivo específico, es dar a conocer, como se han diseñado y 
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como operan las subrutinas que calculan los ingresos garantizados por 

potencia firme (Subrutina INGFIJO) y de los ingresos adicionales por 

potencia generada para cada generador (Subrutina INGVARI) 

Alcances 

Los alcances del tema son de tipo económico y empresarial: 

Éconómico: Mediante el modelo mejorado se logra cuantificar el impacto 

económico en las empresas generadoras debido a las probables 

contingencias a darse en la simulación de la operación del sistema en las 

proyecciones de los ingresos por potencia, de manera que con esta 

información las empresas debieran tomar las previsiones del caso. 

Empresarial: Teniendo en cuenta los criterios adoptados en la Ley de 

Concesiones Eléctrica y su Reglamento, como también los procedimientos 

establecidos en el COES-SINAC, las empresas generadoras de energía 

eléctrica cumplen con lo estipulado por ley al desarrollar un modelo 

matemático asistido por la computación, que permite proyectar los Ingresos 

por Potencia de los generadores; es decir los Ingresos Garantizados por 

Potencia Firme e Ingreso Adicional por Potencia Generada en el Sistema. 

Contenido 

El presente informe está constituido por cinco partes. Se inicia con la 

introducción que constituye la presentación y enfoque general del informe. 
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El Capítulo 1, está referido a aspectos conceptuales, donde se realiza un 

análisis del sentido económico de los pagos por potencia y de los precios 

correspondientes. En esta parte se observa que con la aplicación de los 

costos marginales de corto plazo, como precios en las transacciones de 

electricidad, permite cubrir los costos de operación y mantenimiento y, 

además rentar las inversiones realizadas, este método de tarificación a 

éostos marginales tiene como supuesto básico de aplicación la existencia de 

un mercado en competencia perfecta y sin economías de escala. Asimismo 

veremos la importancia que tiene el denominado costo de falla en los 

ingresos por ventas de energía. Y comprenderemos el pago por potencia 

que reciben las unidades como un complemento al pago obtenido por las 

ventas de energía a costo marginal que les permiten rentar. 

En el Capítulo 11, se hace una breve descripción del mercado eléctrico 

peruano. Uno de los puntos más importantes del marco legal fue el diseño 

de un esquema de regulación tarifaría, que busca emplear mecanismos de 

mercado para la asignación eficiente de los recursos en donde sea posible 

(generación). En este capítulo se describe los dos ingresos (energía y 

potencia) implementados por el marco regulatorio, así como las 

características del producto. Asimismo se explica el funcionamiento de tres 

mercados donde el generador puede vender su energía: a) a las empresas 

distribuidoras a precios regulados, b) a los clientes de mayor tamaño 

(clientes libres) a precios libres y, c) al COES en un "mercado spot" a costos 

marginales instantáneos. Se describe el negocio de la potencia y se detalla 
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el cálculo de la potencia firme de las unidades hidráulicas y térmicas, y por 

último se hace una descripción resumida de las Transferencia de Potencia 

en el COES-SINAC. 

A partir de los descrito anteriormente se crea la necesidad que las empresas 

generadoras comprometidas a mediano y largo plazo, requieran saber como 

evolucionará los ingresos por energía y potencia, de manera de 

reestructurar la producción y orientar las ventas, de esa forma permitiría 

minimizar o eliminar los posibles riesgos que podrían suceder. 

En el Capitulo 111, se describe el modelo de simulación de ingresos futuros 

por potencia, este modelo consiste en la incorporación de dos subrutinas al 

modelo JUNTAR, este modelo mejorado, adicionalmente que simula la 

operación del sistema donde calcula los costos marginales permite obtener 

los ingresos por potencia de las unidades de generación (Ingresos 

Garantizados por Potencia Firme e Ingreso Adicional por Potencia Generada 

en el Sistema). En el diseño de las subrutinas se ha tenido en cuenta las 

principales normas legales, así como los procedimientos establecidos en el 

COES para los cálculos de los Ingresos por Potencia. 

El Capítulo IV, se realiza una aplicación del modelo mejorado que nos 

permite proyectan los Ingresos por Potencia. Para esto se consideró un 

horizonte de 5 años, programa de obras ( oferta probable), crecimiento de la 

demanda de 4.5%, estimaciones a la evolución de precios básico de la 
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potencia, factores de pérdidas y otros. Se estimaron las variables del 

mediano y largo plazo, que corresponden definir a la autoridad. 

En acápite complementario se dan las conclusiones del informe. 
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CAPITULO 1 

ASPECTOS CONCEPTUALES DEL PAGO DE POTENCIA 

1.1 Aspectos básicos de tarificación a costo marginal 

Los métodos de tarificación a costos marginales tienen como supuesto 

básico de aplicación la existencia de un mercado en competencia perfecta y 

sin economías de escala, de modo que la aplicación de los costos 

marginales de corto plazo, como precios en las transacciones de 

electricidad, permite cubrir los costos de operación y mantenimiento y, 

además rentar las inversiones realizadas. Si no existe restricción en el 

acceso a dichas opciones tecnológicas todos los inversionistas rentan a la 

misma tasa, la de mercado. 

Bajo dichos supuestos de mercado, es simple mostrar que ello es así: 

1.1.1 Descripción del equilibrio de mercado 

Considérese que existen "n" alternativas tecnológicas para producir 

electricidad, cada una de ellas con un costo variable Ci creciente respecto a 

la anterior (por cada kilowatthora producido), un costo anual de operación y 

mantenimiento fijo Fi (por cada kilowatt instalado) y un costo de inversión li 
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(por cada kilowatt instalado). Supongamos, además, que el costo anual de 

capital es "t" y simplifiquemos el ejercicio aceptando que estas centrales 

tienen disponibilidad 100% y que el consumo a abastecer tiene cierta 

distribución anual que se repite de año en año (sin crecimiento). La 

situación sería la que muestra en el gráfico Nº 1.1 

GRÁFICO Nº 1.1 

LLENADO DE LA CURVA DE DURACIÓN DE LA CARGA 

MW 

Pn 

Pn-1 

P4 

P3 

P2 

Pl 

Hn Hn-1 Hn-2 ....... . H4 H3 tiempo 

El gráfico Nº 1.1 muestra la curva de duración de la carga del sistema. Las 

centrales están ubicadas en orden creciente de costos variables. En la base 

( color verde) la más económica, por ejemplo, de costo variable igual a cero 

si se trata de una central hidroeléctrica de pasada, y posteriormente 

centrales térmicas, de más a menos eficientes. 
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La potencia P" corresponde a una "alternativa tecnológica" muy especial, 

que está siempre presente en los sistemas: una central que representa el 

costo de no abastecer el suministro. Para poder facilitar la presentación 

gráfica del ejemplo no hemos incluido probabilidad de fallas intempestivas 

de las centrales ni variabilidad hidrológica. En consecuencia, se trataría de 

una falla previamente aceptada es decir prevista. En la realidad ocurren 

ámbos tipo de fallas y la incorporación de este tipo de opción tecnológica 

teórica es indispensable debido a que, en el límite, cuando se trata de 

potencia que se utiliza poco tiempo, puede ser más conveniente no 

abastecer el consumo, esto es, fallar. En nuestro ejemplo, podría estar 

representada por una central de costo variable menor a 1 US$/kWh y de 

costo de inversión igual a cero, por tratarse de una falla previsible. Más 

adelante, en el ejercicio numérico se ha preferido utilizar una cifra de 2 á 5 

US$/kWh, valores usuales de costos de fallas intempestivas, para llamar la 

atención sobre el problema que nos interesa: los pagos por potencia firme. 

En un mercado en competencia perfecta, la tarificación a costos marginales 

implica lo siguiente: 

durante H
n 

horas el costo marginal es igual al de falla 

durante H
n
.1 - H

n 
horas el costo marginal es igual al costo variable de la 

central "n-1" 

durante H
n
.2 - H

n
.1 horas el costo marginal es igual al costo variable de 

central "n-2" 

... etc., y finalmente, 
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durante 8760 - H3 horas el costo marginal es igual al costo variable de la 

central "3". 

Por lo tanto, la decisión pertinente para el o los inversionistas de centrales 

del tipo "n-1" es el tamaño global de dichas unidades. En efecto, en la 

medida que se incrementa P 
n-1 disminuye el número de horas en que es 

marginal la central de falla y, por lo tanto, bajan los ingresos en la central 

propia. En el punto de equilibrio, cuando ningún inversionista está dispuesto 

a instalar más potencia en centrales del tipo "n-1" se cumple lo siguiente (el 

término de la izquierda está en US$/kW): 

(@ 1 n-1 a la tasa t ) + F n-1 = ( C" - Cn_1 ) * H" (1.1) 

donde: @ = Anualidad 

Esto es, se elige H
n 

tal que el margen que se logra vendiendo la producción 

propia durante esas horas sea exactamente igual al costo anual de la 

inversión y de los gastos fijos. Si se eligiera una potencia P n-1 que implique 

que H
n 

sea menor, la tarificación a costos marginales implicaría una tasa 

interna de retorno para el proyecto inferior al valor "t", dado que sólo 

disminuye el término de la derecha de la ecuación 1. Por el contrario, si se 

elige una potencia P 
n-1 que implique que H

n 
sea mayor, la tarificación a 

costos marginales implicaría una tasa interna de retorno para el proyecto 

superior al valor "t", de modo que automáticamente el mercado ( otros 

inversionistas) aumentarían el tamaño hasta el nivel de equilibrio. 
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Ahora bien, la decisión pertinente para el o los inversionistas de centrales

del tipo "n-2" nuevamente es el tamaño global de dichas unidades. En la

medida que se incrementa P 
n
-2 disminuye el número de horas en que es

marginal la central n-1 y, por lo tanto, bajan los ingresos en la central propia.

En el punto de equilibrio, cuando ningún inversionista está dispuesto a

instalar más potencia en centrales del tipo "n-2" se cumple lo siguiente : 

(@ l
n_2a la tasa t)-(@ I

n
_1 a la tasa t) + Fn

_2- Fn_1 = (Cn_1 - Cn_2) * Hn_1 (1.2)

Esto implica que mediante la venta de la producción a los costos

marginales, los propietarios de centrales del tipo "n-2" perciben el siguiente

margen total cada año por cada kilowatt instalado : 

Margen anual por kilowatt =

(1.3)

Es decir, es igual a (de la ecuación 1.2):

= (@ l
n
_2 a la tasa t) -(@ l

n
_1 a la tasa t) + Fn-2 - Fn-1 

(1.4)

Y, por lo tanto, también a (de la ecuación 1.1 ):

= (@ 1._2 a la tasa t - (�sa t )+ F 0-,.
(�at� (1.5)
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Es decir, una vez descontados los costos fijos anuales, el margen recibido 

es igual a la anualidad de 1"_2 a la tasa t. 

Así, a través del mismo procedimiento descrito anteriormente, los 

propietarios de centrales del tipo "n-2" deciden su tamaño y durante las 

horas en que es marginal la central "n-2" logran rentar a la tasa t el mayor 

cósto de inversión que tienen respecto a la central tipo "n-1" y, además, 

recuperar los mayores costos fijos en que incurren. 

Es importante ver que también la central "n-2" recupera parte importante de 

su inversión y del gasto anual durante las horas en que es marginal la 

central n. 

La explicación puede seguir en forma recursiva para el resto de las 

centrales. 

1.1.2 Desarrollo de un ejemplo numérico 

Con el objeto de ilustrar la situación descrita es conveniente desarrollar un 

ejemplo numérico simple. 

Para ello supongamos lo siguiente: 

• Costo de capital anual 12%

• Alternativas tecnológicas según cuadro 1.1 (supone

hidroeléctrica con factor de planta posible de 100% sin
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variabilidad hidrológica y, en general, plantas con disponibilidad 

de 100%). 

CUADRO 1.1 

TECNOLOGIA INVERSIÓN GASTOS 
base vida útil eq. a infinito fijo anual variable 

US$/kW US$/kW US$/kW US$/MWh 
hidro 1800 50 1806 9.00 

carbón 1000 30 1035 10.00 20 

turbogas 350 10 516 10.00 80 

falla 3000 

• Curva de duración anual de la carga, constante año a año:

Potencia (MW) = 2000 - 1400 * (hora I 8760) (1.6) 

Dados los supuestos adoptados y aplicando las ecuaciones de 

equilibrio se tiene lo que muestra el gráfico Nº 1.2 siguiente. 
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GRÁFICO Nº 1.2

LLENADO DE LA CURVA DE DURACIÓN DE LA CARGA - EJEMPLO 

NUMÉRICO 

MW 

4,0 

161,7 

566,3 

1268,0 

talla 

24,6 1036, 7 

horas 

4580,3 8760 tiempo 

En el eje vertical se muestra la potencia de cada tipo de solución 

tecnológica y en la el eje horizontal el número de horas en que cada una de 

ellas define el marginal del sistema. Dichas horas han sido obtenidas con 

las ecuaciones de equilibrio descritas anteriormente. 

A modo de ejemplo, a continuación se muestra la expresión que permite 

calcular el valor de 

4580,3 = { (1806-1035) * O, 12 + (10-9)} / (20-0) * 1000 
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Los costos presentes de inversión y de gastos fijos anuales de cada una de 

estas opciones son los que se muestra en el cuadro Nº 1.2 

TECNOLOGIA 

hidro 
carbón 

turbogas 

CUADRO 1.2 

(miles de US$) 

ANUALIDAD 
INVERSIÓN G.FIJO

274,836 11,412 
70,307 5,663 
10,019 1,617 

TOTAL 

286,248 
75,971 
11,636 

A partir del gráfico anterior se obtienen los costos marginales, los que se 

muestra el gráfico Nº 1.3 
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GRÁFICO Nº 1.3 

COSTOS MARGINALES OBTENIDOS DE LA CURVA DE DURACIÓN DE 

LA CARGA (US$/MWh) 

4,0 

161,7 

566,3 

MW 

1268,0 

COSTOS MARGINALES 

3000 80 20 O 

24,6 1036,7 4580,3 

horas 

tiempo 
8760 

Dados estos costos marginales, aplicados como precios de venta y la 

producción de cada central en cada bloque tenemos los márgenes anuales 

que se muestran en el gráfico Nº 1.4. 



GRÁFICO Nº 1.4 

MARGEN DE CONTRIBUCIÓN DE LAS VENTAS (US$ anuales) 

COSTOS MARGINALES 

3000 80 20 O 

TOTAL 

--+---------------- 11.636 

24,6 1036,7 

horas 

----+------+---➔ 75. 971 

4580,3 

----) 286. 248 

tiempo 
8760 
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Se puede ver que el margen obtenido por cada central es justamente el 

necesario para rentar las inversiones a la tasa utilizada al establecer el 

equilibrio del sistema (comparación de valores de márgenes totales del 

gráfico con cifras del cuadro 1.2) 

Las cifras de este ejemplo pueden presentarse de otra forma, en que se 

muestra el margen anual por kilowatt de potencia instalada con que 

contribuye cada sector del gráfico al costo anual de inversión y gastos fijos 
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de cada central. Esto se presenta en el gráfico Nº 1.5 (se dividen los valores 

del cuadro anterior por la potencia instalada en la central correspondiente). 

GRÁFICO Nº 1.5 

MARGEN DE CONTRIBUCIÓN POR UNIDAD DE POTENCIA 

COSTOS MARGINALES 

3000 80 20 o 

TOTAL 

-+----------+-------- 71,9 

24,6 1036, 7 

horas 

------------ 134, 1 

4580,3 

--) 225,8 

tiempo 
8760 

Las cifras a la derecha del gráfico son justamente los costos anuales de 

inversión y de gastos fijos de las opciones estudiadas. En todos los casos, 

parte importante de dicho costo se recupera durante pocas horas, 

correspondientes a las de falla (en nuestro ejemplo, unas 24 horas al año). 

En efecto, todas las centrales reciben entre 71 y 74 US$/kW por estar 

operando durante dichas horas. En el sistema de tarificación que se aplica 
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en Perú los pagos por potencia firme están asociados en cierta forma a este 

ítem, según se analiza en los puntos siguientes. 

1.1.3 Los costos de falla 

A través de los ejercicios desarrollados se ha mostrado como la venta de 

energía a costos marginales permite a los inversionistas rentar las 

inversiones que realicen y que sean convenientes para el sistema. 

Asimismo, hemos visto la importancia que tiene el denominado costo de falla 

en los ingresos por ventas de energía. Si incorporamos en el análisis el 

hecho de que las centrales no tienen disponibilidad 100%, dada la 

ocurrencia de fallas intempestivas y de condiciones hidrológicas variables, 

se refuerza la importancia de este ítem, pues aparece su importancia en el 

dimensionamiento de la reserva del sistema. 

En relación con los costos de falla podemos distinguir dos situaciones: 

cuando la falla ha sido prevista y cuando no lo ha sido. En el primer caso es 

posible que el consumidor ( debidamente avisado) reprograme su 

producción, sustituya consumo eléctrico por otro tipo de energía y, 

finalmente, que conociendo la magnitud que ella tendrá adquiera y tenga en 

operación equipos de respaldo. En el segundo caso, ante una falla 

intempestiva, no existen tales posibilidades ( salvo que previamente haya 

optado por adquirir equipos de respaldo) y no es posible reducir el costo 

asociado (al adquirir previamente equipos este costo sólo se limitaría). 
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Existen diversos estudios al respecto y se aceptan cifras del orden de 100 a 

300 mils/kWh como costo de falla debidamente prevista. Es la situación 

típica que ocurre en períodos de sequía en que se imponen sistemas de 

cuotas de racionamientos e, incluso, un mercado de dichas cuotas. Así se 

"optimiza" la falla, minimizando sus costos. Se las llama también fallas de 

larga duración. 

En el caso de las fallas intempestivas la experiencia muestra cifras 

significativamente mayores, del orden de 2 a 5 US$/kWh (A modo de 

ejemplo, una industria que instala equipos de respaldo de partida rápida, a 

un costo anual de 30 US$/kW, en un sistema que presenta 1 O horas anuales 

de fallas intempestivas, reconoce un costo de falla superior a 3 US$/kWh). 

Este es el caso de salida de servicio de unidades termoeléctricas (trip de 

caldera, etc.) o de colapso de los sistemas de transmisión. 

En el gráfico Nº 1.6 se tiene que en el eje vertical se muestra la potencia 

demandada y en el eje horizontal el tiempo, en forma cronológica, con ciclos 

diarios típicos de carga. Se diferencian dos períodos: en el primero existen 

recursos hídricos normales y en el segundo se reducen significativamente. 

Durante el primer período ocurre una falla de una central a carbón, la cual 

es prontamente sustituida en parte por una central turbogas ( si en el gráfico 

. incorporáramos regulación en las centrales hidroeléctricas, ellas también 

entregarían un aporte pertinente). Como se ve, esto no es suficiente para 

evitar totalmente la falla. 
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En el segundo período nos encontramos periódicamente en situación de 

falla (durante las tardes de cada día, suponiendo que no existe capacidad 

de regulación; en caso contrario se trataría de una falla permanente de 

menor potencia) debido a la falta de recursos hídricos. Se trata de una falla 

de larga duración; la energía no abastecida está achurada en color naranja. 

Durante este período también ocurre una falla de la central a carbón y 

támbién se dan algunas horas de falla intempestiva. En el gráfico Nº 1. 7 se 

muestran los costos marginales que se tendrían (para facilitar la 

presentación se usan los valores del ejemplo anterior). 



GRÁFICO Nº 1.6 
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GRÁFICO Nº 1. 7 
COSTOS MARGINALES DE FALLA INTEMPESTIVA Y DE LARGA DURACIÓN 
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Los gráficos Nº 1.6 y 1. 7 ilustran lo que sería una tarificación a costos 

marginales desde el punto de vista teórico. La aplicación de estos precios en 

las ventas de energía es suficiente para que las inversiones se renten 

adecuadamente. 

No se requiere ningún pago adicional como es el de la potencia firme. 

/ 

Conceptualizando lo anterior, si definimos como: 

PL : Probabilidad de falla de larga duración (sequía). 

Pe;: Probabilidad de falla de corta duración (falla intempestiva) en 

un instante "f'. 

· CFc: Costo de falla de corta duración o intempestiva. 

CFL: Costo de falla de larga duración (o costo de racionamiento). 

En un instante cualquiera en los gráficos anteriores, en un período de 

tiempo denominado "L1f' el costo marginal instantáneo de energía puede 

quedar representado por el siguiente árbol de probabilidades, ver figura Nº

1.1, en el que se ha supuesto independencia entre la probabilidad de 

ocurrencia de una falla de larga duración y la probabilidad de un evento 

intempestivo como es la salida de unidades que se encuentren 

despachadas. 
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FIGURA Nº 1.1 

ARBOL DE PROBABILIDADES 
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Por lo tanto es posible obtener una expresión para el costo marginal 

esperado en un instante "i". 

E{�} = (1- Pi_Xl -Pa )CV +(1-Pi_)PaCFc + P¡_ (1-Pa )CE;, + Pi_ PaCFc ( 1 . 7) 

Si agrupamos términos obtenemos: 

A partir de la inspección de la ecuación 1.8 se reconoce que los dos 

primeros términos son los que normalmente se encuentran representados 
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en los modelos tradicionales de simulación de la operación del sistema 

eléctrico y cálculo de costos marginales de energía (modelo JUNIN o 

modelos de operación de corto plazo del COES), en los cuales los costos 

marginales esperados de energía resultan de una combinación del costo 

variable de las unidades marginales y el costo de falla de larga duración 

(costo unitario de racionamiento). El tercer y cuarto término tienen directa 

rélación con las fallas intempestivas que ocurren en el sistema eléctrico y no 

están representados en los modelos tradicionales de cálculo de costos 

marginales de energía. El último término, constituye una expresión de 

segundo orden que es posible despreciar respecto de los anteriores 

Es interesante hacer notar que el tercer término impide desacoplar 

totalmente lo que es la tarificación tradicional de la energía, que depende del 

costo variable de la unidad marginal en cada instante, de las fallas de corta 

duración. El término P
c
;*CV surge como una corrección dado que el modelo 

tradicional (tipo Junín) no representa la ocurrencia de fallas de corta 

duración por lo tanto se debe restar lo que dicho modelo calculó cuando 

ocurre la falla de corta duración. En lo que sigue del presente análisis este 

término se interpretará como una corrección que debe hacerse en los 

modelos tradicionales de cálculo de costo marginal de la energía y sólo el 

cuarto término se relacionará con la tarificación de la potencia. 

En un sistema en que sólo se tarifica la energía al costo marginal 

instantáneo (no existe un ingreso por potencia) una central productora de 



28 

electricidad deberá estar presente cuando ocurran eventos intempestivos de 

fallas en el sistema para lograr ingresos "adicionales" a los que comúnmente 

llamamos ingresos por energía (para hacer referencia a los modelos 

tradicionales que solo consideran los costos de falla de larga duración y los 

costos variables de las unidades marginales), y que permiten valorizar su 

producción al costo de falla de corta duración (CFc). Dichos ingresos 

adicionales deberán relacionarse con los ingresos que denominamos por 

potencia firme y variarán según sea la disponibilidad mecánica de la central, 

de los tiempos de partida de sus unidades y de la posibilidad que la unidad 

se· encuentra despachada cuando ocurre una falla intempestiva (lo que será 

particularmente importante en aquellas unidades que requieren de largos 

tiempos para partir y que por lo tanto, si no se encuentran previamente 

despachadas cuando ocurre un evento intempestivo, no podrán estar 

presentes y por lo tanto no podrán percibir los correspondientes ingresos) 

1.2 Incorporación de Pagos por Potencia Firme 

La implementación de la tarificación a costos marginales en Perú tiene una 

característica particular. Esta es, que los costos marginales de energía no 

reconocen el precio correspondiente a las fallas intempestivas y limitan los 

costos marginales a los de fallas de larga duración. Este ingreso en las 

ventas de energía se sustituye por el ingreso por ventas de potencia firme. 

En consecuencia, es necesario que exista un sistema que le proporcione a 

cada central los beneficios que recibiría durante las fallas intempestivas. 
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Esto se intenta a través del ingreso que resulta de calcular la potencia firme 

de cada central y de asignarle un precio a dicha potencia. 

Así, se tiene como objetivo lo siguiente: 

Potencia firme anual de la central * Precio anual de la potencia firme = 

¿CF
c
PAF¡(P

c¡
!),.t;) =CF

c
¿PAF¡Hlolp; (1.9) 

En que: 

L /),.t; = 8760 horas 

Donde: 

PAF; = Potencia aportada durante falla intempestiva en el período "i"

·

Pe; = Probabilidad de ocurrencia de una falla intempestiva en el 

período "i" 

Lit; = Duración del período de tiempo "i" (hrs) 

CF e = Costo de falla intempestiva en US$/kWh 

Hlolp; = Número de horas esperadas de falla intempestiva en el 

período "i" 

Si suponemos que existe una potencia PF, que denominaremos potencia 

firme, que representa el aporte esperado de la central durante fallas 

intempestivas y si la sumatoria en un año de las horas de fallas 

intempestivas reales de cada período la denominamos Hlolp
r 

se tendría lo 

siguiente: 
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PF * Precio anual de la potencia firme = PF * CF e * Hlolp, (1.10) 

igualando 1.9 y 1.1 O resulta: 

L PAF;Hlolp;

PF = _,_· ----
Hlolp,. 

(1.11) 

A partir de la ecuación 1.1 O el precio anual de la potencia firme queda 

definido por la siguiente expresión: 

Precio anual de la potencia firme = CF e * Hlolp, (1.12) 

Por otra parte, en el análisis de un sistema teórico, económicamente 

adaptado el costo anual de inversión y de gastos fijos del tipo de la central 

más económica para instalar con la finalidad de evitar fallas intempestivas lo 

llamamos A/
pe

ak• sus costos variables los denominaremos CV 
pe

ak y su 

disponibilidad mecánica en por unidad la denominaremos "d'. En dicho 

sistema existe una probabilidad de ocurrencia de fallas intempestivas 

denominada Pe* , que multiplicada por el número de horas del año (H), 

entrega el número de horas anuales teóricas de falla intempestiva del 

sistema adaptado (H/o/p*). Por su parte existe también una probabilidad 

teórica de ocurrencia de fallas de larga duración PL * que multiplicada por el 

número de horas del año (H), entrega el número de horas anuales teóricas 

de fallas de larga duración del sistema adaptado (HFLD*). 
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La condición del sistema teórico económicamente adaptado impone que los 

incrementos en costos de inversión y operación de la central más eficiente 

para abastecer una unidad adicional de demanda se equilibren con los 

ahorros que provoca al reducir los costos de falla de corta y larga duración. 

Esto significa: 

despreciando el término de segundo orden: 

(1.14) 

despejando de la ecuación 1.14 el término correspondiente al costo de falla 

de corta duración CFc y reemplazando en la ecuación 1.12 se obtiene que: 

Precio anual de la potencia firme =

Al 
peak Hlolp r ( CFL - cvpeak )Hiolp,.HFLD. 

------'---�. + cvpeakHlolp,. - •
d Hlolp Hlolp 

(1.15) 

Con algún grado de aproximación el primer término corresponde a la 

definición que normalmente se da al precio en barra de la potencia. En 

efecto, si se asume la relación HLOLP, I HLOLP*::::: 1 (sistema adaptado) y 

1/d como el margen de reserva teórico se llega a la definición normalmente 

utilizada. 
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El segundo término representa los costos variables en que incurre la unidad 

teórica, durante las horas del año en que debe ser operada. 

El tercer término representa los beneficios por ahorro neto de costo de falla 

de larga duración, que es posible realizar y en el caso de un sistema 

adaptado en que se tarifica separadamente la energía y potencia, como se 

señaló en el párrafo anterior, dicho término debería ser descontado al precio 

de la potencia, puesto que ya estaría considerados en los precios de la 

energía. 



CAPITULO 11 

FUNCIONAMIENTO DEL MERCADO ELÉCTRICO PERUANO 

Como ya hemos mencionado, el sector eléctrico se encuentra dividido en 

cuatro partes claramente definidas en la "Ley de Concesiones Eléctricas 

(LCE)": i) la generación, ii) la transmisión, iii) la distribución y iv) la 

comercialización. Esta división no sólo responde a criterios tecnológicos, 

sino también a razones económicas y regulatorias. En primer lugar, la 

separación por actividades busca evitar comportamientos anticompetitivos 

que podrían generarse a raíz de la integración vertical. Además de ello, la 

especialización por actividades permite a los operadores alcanzar una 

mayor eficiencia, lo que, a fin de cuentas, debería beneficiar a los usuarios. 

Uno de los puntos más importantes de este marco legal fue el diseño de un 

esquema de regulación tarifaria, que busca emplear mecanismos de 

mercado para la asignación eficiente de los recursos en donde sea posible 

o, en su defecto, replicar las condiciones de un mercado competitivo en 

condiciones en donde éste no podría existir. Con este fin, la LCE estableció 

que la Gerencia Adjunta de Regulación Tarifaria (OSINERG-GART), entidad 
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con autonomía técnica, económica, funcional y administrativa, sería la 

encargada de regular las tarifas máximas pertinentes para cada una de las 

cuatro actividades relacionadas con el sector. 

A continuación explicaremos el funcionamiento del mercado de generación 

eléctrica: 

2.1 Características 

El mercado de generación eléctrica tiene varias peculiaridades definidas por 

diversos factores. 

a) Características del producto: el producto vendido (la energía eléctrica)

es homogéneo (por niveles de tensión) y no se puede almacenar. 

b) Pérdidas de energía en el transporte: el transporte de la energía

eléctrica hasta el lugar de ubicación del consumidor causa pérdidas de 

energía. Esto reduce la posibilidad de vender energía, a precios 

competitivos, a clientes que se encuentren a mucha distancia. 

c) Variabilidad de la demanda de energía durante el día: la demanda de

energía varía considerablemente en el transcurso del día (la mayor 

demanda se da en las horas punta), lo que genera la necesidad de 

mantener márgenes de reserva. Esto abre la posibilidad de que participen 

en el mercado empresas que son menos competitivas pero que pueden 

vender energía a mayores precios durante las horas punta. 

d) Venta de energía a tres diferentes mercados: los generadores pueden

vender su energía en tres mercados diferentes que se rigen por diferentes 
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reglas: i) venta a distribuidoras, ii) a clientes libres y, iii) a otras generadoras 

a través del COES. 

e) Diferentes costos por tipo de central: La energía eléctrica se produce

mediante diferentes técnicas, las cuales implican diferentes costos de 

generación (costos variables), así como de inversión. Las técnicas más 

usadas en el Perú son: i) la hidráulica y ii) la térmica (a diesel, carbón o gas), 

aunque en otros países también se utiliza la energía nuclear y, en menor 

medida, la solar y la eólica. 

2.2 Formación de precios 

Como ya hemos dicho, las generadoras pueden vender la energía que 

producen en tres mercados: a) a las empresas distribuidoras a precios 

regulados, b) a los clientes de mayor tamaño ( clientes libres) a precios libres 

y, c) al COES en un "mercado spot" a costos marginales instantáneos. 

a) Venta a distribuidoras: En este mercado, las tarifas son determinadas

por el OSINERG-GART. Estas tarifas tienen dos componentes; un precio 

básico de energía y otro de potencia. Las tarifas también reconocen los 

costos relacionados a las pérdidas de energía y de potencia, así como los 

peajes por el uso de los sistemas de transmisión. 

Precios en barra por energía 

Una "barra" esta definida por el punto en que la generadora se conecta a las 

redes de transmisión, representando su zona de influencia, dada su mayor 
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facilidad para atender a clientes cercanos. El OSINERG-GART establece las 

tarifas para cada barra de forma separada. 

El precio en barra es fijado semestralmente por el OSINERG-GART para 

cada bloque horario en función a sus proyecciones de oferta y demanda de 

energía para los próximos cuatro años. De esta forma, el OSINERG-GART 

simula una situación de despacho (venta) de energía económicamente 

eficiente, es decir, donde las generadoras con menores costos despachan 

antes que las de mayores costos. Así, se ordenan a las generadoras de más 

a menos eficientes para luego, a partir del cruce con las proyecciones de 

demanda, calcular cuales serán las empresas menos eficientes en 

despachar a lo largo del periodo (comúnmente se dice que son las 

empresas que "marginan"). Los costos promedio de estas empresas menos 

eficientes determinarán las tarifas que recibirán todas las demás empresas 

que se encuentren en la barra. 

De esta forma, el margen de las empresas que despachen energía será 

determinado por la diferencia entre los costos de las empresas que 

marginan y los propios. Así, queda claro que las generadoras se verán 

beneficiadas cuando la empresa que margine sea menos eficiente, es decir, 

de mayores costos. En la actualidad, las empresas que marginan en horas 

punta son térmicas, principalmente a gas, carbón y diesel. Sin embargo, con 

la llegada del gas de Camisea en el 2004, se espera que marginen las 

empresas térmicas a gas, que son menos costosas, lo que determinará una 
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caída en las tarifas en barra recibidas por las generadoras. Esta reducción 

en las tarifas se daría gradualmente, dado que el OSINERG-GART toma en 

consideración proyecciones a cuatro años (en realidad, las tarifas actuales 

ya consideran la incursión del gas en setiembre del 2004 ). 

Precio básico por potencia 

Como ya hemos dicho, la alta variabilidad de la demanda a lo largo del día 

hace que sea de interés general que el parque generador mantenga una 

capacidad instalada suficiente para cubrir la demanda máxima de energía 

en horas punta, lo que, naturalmente, implica que exista un exceso de oferta 

durante gran parte del día (en horas no-punta). De esta forma, para hacer 

viables a empresas que funcionen con capacidad instalada ociosa, la 

regulación establece un "pago por potencia" como un incentivo para 

favorecer la inversión. Este pago por potencia implica que las empresas 

generadoras reciban un pago por el simple hecho de estar listas para vender 

energía, al margen de que, en la práctica, no lo hagan. Por ejemplo, durante 

el 2000, dadas las excelentes condiciones hidrológicas y el menor costo de 

la energía hidráulica, muchas empresas térmicas quedaron al margen del 

mercado spot, lo que no les ha impedido obtener ingresos y, en algunos 

casos, utilidades. Sin embargo, para evitar que el pago por potencia se 

convierta en un subsidio asumido por los usuarios a través de las tarifas, el 

mismo· es determinado por el OSINERG-GART por medio de cálculos 

técnicos que buscan una mayor eficiencia. 
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El precio básico por potencia es determinado sobre la base de un cálculo 

que estima el costo de instalar la capacidad de generación adicional 

suficiente para abastecer completamente la demanda en horas punta. Tal 

cálculo reconoce un retorno de 12% sobre la inversión que sería necesaria 

para instalar una unidad generadora con características de eficiencia 

óptimas. La inversión que se considera toma en cuenta el costo del equipo, 

de instalación y de conexión. 

b) Venta a clientes libres: En este mercado los precios de la energía y de

la potencia se negocian libremente entre las partes. Ello supone que los 

demandantes de energía son del tamaño necesario para tener suficiente 

poder de negociación frente a las generadoras. En el Perú son considerados 

clientes libres aquellos que demandan al menos 1 MW de potencia. A 

diferencia de otros países, en el mercado de clientes libres peruano no se 

darían las condiciones necesarias para que exista una competencia 

perfecta, debido a que las pérdidas de energía no hacen viable la venta a 

clientes lejanos. Sobre esto se deriva la importancia del rol de la 

transmisión, ya que en la medida en que la misma sea más eficiente (menos 

pérdidas de energía), podrá existir una mayor competencia. Sin embargo, a 

pesar de no garantizarse un mercado competitivo en clientes libres, la LCE 

establece que los precios del mercado regulado deben diferir en menos del 

10% de los precios del primero. La idea detrás de ello es que los precios 

regulados sigan la tendencia del mercado libre, lo que supone 

evidentemente que existe una competencia efectiva en este último. 
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e) Ventas al COES: En este mercado, las empresas generadoras realizan

transacciones entre sí a efectos de compensar las diferencias entre la 

energía que se han comprometido a despachar a sus clientes y la energía 

efectivamente producida. Tal como hemos explicado, la generación de 

electricidad es ordenada por el COES dando prioridad a las plantas más 

eficientes. Esto puede hacer que algunas generadoras no entren a operar a 

pesar de tener contratos firmados previamente con sus clientes. La energía 

que se han comprometido a entregar será comprada a otros generadores 

más eficientes que estén en un lugar superior en la lista de despacho del 

COES. En tal sentido, el "mercado spot" no debe ser entendido como un 

mercado donde se hacen ofertas de compra y venta, sino como un lugar de 

compensación y liquidación automática entre generadoras. El precio al cual 

se transfiere la energía en el "mercado spot" es el "costo marginal 

instantáneo", es decir, el costo de producir la energía transferida en el 

momento de la transacción. Este precio es registrado cada 15 minutos por el 

COES. 

Cabe mencionar que los precios en este mercado suelen ser bastante 

volátiles y, en algunos casos pueden representar una porción importante de 

los ingresos de la empresa. A medida que la demanda de las empresas sea 

mayor a la prevista, los precios en este mercado tienden a ser mayores. En 

el caso en que el déficit de energía sea alto, la última empresa en despachar 

va a ser más ineficiente (o, lo que es lo mismo, tendrá como insumos 
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combustibles más caros), lo que determinará un precio más alto para la 

energía vendida en este mercado. 

Asimismo los generadores, realizan transacciones entre sí a efectos de 

compensar las diferencias entre la potencia que se ha comprometido con 

sus clientes y la potencia firme que es característica propia de cada central 

de generación. 

2.3 Negocio de la Potencia 

Uno de los conceptos relevantes dentro de cualquier sistema eléctrico, es la 

confiabilidad del mismo. Este factor esta asociado a dos elementos: la 

seguridad y la suficiencia. 

Confiabilidad 

El conseguir niveles adecuados de confiabilidad en el sistema, es un 

objetivo deseado tanto por el regulador, los consumidores y por supuesto, 

por los inversionistas 

El concepto de confiabilidad, permite evaluar el desempeño de un sistema a 

través de atributos que permitan garantizar el suministro de corto y largo 

plazo. Estos atributos son la suficiencia y la seguridad, que a pesar de ser 

conceptos distintos, están estrechamente relacionados. 

Suficiencia: 

La suficiencia como concepto de mediano y largo plazo está 

determinada por la cantidad de instalaciones y recursos suficientes 
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para abastecer la demanda. Este concepto, en el caso particular de la 

generación, es entendido como la capacidad total instalada. 

Seguridad: 

La seguridad como concepto de corto plazo, se asocia con la 

capacidad de respuesta del sistema, para soportar contingencias y 

minimizar la pérdida de consumos. Dada una condición de 

abastecimiento cualquiera, resulta vital conocer si bajo esa condición, 

el sistema está preparado para soportar distintos tipos de 

perturbaciones. Si el sistema no es capaz de soportar tales 

perturbaciones, sin perder parte de la carga, requerirá de la presencia y 

manejo de un conjunto de recursos técnicos y operacionales. Algunos 

de éstos son: 

❖ Reserva de potencia activa para regulación primaria y secundaria.

Para este propósito es necesario contar con unidades que puedan

tomar carga rápidamente.

❖ Consumos interrumpibles que permitan recuperar 

instantáneamente la frecuencia.

❖ Capacidad de aportar potencia reactiva para controlar los niveles

de tensión en las distintas barras del sistema.

❖ Unidades de partida fría para enfrentar contingencias. Es

fundamental contar con unidades que puedan partir e incrementar

carga rápidamente.
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En el transcurso de la operación del sistema, existen momentos donde 

habrá una probabilidad que la demanda supere a la oferta de energía. Estos 

períodos se denominan críticos y para afrontarlos será fundamental la 

presencia y la velocidad de incorporación al sistema de algunos 

generadores. Este tipo de centrales, reciben el nombre de unidades de 

punta y se caracterizan por tener costos de operación muy altos. Por esta 

razón, sólo estarán presentes en los mencionados períodos críticos, 

recibiendo ingresos insuficientes para pagar la inversión realizada. En 

consecuencia, todo mercado que no goce de sobre inversión, deberá contar 

con sistemas que solucionen este aspecto, motivando la inversión en 

generación de punta. 

Como lo hemos mencionado anteriormente, el Perú se encuentra dentro de 

los mercados que consideran un pago por potencia explícito, es decir que 

consiste, básicamente, en remunerar de forma separada la energía y la 

potencia. 

El objetivo del pago por potencia, es premiar a las unidades de punta, de 

modo de estabilizar sus ingresos durante el año y además, incentivar un 

adecuado nivel de generación, a través de la estimulación a la inversión. 

Se remunera la potencia firme de cada uno de los generadores. La filosofía 

básica del método empleado, consiste en remunerar la potencia necesaria, 

para así conseguir el nivel de suficiencia deseado. 
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El pago por potencia es muy favorable para las unidades de punta, dado 

que reciben un pago uniforme, disminuyendo el riesgo de no poder 

rentabilizar su inversión. Por esto, se observa que es un incentivo claro 

para la suficiencia del sistema. 

Las dificultades centrales que se enfrenta al diseñar un pago por potencia 

son: la determinación del volumen total de dinero necesario para alcanzar el 

nivel deseado de garantía de suministro y la definición del método por el 

cual el pago se repartirá entre las diferentes unidades generadoras y a que 

grupos de generadores ha de asignarles dicha cantidad, esto último 

veremos después cuando expliquemos la transferencia de potencia en el 

COES. 

2.3.1 Ingresos totales por potencia de un generador. 

Los ingresos que percibe una central hidráulica o térmica consiste en 

Ingresos por Contratos y los Ingresos por transferencias de potencia. 

• Ingresos por Contratos: Definidos por la potencia contratada en horas

de punta, con clientes libres y regulados a los respectivos precios

pactados entre las partes.

• Ingresos por transferencia de potencia: Definido como los Ingresos

Garantizados por Potencia Firme requerida más los Ingresos

Adicionales por Potencia Generada menos por los Egresos por
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Compra de Potencia al Sistema, es decir son las transacciones entre 

los generadores en el COES por potencia. 

Los ingresos por contratos como se observa son muy fáciles de determinar. 

Para un horizonte de estudio medianamente largo, los ingresos por 

transferencia de potencia son los mas complicados en determinarlo, es 

decir, los ingresos garantizados por potencia firme y los ingresos adicionales 

por potencia generada, dependen de variables del propio sistema, como la 

demanda, los márgenes de reserva, factores de incentivo a la contratación, 

factores incentivo al despacho, precio de la potencia, factores de pérdidas, 

etc 

A la luz de lo enunciado, se ha desarrollado un modelo computacional que 

permite proyectar los Ingresos por Potencia Garantizados por Potencia 

Firme e Ingreso Adicional por Potencia Generada reconocida en el Sistema, 

razón de éste informe. 

En la figura Nº 2.1 se resume el negocio de la potencia de punta. 
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2.3.2 Potencia firme 

La potencia a remunerar es la potencia firme de cada unidad, la cual se calcula 

sobre la base del Decreto Supremo Nº 009-93-EM y del Reglamento de la Ley 

de Concesiones Eléctricas (Artículo 11 Oº) 

El Reglamento define la capacidad firme máxima de cada unidad generadora 

sobre la base de sus características técnicas, tales como la potencia que la 

unidad puede suministrar durante el período de más crítico es decir el período 

seco o de punta con una probabilidad de 95% de excedencia, y que sea 

independiente de la demanda. 

a) Potencia firme de una unidad térmica

La potencia firme de una unidad térmica es igual al producto de la potencia 

efectiva por el factor de indisponibilidad fortuita mensual de esta unidad 

PFT = Pef * (1 - FIF) (2.1) 

La potencia efectiva es la potencia real que puede suministrar la unidad 

b) Potencia firme de las unidades hidráulicas

La potencia firme de las unidades hidráulicas es igual al producto de la potencia 

garantizada por el factor de presencia 

PFH = PG * FP (2.2) 
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La potencia garantizada (PG) de las unidades hidráulicas es la potencia que 

cada unidad generadora es capaz de suministrar con alta seguridad, 

considerando abastecimiento de potencia y energía, dados: 

- Su hidrología al 95% de excedencia mensual

- Capacidad de embalses horarios y embalses estaciónales

Descarga de los embalses estaciónales con criterios de maximización

de la energía duarte los doce meses del año

- Volúmenes (caudales) destinados al servicio de agua potable y/o

riego.

- Capacidades de túneles, canales y compuertas

- Valor inicial y final de los embalse estaciónales

Mantenimientos programados a las unidades

Potencia efectiva de la unidad

Lo que trata de medir la potencia garantizada es, cuantificar cuanta potencia 

puede entregar la central hidráulica por efecto de los caudales descargados 

provenientes de los embalses estaciónales y de los caudales de escorrentía en 

el periodo más crítico ( estiaje; meses de junio-noviembre), para una excedencia 

mensual del 95%, considerando los embalses horarios- diarios si los hubiera. 

En APÉNDICE A se muestra el cálculo de la potencia firme de una central 

térmica y hidráulica. 
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2.4 Transferencia de potencia en el COES-SINAC 

En el Artículo 109º del Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas y de 

acuerdo con lo estipulado en el Decreto Supremo Nº 004-99-EM establece que 

el valor económico de la transferencia de potencia entre los generadores 

integrantes de un COES será determinado tomando en cuenta: 

a) Ingresos Garantizados por Potencia Firme requerida por el Sistema;

b) Ingresos Adicionales por Potencia Generada en el Sistema; y

c) Egresos por Compra de Potencia al Sistema.

El valor económico de la transferencia de potencia es igual al Ingreso por 

Potencia, constituido por la suma de los ingresos señalados en a) y b), menos 

los egresos señalado en c). Dicho valor se constituirá en el saldo neto mensual 

acreedor o deudor de cada integrante. 

Ingresos por Transferencias de Potencia 

+ -

Egreso por Compra de 

Potencia 

Asimismo establece que todos los cálculos se efectuarán mensualmente y 

serán definitivos. Cada integrante que obtenga un saldo neto mensual 

negativo, pagará dicha cantidad, a todos los integrantes que tengan saldo 
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positivo, en la proporción en que cada uno de éstos participe en el saldo 

positivo total del mes. 

2.4.1 Egresos por compra de potencia 

En el Artículo 111 º del Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas y de 

acuerdo con lo estipulado en el Decreto Supremo Nº 004-99-EM establece la 

manera de determinar el Egreso por Compra de Potencia, así como los montos 

mensuales del Ingreso Disponible para el pago de la Potencia, Ingreso 

Adicional por Potencia Generada e Ingreso Garantizado por Potencia Firme 

requerida por el Sistema. 

El egreso por compra de potencia será determinado tomando en cuenta: 

a) Para el Intervalo de Punta del Mes se determina la Demanda Coincidente de

los Clientes atribuibles a cada Generador Integrante del COES en las Barras de 

facturación. 

b) Se determina el Precio de Compra mensual de Potencia en las Barras de

Facturación, como el producto del Precio de Potencia en Barra de Facturación, 

sin incluir los peajes por conexión, multiplicado por el complemento del factor 

de Incentivo a la Contratación. El complemento del factor por Incentivo a la 

Contratación es igual a uno (1) menos el factor por Incentivo a la Contratación. 

c) El Egreso mensual por Compra de Potencia para un Generador Integrante

del COES será igual a la suma de los productos de la Demanda Coincidente a) 

de cada uno de sus clientes por el Precio de Compra de Potencia b) respectivo. 
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FIC: (Factor de Incentivo a la Contratación). Es un factor que se 

aplica directamente al precio de la potencia, empleados en la 

transferencia de potencia en el COES. 

d) El Egreso mensual por Compra de Potencia al Sistema es igual a la suma de

los Egresos mensuales por Compra de Potencia de todos los Generadores 

Integrantes del COES. 

= + + , ...... + 

e) El Ingreso mensual Disponible para el pago de Potencia entre Generadores

Integrantes del COES es igual al Egreso mensual por Compra de Potencia al 

Sistema. 

ngreso Disponible para 

el pago por Potencia = 

1) Ingreso adicional por potencia generada en el sistema

a) El monto mensual del Ingreso Adicional por Potencia Generada en el

Sistema es igual al Ingreso mensual Disponible para el pago de Potencia 

multiplicado por el factor de Incentivo al Despacho. 
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FID: (Factor de Incentivo al Despacho). Es un factor que 

pondera el Ingreso Disponible para definir el Ingreso Adicional por 

potencia, el cual depende del despacho de las unidades. 

b) El monto anual del Ingreso Adicional por Potencia Generada en el Sistema

será igual a la suma de los montos mensuales. 

Ingreso Adicional_por 
Potencia Generada en el 

Sistema 
= 

Ingreso Disponible para 
el pago por Potencia * 

El MEM fijó los factores por incentivo al Despacho y por Incentivo a la 

Contratación, factores que se tienen en cuenta actualmente en la transferencia 

de potencia en el COES-SINAC 

Período 
Factor por Incentivo Factor por incentivo 

al Despacho a la Contratación 

May 1999 Abr del 2000 0% 5% 
May 2000 Abr del 2001 0% 4% 
May 2001 Abrdel2002 0% 3% 
May 2002 Abrdel2003 0% 2% 

May 2003 Abr del 2004 0% 2% 

May 2004 Abr del 2005 20% 2% 

May 2005 y siguientes 30% 0% 

11) Ingreso garantizado por potencia firme requerida por el sistema

El monto mensual del Ingreso Garantizado por Potencia Firme requerida por el 

Sistema será igual al Ingreso mensual Disponible para el Pago de Potencia 
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menos el monto mensual del Ingreso Adicional por Potencia Generada en el 

Sistema. 

Ingreso Garantizado por 

Potencia Firme = 

Ingreso Disponible para 

el pago por Potencia 

Hasta ahora solo hemos encontrado los montos (bolsas) a repartir, es decir 

contamos con los montos para el ingreso garantizado por potencia firme y para 

el ingreso adicional por potencia generada. Seguidamente debemos repartir 

estos montos entre los generadores pertenecientes al COES. 

2.4.2 Ingresos garantizados por potencia firme de cada unidad de 

generación 

En esta parte describiremos la forma como se distribuyen los generadores el 

primer monto; es decir los ingresos garantizados por potencia firme. 

1) Factor de reserva firme

a) Se ubican las potencias efectivas de las unidades de generación en orden

creciente de sus Costos Variables. 

b) Se determina la unidad de generación cuya fracción de potencia efectiva

colocada, acumulada a la potencia efectiva de las unidades de generación que 

la precedieron, iguala a la Máxima Demanda Mensual más la Reserva 

(calculada según 2.4.2 11 c). 
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c) Se determina la Potencia Firme Colocada como la suma de las potencias

firmes de las unidades cuyas potencias efectivas igualan la Máxima Demanda 

Mensual a nivel de generación más la Reserva, considerando para la última 

unidad generadora, únicamente, su potencia firme equivalente a la fracción de 

la potencia efectiva colocada por ella. 

d) El factor de Reserva Firme es el cociente de la Potencia Firme Colocada y la

Máxima Demanda 

11) Potencia firme remunerable

a) Para el intervalo de punta del mes, se determina la Demanda Coincidente de

los clientes atribuibles a cada Generador Integrante del COES, en las Barras de 

Facturación; y, los consumos de los servicios auxiliares de las centrales de 

generación. 

b) Se determina la Potencia Efectiva Total, que es el resultado de la suma de

las Potencias Efectivas de todas las unidades de generación. 

c) Se calcula la Reserva del sistema como el producto de la Máxima Demanda

y el Margen de Reserva. 

d) Si la Máxima Demanda más la Reserva es mayor que la Potencia Efectiva

Total, la Potencia Firme Remunerable de cada unidad generadora es igual a su 

Potencia Firme. 

e) Si la Máxima Demanda más la Reserva es menor o igual que la Potencia

Efectiva Total, la Potencia Firme Remunerable de cada unidad generadora será 

determinada mediante: 
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- Se determina la Potencia Disponible de cada unidad como el cociente

de su Potencia Firme, entre el factor de Reserva Firme. 

- Se efectúa el despacho económico de potencia de las unidades de

generación, mediante un único Flujo de Carga Óptimo para el Intervalo 

de Punta del mes, considerando: Como potencia de la unidad: su 

Potencia Disponible, el Costo Variable de cada unidad de generación, 

como demanda, la Demanda Coincidente de los Clientes y el consumo 

de los servicios auxiliares de las centrales de generación y las 

restricciones de capacidad en las redes de transmisión determinadas 

según la operación normal del sistema eléctrico. 

Las potencias de cada unidad de generación resultantes del despacho 

económico de potencia se denominan Potencias Disponibles 

Despachadas. 

- Si en la simulación de Flujo de Carga Óptimo, al menos una de las

potencias despachadas resultantes es igual a cero, se deberá recalcular 

el factor de Reserva Firme. 

Para el valor recalculado del factor de Reserva Firme no se efectuará un 

nuevo Flujo de Carga Óptimo. 

El factor de Reserva Firme recalculado será igual al factor de Reserva 

Firme anterior multiplicado por la sumatoria de las potencias 

despachadas resultantes dividido entre la Máxima Demanda. 



55 

- La Potencia Firme Remunerable de cada unidad es igual al producto de

su Potencia Disponible Despachada y el factor de Reserva Firme. 

111) Ingreso garantizado por potencia firme

a) Se determina el Precio de Potencia Garantizado en cada una de las barras

donde se requiera. Dicho precio será igual al producto del Precio de Potencia 

en Barra, sin incluir peajes, multiplicándolo por el factor de ajuste del Ingreso 

Garantizado. Inicialmente el factor de ajuste del Ingreso Garantizado será igual 

a 1.0 

b) Se determina el Ingreso Garantizado Preliminar de cada unidad generadora,

multiplicando el Precio de Potencia Garantizado por la Potencia Firme 

Remunerable de la unidad (determinado en 2.4.2 11). El Ingreso Garantizado 

Preliminar Total es igual a la suma de los Ingresos Garantizados Preliminares 

de todas las unidades generadoras. 

c) El factor de ajuste del Ingreso Garantizado será igual al cociente del Ingreso

Garantizado por Potencia Firme requerida por el Sistema, entre el Ingreso 

Garantizado Preliminar Total. 

d) El Ingreso Garantizado de cada unidad generadora será igual al producto de

su Ingreso Garantizado Preliminar (determinado en b) por el factor de ajuste del 

Ingreso Garantizado (determinado en c). 

e) El Ingreso Garantizado por Potencia Firme de cada empresa de generación

integrante del COES será igual a la suma de los Ingresos Garantizados de sus 

unidades generadoras. 
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En la figura Nº 2.2 se muestra esquemáticamente el calculo de los ingresos 

garantizados por potencia firme. 
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Ahora se distribuirá el segundo monto entre los generadores pertenecientes al 

COES; es decir el Ingreso Adicional por Potencia Generada en el Sistema. 

1) Proyección de ingresos adicionales por potencia generada en el

sistema. 

El COES calculará antes del 30 de abril de cada año, y para el período anual 

comprendido entre el 1 de mayo del año en curso y el 30 de abril del año 

siguiente: 

a) Las Potencias Horarias (PHkj) previstas para cada unidad de generación k,

en la hora j, considerando las restricciones de las redes de transmisión. Se 

empleará para tal fin modelos computacionales para el despacho de la 

generación que consideren un despacho de generación horario. 

b) Los Factores de Pérdidas de Barra (FPBkj) previstos para cada barra donde

está ubicada cada unidad de generación k y para cada una de las horas j. 

c) Los montos mensuales previstos de Ingreso Adicional por Potencia

Generada en el sistema, de acuerdo con el Artículo Nº 111 del Reglamento de 

la Ley de Concesiones Eléctricas y el Procedimiento de Egreso por Potencia 

del COES. 
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d) Finalizado un determinado mes, se calculará o recalculará el Monto Anual

del Ingreso Adicional por Potencia Generada en el Sistema (IAPG) como la 

suma de los montos mensuales correspondientes al período anual mayo-abril, 

considerando los montos reales de Ingreso Adicional por Potencia Generada en 

el Sistema para los meses transcurridos de dicho período y los montos 

previstos para los meses restantes. Este monto anual será considerado en la 

determinación de los Ingresos Adicionales por Potencia Generada para cada 

generador en el mes correspondiente. 

11) Ingresos adicionales por potencia generada provisionales mensuales

para el cálculo del valor económico de las transferencias de potencia 

a) El Factor de Ingresos Horarios por Potencia (FIHPk) de cada unidad de

generación k, para el período anual comprendido entre el 1 de mayo de un año 

determinado y el 30 de abril del año siguiente, se calcula de la siguiente 

manera: 

r [PHkj 
* FPBkj 

* FDHPP
¡
] 

j=1 

k = 1,2, ... , NG 

Donde: 

(2.3) 

PHkj: Potencia Horaria de la unidad de generación k, para la hora j. 
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FPBkj: Factor de Pérdidas de la Barra de la unidad de generación k, en 

la hora j. 

FDHPPj: Factor de Distribución Horaria del Precio de Potencia para la 

hora j. 

N: Número de horas del período anual comprendido entre el 1 de mayo 

del año considerado y el 30 de abril del año siguiente. 

NG: Número de unidades de generación del Sistema. 

b) El Factor Constante del Precio Horario de Potencia (FCPHP) para el período

anual en evaluación se calcula como: 

FCPHP = IAPG / I FIHPk

j=1 

Donde: 

(2.4) 

IAPG: Monto anual del Ingreso Adicional por Potencia Generada 

FIHPk: Factor de Ingresos Horarios de Potencia para la unidad de 

generación k. 

c) El Precio Horario de Potencia (PHPk¡) en las barras de la unidad de

generación k, en la hora j, se calcula como: 



PHPkj 
= FCPHP * FPBkj 

* FDHPP¡ 

k = 1,2 ... ,Ng j = 1,2 ... ,N 
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(2.5) 

d) El Ingreso Adicional Horario (IAHk¡) de cada unidad de generación k, en la hora j, se

calcula como: 

(2.6) 

e) El Ingreso Adicional por Potencia Generada (IAPGMk) de cada unidad k,

para el mes en evaluación, se calcula como: 

NHM 

IAPGMk = r IAHkj 

j=1 

Donde: 

NHM: Número de horas del mes en evaluación. 

(2.7) 

f) El Ingreso Adicional por Potencia Generada (IAPGM
8

) de la empresa e, para

el mes en evaluación, se calcula como: 

Ne 
IAPGMe = I: IAPGMk 

k=1 

Donde: 

N
8

: Número de unidades de generación de la Empresa e. 

(2.8) 
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Los puntos a) al f) se evalúan mensualmente; y, los montos mensuales 

resultantes de Ingreso Adicional por Potencia Generada (IAPGMe) se 

consideran para el cálculo provisional del valor económico de las transferencias 

de potencia entre generadores. 

111 Liquidación anual de los ingresos adicionales por potencia generada 

a) Se evalúan nuevamente los puntos a) al f) de la parte 11, para cada mes del

período mayo-abril inmediato anterior, considerando en todos los casos, 

valores reales para todos los parámetros. Esto dará como resultado los 

Ingresos Adicionales por Potencia Generada (IAPGM'e) reales de la empresa 

e, para cada uno de los doce (12) meses de dicho período. 

b) Para cada Empresa Generadora, se evalúa la diferencia entre la sumatoria

de los montos mensuales provisionales del Ingreso Adicional por Potencia 

Generada (calculados según 11) y pagados durante los doce (12) meses del 

período mayo-abril inmediato anterior; y, la sumatoria de los montos reales 

mensuales del Ingreso Adicional por Potencia Generada (calculados según a) 

de 111) para los doce (12) meses del mismo período. Las empresas con saldos 

positivos (Di) se constituirán en deudoras y las empresas con saldos negativos 

(Aj) se constituirán en acreedoras. 

c) Las empresas deudoras deberán transferir a las acreedoras, antes del 31 de

mayo de cada año, los montos recibidos en exceso durante el período mayo

abril inmediato anterior. Esta Transferencia (Tij ) de la empresa deudora i a la 

acreedora j, se calcula como: 



Tij = ( D¡ / I: D¡ ) * A¡ 

Donde: 

D¡: Saldo de la empresa deudora i. 

r D¡: Total de saldos deudores. 

A
¡
: Saldo de la empresa acreedora j. 
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(2.9) 



CAPITULO 111 

"MODELO DE SIMULACIÓN DE INGRESOS FUTUROS POR POTENCIA: 

HERRAMIENTA DE GESTIÓN PARA UNA EMPRESA GENERADORA 

DEL SISTEMA INTERCONECTADO NACIONAL" 

La planeación es, sin lugar a dudas, un proceso clave en las nuevas 

estructuras del sector eléctrico, y su realización permite asegurar 

condiciones adecuadas de mercado a los inversionistas y la consolidación 

en el largo plazo de los agentes participantes como empresas rentables y 

competitivas. Al mismo tiempo la planeación debe continuar garantizando la 

eficiencia, viabilidad técnica y económica de las nuevas instalaciones, y 

alcanzar el máximo beneficio social. 

Las empresas de generación y transmisión de energía eléctrica están 

constantemente haciendo planeamiento, para ello utilizan modelos 

matemáticos, que le permiten avizorar el comportamiento del Mercado 

Eléctrico. 

Actualmente existen modelos matemáticos que permiten ver la proyección a 

futuro de los costos marginales de energía, es decir pueden estimar los 
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ingresos futuros de energía de los generadoras pertenecientes en el COES

SINAC, asimismo cuentan con herramientas computacionales (hojas de 

cálculo) que les permiten estimar los ingresos por potencia. 

La operatividad de tener dos y hasta tres modelos que permitan proyectar 

los ingresos por energía y de potencia se hace demasiado laborioso, y 

mucho mas, si se quiere estudiar el comportamiento del sistema en un 

horizonte largo como por ejemplo 1 O años y con detalle mensual. 

Como sabemos el modelo utilizado hasta hace poco por el Regulador fue el 

modelo JUNIN que permite obtener los costos marginales esperados, este 

modelo esta divido en dos programas JUNRED y JUNTAR; el primero de 

ellos, mediante un proceso de optimización calcula los costos futuros 

actualizados de operación del sistema, esta información sirve como dato de 

entrada para el segundo programa que, mediante un proceso de simulación, 

calcula los costos marginales del SINAC. Creemos que este modelo sigue 

siendo muy practico para la estimación de los costos marginales que 

permiten dar señales aceptables, ver tabla Nº 3.1 
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TABLA Nº 3.1: Principales características del modelo Junín 

Objetivo Planificación y simulación del 

SINAC 

Plataforma computacional Unix y DOS (PC) No requiere 

paquete de programación lineal 

Lenguaje de programación Escrito en FORTRAN 

Número embalse a optimizar 1 

Representación del Sistema No 

transmisión 

Horizonte 10 años o más 

Etapa de análisis 1 mes 

Metodología optimización Programación dinámica 

(JUNRED) estocástica 

Cálculo de precio barra Sí 

Representación del resto de Matriz de potencias generables 

centrales hidráulicas de datos mensuales para cada 

bloque de demanda y cada 

hidrología 

Representación y abastecimiento Se representa una curva de 

de la curva de demanda duración con 3 bloques horarios. 

Representación de la hidrología: Usa estadística de caudales para los 

afluentes al lago Junín y para la hoya intermedia aguas abajo. Las 
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descargas del lago Junín son aprovechadas por las centrales 

Malpaso, Mantaro y Restitución. 

Estructura del proceso de simulación (JUNTAR): La simulación se 

efectúa utilizando las reglas de decisión de operación del embalse 

obtenidas en la fase de optimización. El sistema es sometido a un 

conjunto de M "secuencias", en cada una de las cuales se recorre 

todo el horizonte de estudio (T años) con diferentes hidrologías que 

son sorteadas al azar para cada mes, como se indica en la siguiente 

figura Nº 3. 1 : 

FIGURA N
º 

3.1 

Secuencia 1 
I
M es 

:Hidrología 1 /3 1 /4 I
T*812 

Secuencia 2 
I
M es 1 

l 2
2
s l 1 T

* 
5

1 2 
:Hidrología 2 

Secuencia 3 
I
M es 

1 /9 I 
2 

1 T��
2
1 :Hidrología 7 

Secuencia M 
I
M es 

:Hidrología 1 /o 12
2
1 1 T

�
� 

2 



3.1 Esquema del modelo JUNTAR: 

El modelo JUNTAR requiere de seis archivos planos como datos: 

• Configuración del Sistema

• Matriz de caudales afluentes al Lago Junín
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• Plan de obras, costo del combustible de centrales térmicas y

mantenimientos

• Parámetros de las centrales hidráulicas Malpaso, Mantaro y

Restitución, asimismo potencia efectiva, consumo específico, y

costo variable no combustible de centrales térmicas.

• Demanda en tres bloques, y oferta hidráulica

CONFIG.DAT 

CAUDAL.DAT 

JUNMEN.DAT 

JUNPAR.DAT 

DEMFIL.DAT 

FIJTAR.DAT 

yyyyyy 

yyyyyy 

yyyyyy 

yyyyyy 

JUNTAR.FOR > 

COSTOS IIMRGINAI..ES 

PRODUCCION ENERGIA 

PRECIO DE BARRA 

El JUNTAR entrega como resultado y para todos los meses del horizonte de 

estudio los costos marginales esperados, la producción de todos los 

generadores por bloque esperada y el precio de barra de energía. 



! lERMINAR !

Diagrama de flujo del modelo JUNTAR: 
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Los ingresos por potencia descrita en el Capítulo 11, constan de dos partes: 

Ingresos Garantizados por Potencia Firme requerida por el Sistema y 

Ingresos Adicionales por Potencia Generada en el Sistema. La estimación 

de estos ingresos en el mediano y largo plazo es de sumo interés, que nos 

permitirá determinar para las diferentes empresas sus márgenes variables, 

análisis de riesgo, evaluación de rentabilidad de nuevas inversiones, etc. 

Esta es la razón por el cual se incorporó al modelo JUNTAR dos subrutinas: 

Subrutina INGFIJO y INGVARI, que aprovechan los datos y resultados del 

modelo JUNTAR para usarlos como datos. 

3.2 Descripción del programa computacional. 

Con la incorporación y adaptación de las subrutinas INGFIJO y INGVARI al 

modelo JUNTAR este requiere ahora de nueve archivos, quedando el 

esquema configurado de la siguiente manera: 

CONFIG.DAT 

CAUDALDAT 

JUNMEN.DAT 

JUNPAR.DAT 

DEMFILDAT 

FIJTAR.DAT 

yyyyyy 

yyyyyy 

yyyyyy 

yyyyyy 

DATGEN.DAT 

DATPOT.DAT 

INGRESOS.DAT 

xxxxx xxxx xxxx 

xxxx 

xxxxx xxxx xxxx 

xxxx 

xxxxx xxxx xxxx 

JUNTAR.FOR 

COSTOS MARGINALES 

PRODUCCION ENERGI.A 

PRECIO DE BARRA 

INGRESO ADICIONAL POR 

POTENCIA 

INGRESO GARANTIZADO 

POR POTENCIA 

Como se puede observar el modelo mejorado requiere de tres archivos de 

datos adicionales: 
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• ingresos.dat: En este archivo se ingresan los montos disponibles

estimados mensualmente para el pago del ingreso garantizado por

potencia firme del sistema, la estimación del precio básico de la

potencia en forma mensual, la máxima demanda del sistema a nivel

de generación, y el estimado mensual del margen de reserva para

todo el horizonte de estudio

• datpot.dat: En este archivo se ingresan los montos estimados

anuales disponibles para el pago del ingreso adicional por potencia

despachada del sistema.

• datgen.dat: En este archivo se ingresan las potencias efectivas y

firmes y factores de pérdidas y los nombres de los propietarios de

las unidades térmicas e hidráulicas del parque generador.

Asimismo entrega como resultado dos archivos planos: 

• ingfijos.lis: En este archivo imprime la potencia efectiva y firme

colocada, ingresos garantizados por potencia firme de las unidades

térmicas y de las centrales hidráulicas en forma mensual y anual

• ingvaria.lis: En este archivo imprime los ingresos adicionales de

las unidades térmicas y de las centrales hidráulicas en forma

mensual y anual.
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Diagrama de flujo del modelo JUNTAR, con subrutinas adicionadas: 
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3.2.1 Subrutina INGFIJO 

Esta subrutina determina los Ingresos Garantizados por Potencia Firme para 

cada generador con detalle mensual en el horizonte de estudio. 

Los datos que requiere esta subrutina para todo el horizonte del estudio son: 

1. El monto mensual del Ingreso Garantizado por Potencia Firme

requerida por el Sistema, es decir la "bolsa" a repartir entre los

generadores pertenecientes en el COES-SINAC.

2. Máxima demanda mensual a nivel Generación.

3. Margen de reserva mensual.

4. Precio de Barra de la Potencia mensual

5. Potencia Efectiva de cada unidad de generación

6. Potencia firme de cada unidad de generación

7. Costos variables de las unidades de generación

El proceso es el siguiente: 

a) Calcula los costos variables de todas las unidades de térmicas, que

actualmente se encuentran operando en el sistema y de las futuras

contempladas en el plan de obras del JUNIN 0unmen.dat)

b) Lectura de datos de centrales hidráulicas: Potencia Efectiva, Potencia

Firme, factor de pérdidas

e) Lectura de datos de centrales Térmicas: Factor de indisponibilidad

fortuita mensual de estas unidades, factor de pérdidas
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d) Calculo de los índices de presencia de las unidades térmicas e

hidráulicas, es decir toma en consideración a las unidades que

actualmente se encuentran operando en el sistema y de las futuras

contempladas en el plan de obras del JUNIN (junmen.dat y demfil.dat),

para el mes respectivo de calculo.

e) Lectura de los montos mensuales del Ingreso Garantizado por Potencia

Firme requerida por el Sistema (la "bolsa" a repartir entre los

generadores), Máxima Demanda mensual a nivel Generación, precios de

barra de potencia en cada unidad de generación mensual, margen de

reserva mensual.

f) Se ubican las potencias efectivas de las unidades de generación en

orden creciente de sus Costos Variables

g) Se determina la unidad de generación cuya fracción de potencia efectiva

colocada, acumulada a la potencia efectiva de las unidades de

generación que la precedieron, iguala a la Máxima Demanda Mensual

más la Margen de Reserva

h) Se determina la Potencia Firme Colocada como la suma de las potencias

firmes de las unidades cuyas potencias efectivas igualan la Máxima

Demanda Mensual a nivel de generación más la Reserva, considerando

para la última unidad generadora, únicamente, su potencia firme

equivalente a la fracción de la potencia efectiva colocada por ella.

i) El factor de Reserva Firme es el cociente de la Potencia Firme Colocada

y la Máxima Demanda de generación.
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j) Calculo de los Ingresos Garantizados por Potencia Firme Preliminar

mensuales de todas las unidades de generación, como el producto de la

potencia firme colocada de cada unidad por el precio de potencia de la

unidad y por el factor de pérdidas correspondiente

k) Calculo del factor de ajuste: definido como la relación de la suma del

Ingreso Garantizado por potencia Firme Preliminar de cada unidad

calculado en j), y el monto mensual del Ingreso Garantizado por Potencia

Firme requerida por el Sistema "bolsa" de e)

1) Calculo de los Ingresos Garantizados por Potencia Firme mensuales de

todas las unidades de generación, como el producto de la Ingresos

Garantizados por Potencia Firme Preliminar por el factor de ajuste

m) Impresión de la potencia efectiva colocada, potencia firme colocada,

Ingresos garantizados, con detalle mensual y anual.

3.2.2 Subrutina INGVARI 

Esta subrutina calcula los ingresos adicionales por potencia generada para 

cada generador con detalle mensual en el horizonte de estudio. 

Los datos que requiere esta subrutina para todo el horizonte del estudio son: 

1. Los montos anuales del Ingreso Adicional por Potencia Generada

en el Sistema, es decir la "bolsa" a repartir entre los generadores

pertenecientes al COES-SINAC.

2. Factor de Distribución Horaria del Precio de Potencia para cada

mes y bloque horario
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3. Despacho del sistema (Potencia generada) para cada bloque

horario

4. Factor de Pérdidas de la Barra de la unidad de generación.

El proceso es el siguiente: 

a) Se calcula el Factor de Ingresos Horarios por Potencia (FIHPk) de cada

unidad de generación k, para el período anual, se calcula de la siguiente 

manera: 

12 Nb 

r r [PH ijk * FPBik * FDHPP¡¡
] 

j=1 i=1 

k = 1,2, ... , NG 

Donde: 

(3.1) 

PHij: Potencia Generada por la unidad de generación k, por bloque i y 

para el mes correspondiente j. 

FPB¡k: Factor de Pérdidas de la Barra de la unidad de generación k, 

en el bloque i. 

FDHPPij: Factor de Distribución Horaria del Precio de Potencia para 

el bloque i y para el mes correspondiente j. 

Nb: Número de bloques. 

NG: Número de unidades de generación del Sistema. 

b) Calculo del Factor Constante del Precio Horario de Potencia (FCPHP)

para el período anual en evaluación se calcula como: 



NG 

FCPHP = IAPG / r FIHPk

k=1 

Donde: 
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(3.2) 

IAPG: Monto anual del Ingreso Adicional por Potencia Generada 

"bolsa" a repartir entre los generadores pertenecientes en el COES

SI NAC 

FIHPk: Factor de Ingresos Horarios de Potencia para la unidad de 

generación k. 

c) El Ingreso Adicional por Potencia Generada (IAPGk) de cada unidad k, se

calcula como: 

12 Nb 

r r [FCPHP * PHijk * FPBik * FDHPP¡¡] 
j=1 i=1 

k = 1,2, ... , NG 

(3.3) 

d) Impresión de Ingresos adicionales por potencia generada con detalle

mensual y anual. 



CAPITULO IV 

CASO PRACTICO 

Como aplicación del modelo mejorado consideraremos un horizonte de 

estudio de 5 años, crecimiento de la demanda de 4.5%, programa de obras 

(oferta probable), precio básico de la potencia, factores de pérdidas y otros 

4.1 Pronóstico de la Demanda: 

El desarrollo del pronostico de la demanda por potencia y energía eléctrica 

es a partir de un modelo econométrico que, de un análisis histórico con 

series de tiempo, correlaciona las ventas de energía eléctrica con la 

población, con la producción - Producto Bruto Interno y con las tarifas 

eléctricas. Posteriormente se adiciona los nuevos proyectos mineros que 

tienen un alto impacto en la demanda de electricidad. En el cuadro Nº 4.1 se 

muestra las variables macroeconómicas y en el cuadro Nº 4.2 la proyección 

de la demanda para el horizonte de estudio. 



Variación del 
PBI (%) 
Petróleo 
(US$/barril) 

Año 

2001 

2002 

2003 

2004 

2005 

2006 

2007 

CUADRO N
º 

4.1 

VARIABLES MACROECONÓMICAS 2003-2007 

2003 2004 2005 2006 

3.0% 3.5% 4.5% 4.0% 

26 25 25 25 

CUADRO N
º 

4.2 

PROYECCIÓN DE LA DEMANDA 

2003-2007 

79 

2007 

4.0% 

25 

Max. Demanda Consumo Anual F.C. Tasa de Crecimiento(%) 

MW GWh % Potencia Energía 

2,792 18,463 

2,880 19,375 76.8% 3.2% 4.9% 

2,979 20,381 78.1% 3.4% 5.2% 

3,080 21,032 77.9% 3.4% 3.2% 

3,258 22,156 77.6% 5.8% 5.3% 

3,394 23,171 77.9% 4.2% 4.6% 

3,546 24,213 77.9% 4.5% 4.5% 

La demanda y el consumo anual es distribuido en meses, ver cuadro Nº 4.3, 

posteriormente se determina la proyección del consuno por bloques 
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CUADRO Nº 4.3 

Proyección de la Demanda de potencia y energía 

Mes Potencia Energía Mes Potencia Energía 

MW GWh MW GWh 

ene-03 2781 1702 jul-05 3133 1847 

feb-03 2799 1576 ago-05 3115 1905 

mar-03 2818 1733 sep-05 3143 1839 

abr-03 2874 1636 oct-05 3198 1904 

may-03 2852 1714 nov-05 3229 1859 

jun-03 2855 1670 dic-05 3258 1897 

jul-03 2865 1699 ene-06 3168 1935 

ago-03 2848 1753 feb-06 3189 1791 

sep-03 2874 1691 mar-06 3211 1971 

oct-03 2924 1751 abr-06 3274 1860 

nov-03 2952 1710 may-06 3249 1948 

dic-03 2979 1745 jun-06 3253 1899 

ene-04 2876 1756 jul-06 3264 1932 

feb-04 2894 1626 ago-06 3245 1993 

mar-04 2914 1789 sep-06 3274 1923 

abr-04 2972 1688 oct-06 3331 1991 

may-04 2949 1768 nov-06 3364 1944 

jun-04 2953 1724 dic-06 3394 1984 

jul-04 2962 1754 ene-07 3311 2022 

ago-04 2945 1809 feb-07 3332 1872 

sep-04 2972 1745 mar-07 3355 2059 

oct-04 3023 1807 abr-07 3422 1944 

nov-04 3053 1765 may-07 3395 2036 

dic-04 3080 1801 jun-07 3400 1984 

ene-05 3041 1850 jul-07 3411 2019 

feb-05 3061 1713 ago-07 3391 2082 

mar-05 3082' 1884 sep-07 3422 2009 

abr-05 3143 1778 oct-07 3481 2080 

may-05 3119 1863 nov-07 3515 2032 

jun-05 3123 1816 dic-07 3546 2074 

4.2 Proyección de Costos de Combustible Líquidos: 

Se consideró que el precio del crudo internacional WTI es de 26.0 US$/Barril 

para el 2003 y 25 US$/Barril para el 2004 en adelante. 

En el Cuadro Nº 4.4 se muestra los precios para los combustibles. 
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CUADRO Nº 4.4

PRECIO DE LOS COMBUSTIBLES 

Año Diesel Residual Diesel Residual Carbón 

US $/Galón US $/Galón Soles/Galón Soles/Galón US $/Ton 

2003 0.80 0.68 2.89 2.46 38.11 

2004-LP 0.75 0.64 2.71 2.31 38.11 

Gas Natural: 

• El precio del gas natural de Camisea considerado para las unidades de

ETEVENSA, toma en cuenta el contrato de suministro de gas natural que

ELECTROPERÚ ha suscrito con el consorcio adjudicatario para la

explotación del Proyecto Camisea.

• El Contrato de suministro de gas de ELECTROPERÚ presenta las

siguientes condiciones:

- Una cantidad diaria contratada (CDC) de 70 MMPCD.

- Una cantidad diaria máxima (CDM) de 100 MMPCD.

- Una cantidad Take or Pay (CTOP) de 56 MMPCD.

- El precio del gas materia del contrato será fijado en el punto de

recepción: 

a) El precio se obtendrá mensualmente multiplicando el precio

base por los factores A y B.

b) El precio base será reajustado mensualmente de acuerdo con

la fórmula de reajuste establecida. 

Factores para determinar el precio: 

Factor "A" según la CDC 
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CUADRO Nº 4.5

CDC-Mmcd FACTOR "A" 

30 1 

55 0.995 

85 0.990 

115 0.985 

140 0.98 

285 0.97 

> 550 0.96 

Para valores intermedios de la CDC hasta 550.0 Mmcd. (millar 

de m3 por Día) el factor "A" se obtiene por interpolación lineal 

entre los valores cercanos. 

Factor "B" según el porcentaje Take or Pay 

CUADRO Nº 4.6

Porcentaje Take or Pay 

(%) 

100 

90 

80 

70 

60 

FACTOR "B" 

0.95 

0.97 

0.98 

0.99 

1.00 

Para valores intermedios del porcentaje "take or pay", el factor 

"B" se obtiene por interpolación lineal entre los valores 

cercanos. 
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- Un descuento de 5% en el precio (factor del 0.95); por el hecho de

firmar el contrato, como medida de promoción para el proyecto Camisea, 

ver cuadro Nº 4. 7 

- Posibilidad de reducir la CDC hasta en 10%. (Licitación internacional)

Cláusula Nación mas Favorecida 

"En caso que el Productor pactare con otros generadores eléctricos un 

precio de gas menor al precio fijado con Electroperú (contrato) o 

modificase las condiciones del suministro, en cualquiera de los dos 

supuestos, favoreciendo a otras empresas generadoras, colocando a 

Electroperú (contrato) en situación desventajosa frente a sus 

competidores, Electroperú tendrá derecho, a que se considere como 

Precio el menor pactado por el Productor con los otros generadores 

eléctricos, menos el descuento mencionado anteriormente, y a 

mejorar las cláusulas del contrato conforme a aquellas pactadas con 

dichos generadores". 



CUADRO N
º 

4. 7 

PRECIO DEL GAS NATURAL. "CAMISEA" 

Productor 

Transporte y B 

Distribución e 
(B+C) 

Precio GN boca de pozo 

Factor A 

Factor B 

Factor C (descuento del 5%) 

Precio GN boca de pozo despues de factores 

Transporte boca pozo - City Gate 

City -Gate a Distribución (Alta presión) 

Sub Total Transporte+ Distribución 

!Precio PC-Superior: (A+B+C)

4.3 Costos variables combustibles 

US$/MMBTU 

US$/MMBTU 

US$/MMBTU 
US$/MMBTU 
US$/MMBTU 

1 US$/MMBTU 1 
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Las primeras 

unidades en 

consumir GN 

1.000 

0.960 

0.980 

0.950 

0.894 

0.876 

0.144 

1.020 

1.914 

Con la proyección de los precios de los combustibles líquidos y precio del 

gas se calculan los costos variables de las unidades térmicas. 

En el presente caso se consideró la declaración de precios de gas natural. 

Los resultados del despacho simulado por el Junin y la demanda mensual de 

potencia servirá como datos para determinar los ingresos por potencia. 

En el cuadro Nº 4.8 se muestra los costos variables de operación utilizados 

para el despacho. 
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CUADRO N
º 

4.8

COSTOS VARIABLES DE OPERACIÓN 

2003 1 2004-LP 2003 1 2004-LP 2003 1 2004-LP 
Potencia Efectiva T.S.FO. Consumo C.V.N.C. Costo del c.v.c. c.v.

MW Específico US$/MWh Combustible US$/MWh US$/MWh 

1 truji 21.7 0.050 0.336 2.70 245.845 230.519 82.604 77.454 85.304 80.154 
2 chimbo 67.4 0.050 0.344 2.70 248.249 232.823 85.398 80.091 88.098 82.791 
3 tgpiur 21.1 0.100 0.334 2.70 238.234 223.710 79.570 74.719 82.270 77.419 
4 rosanu 105.6 0.050 0.295 7.07 249.824 234.398 73.698 69.147 80.768 76.217 
5 rosavi 36.0 0.010 0.501 6.31 249.824 234.398 125.162 117.433 131.472 123.743 
6 piu-d2 27.9 0.030 0.215 7.11 239.767 225.243 51.550 48.427 58.660 55.537 
7 chic-d 25.4 0.030 0.228 7.04 243.236 228.211 55.458 52.032 62.498 59.072 
8 dsulla 11.1 0.030 0.239 7.30 239.180 224.655 57.164 53.693 64.464 60.993 
9 dpaita 9.0 0.030 0.253 7.54 239.435 224.911 60.577 56.902 68.117 64.442 

10 tgven3 164.1 0.040 0.237 4.00 249.818 234.392 59.207 55.551 63.207 59.551 
11 tgven4 160.5 0.040 0.236 4.00 249.818 234.392 58.957 55.317 62.957 59.317 
12 tg-wes 122.0 0.030 0.263 4.10 249.824 234.398 65.704 61.647 69.804 65.747 
13 tgagt1 78.2 0.020 11.348 3.03 0.900 0.900 10.213 10.213 13.243 13.243 
14 tgagt2 78.5 0.020 11.463 3.03 0.900 0.900 10.317 10.317 13.347 13.347 
15 tgmala 44.4 0.040 0.362 4.00 424.017 409.392 153.494 148.200 157.494 152.200 
16 tg4mal 82.2 0.030 11.871 3.13 2.350 2.200 27.897 26.116 31.027 29.246 
17 tg4m_i 15.1 0.030 16.000 21.60 2.350 2.200 37.600 35.200 59.200 56.800 
18 Mrup 13.9 0.050 0.455 8.00 194.421 183.202 88.462 83.357 96.462 91.357 
19 shoge 65.6 0.050 0.310 2.00 196.466 185.748 60.904 57.582 62.904 59.582 
20 shoged 1.2 0.030 0.209 7.11 260.277 244.851 54.398 51.174 61.508 58.284 
21 cnp-s 22.9 0.030 0.258 7.04 197.167 185.948 50.869 47.975 57.909 55.015 
22 cnp-m 1.6 0.030 0.226 7.04 234.127 224.611 52.913 50.762 59.953 57.802 
23 d2verd 1.0 0.040 0.245 7.37 424.017 409.392 103.884 100.301 111.254 107.671 
24 tumnu1 9.1 0.030 0.202 7.00 194.803 183.885 39.350 37.145 46.350 44.145 

25 tumnu2 9.2 0.030 0.209 7.00 194.803 183.885 40.714 38.432 47.714 45.432 
26 dol1-7 11.8 0.050 0.239 4.80 275.784 260.518 65.912 62.264 70.712 67.064 
27 tapara 5.4 0.050 0.232 10.14 266.245 250.979 61.769 58.227 71.909 68.367 
28 bellav 5.7 0.050 0.232 9.56 266.926 251.660 61.927 58.385 71.487 67.945 
29 tintay 17.4 0.050 0.224 9.27 265.564 250.298 59.486 56.067 68.756 65.337 
30 chil-2 7.2 0.100 0.363 4.53 190.417 179.559 69.121 65.180 73.651 69.710 
31 chil-3 10.1 0.100 0.345 4.22 190.417 179.559 65.694 61.948 69.914 66.168 
32 chilcc 19.4 0.100 0.279 3.57 250.063 234.797 69.768 65.508 73.338 69.078 
33 chilmd 10.6 0.040 0.217 6.75 196.382 185.083 42.615 40.163 49.365 46.913 
34 calamd 25.3 0.040 0.203 3.17 199.157 187.848 40.429 38.133 43.599 41.303 
35 moll-1 31.3 0.040 0.216 13.83 186.503 175.645 40.285 37.939 54.115 51.769 
36 moll-2 71.5 0.040 0.275 2.56 246.401 231.135 67.760 63.562 70.320 66.122 
37 ilotv2 23.2 0.100 4.064 1.08 0.000 0.000 0.000 0.000 1.080 1.080 
38 ilotv3 53.2 0.100 0.289 1.14 186.043 175.105 53.766 50.605 54.906 51.745 
39 ilotv4 68.7 0.100 0.247 1.08 169.135 159.188 41.776 39.319 42.856 40.399 
40 ilogd 3.2 o.oso 0.215 13.36 246.726 231.300 53.046 49.730 66.406 63.090 
41 ilotg1 35.2 o.oso 0.292 2.57 246.726 231.300 72.044 67.540 74.614 70.110 
42 ilotg2 35.4 0.050 0.252 6.39 246.726 231.300 62.175 58.288 68.565 64.678 
43 iltvc1 141.5 0.100 0.365 1.00 38.110 38.110 13.910 13.910 14.910 14.910 
44 moqgd 0.8 0.050 0.242 6.13 255.242 239.816 61.769 58.035 67.899 64.165 
45 sanraf 4.9 0.050 0.278 13.47 289.428 274.162 80.461 76.217 93.931 89.687 
46 puca-v 19.0 0.020 0.406 2.00 306.316 287.184 124.364 116.597 126.364 118.597 
47 puca-d 4.4 0.020 0.241 7.11 306.316 287.184 73.822 69.211 80.932 76.321 
48 puca-w 24.0 0.020 0.226 3.17 238.702 224.679 53.947 50.777 57.117 53.947 
49 tgnve3 163.6 0.040 9.565 4.00 0.001 0.001 0.01 0.01 4.01 4.01 
50 tgnve4 164.5 0.040 9.605 4.00 0.001 0.001 0.01 0.01 4.01 4.01 
51 tgn-1 130.0 0.020 10.750 4.00 0.001 0.001 0.01 0.01 4.01 4.01 
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4.4 Proyección de la Oferta 

El plan de obras considera que el gas proveniente del yacimiento Camisea 

se encontrará disponible en Lima en setiembre del año 2004, ver cuadro Nº

4.9 

CUADRO Nº 4.9 

Fecha de Ingreso Proyecto 
Enero 2004 CH. Poechos (16 MW) 
Julio 2004 CH Yuncan (130 MW) 
Setiembre 2004 Conversión de TG3-4 Etevensa a Gas 

Natural 
Junio 2007 TGN 130 MW a Gas Natural 

4.5 Precio de la Potencia y parámetros para el Ingreso por Potencia 

Para determinar los ingresos por potencia de las unidades de generación deben 

definirse los siguientes parámetros, ver cuadro Nº 4.1 O 

CUADRO Nº 4.1 O 

Margen de Margen de 
Año FIC FID Reserva Reserva 

Teórico Obietivo 

2001 3.30% 0.00% 46.70% 19.50% 
2002 2.30% 0.00% 45.00% 19.50% Fijado 
2003 2.00% 0.00% 44.33% 19.50% 

--------------- ------■ 

2004 2.00% 13.33% 
1 

41.33% 19.17% 
2005 0.67% 26.67% 1 40.00% 17.50% 
2006 0.00% 30.00% 1 40.00% 17.50% 
2007 0.00% 30.00% 1 36.67% 17.50% 
2008 0.00% 30.00% 1 35.00% 17.08% Proyectado 

1 
2009 0.00% 30.00% 1 35.00% 15.00% 
2010 0.00% 30.00% 1 35.00% 15.00% 
2011 0.00% 30.00% 1 31.67% 15.00% 

1 
2012 0.00% 30.00% 1 30.00% 15.00% 

------ ------ -----
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FIC: (Factor de Incentivo a la Contratación). Es un factor que se 

aplica directamente al precio de la potencia, empleados en la 

transferencia de potencia en el COES. 

FID: (Factor de Incentivo al Despacho). Es un factor que pondera la 

recaudación total de potencia en el sistema para definir el 

Ingreso Adicional por potencia Generada, el cual depende del 

despacho de las unidades. 

Margen de Reserva: Relación porcentual de la potencia (MW) adicional a 

ser considerada en el pago por potencia garantizada y la 

máxima demanda 

Margen de Reserva Firme Objetivo (MRFO): Factor que afecta al precio 

de la potencia. Se define como la relación porcentual de largo 

plazo entre la potencia firme y la máxima demanda del sistema. 

Este valor debería dar la señal al sistema sobre el nivel de 

seguridad deseado. 

Para establecer el precio básico de la potencia, el Artículo 126º del 

Reglamento, dispone la utilización de la Tasa de lndisponibilidad Fortuita 

(TIF) de la unidad de punta y el Margen de Reserva Firme Objetivo (MRFO) 

del Sistema Interconectado Nacional, según la siguiente ecuación: 

PBP = PTG * (1 + MRFO ) * [ l ] = PTG * FMRFO * FIF (4.1) 
1-TIF
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El Precio del Turbogenerador (PTG) está dado por el costo unitario de la 

unidad de punta que incluye la anualidad de la inversión del turbogenerador 

y su conexión a la red, así como los costos fijos anuales de operación y 

mantenimiento. 

El cuadro Nº 4.11 siguiente muestra el Precio de la Potencia en Barra, 

parámetros estimados para el MRFO y TIF: 

CUADRO N
º 

4.11 

Precio de Potencia 
Año en Barra sin FIM MRFO TIF 

(US$/kW-año) % % 

A B e 
2003 56.40 19.5% 2.35% 

2004 56.40 19.2% 2.35% 

2005 56.40 17.5% 2.35% 

2006 56.40 17.5% 2.35% 

2007 56.40 17.5% 2.35% 

FIM: Factores de indisponibilidad de la unidad de punta y del margen de 

reserva firme objetivo del sistema. 

Precio de Potencia 
en Barra con FIM 

(US$/kW-año) 
D =A* (l+B)/(1-C) 

69.02 

68.83 

67.86 

67.86 

67.86 
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4.6 Determinación del Ingreso Disponible para el pago por Potencia: 

Ingreso Adicional por Potencia Generada y Ingreso Garantizado por 

Potencia Firme. 

El Ingreso Disponible para el pago por Potencia es estimado a partir de la 

máxima demanda en barras de carga (clientes). Para obtener la demanda 

de los clientes consideraremos una pérdida del 9% aproximadamente de la 

demanda de generación ( estimada anteriormente), esta demanda de 

clientes es multiplicada luego por el precio de la potencia en barra estimada 

y afectada por el complemento del factor de incentivos a la contratación con 

lo cual obtendremos el egreso por la compra de potencia, que a su vez es 

igual al ingreso disponible para el pago por potencia. 

Posteriormente el egreso es multiplicando por el factor de incentivo al 

despacho para obtener el Ingreso Adicional por Potencia Generada. 

El Ingreso Garantizado por Potencia Firme se obtiene del producto del 

egreso por el complemento del factor de incentivo al despacho, ver cuadro 

Nº 4.12 

De acuerdo a lo mencionado en el 2.4.1 1) y 11) del Capitulo 11, hasta ahora 

solo hemos determinado los montos (volumen de remuneración) a repartir, 

seguidamente debemos repartir estos montos entre todos los generadores. 



CUADRO N
º 

4.12 

EGRESO POR COMPRA DE POTENCIA MENSUAL 

MD MD MD MD MD MD Factor Factor Precio de Potencia Precio de Potencia 
Egreso por compra de potencia mensual 

Generación Generación Generación Carga Carga Carga incentivo incentivo en Barra con FIM en Barra con FIM 

SICN SIS SINAC SICN SIS SINAC despacho contratación (Lima) (Sur) (SICN) (Sur) SINAC 

MW MW M-N M-N M-N M-N % % (US$/kW-mes) (US$/kW-mes) (Miles US$) (Miles US$) (Miles US$) 

Ene-03 2,287 493 2,781 2,059 444 2,503 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,011 1,920 12,931 

Feb-03 2,299 499 2,799 2,069 449 2,519 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,068 1,944 13,012 

Mar-03 2,321 497 2,818 2,089 447 2,536 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,174 1,933 13,108 

Abr-03 2,375 499 2,874 2,137 449 2,586 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,431 1,943 13,374 

May-03 2,353 499 2,852 2,117 449 2,566 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,325 1,942 13,267 

Jun-03 2,354 502 2,855 2,118 452 2,570 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,329 1,953 13,282 

Jul-03 2,360 505 2,865 2,124 454 2,578 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,359 1,966 13,324 

Ago-03 2,352 496 2,848 2,117 446 2,563 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,321 1,931 13,252 

Sep-03 2,373 501 2,874 2,135 451 2,586 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,421 1,951 13,372 

Oct-03 2,415 509 2,924 2,173 458 2,631 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,623 1,982 13,605 

Nov-03 2,440 512 2,952 2,196 461 2,657 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,746 1,993 13,739 

Dic-03 2,464 514 2,979 2,218 463 2,681 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,862 2,002 13,864 

Ene-04 2,379 496 2,876 2,141 447 2,588 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,453 1,932 13,385 

Feb-04 2,392 502 2,894 2,153 452 2,605 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,513 1,956 13,469 

Mar-04 2,415 500 2,914 2,173 450 2,623 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,623 1,945 13,568 

Abr-04 2,470 502 2,972 2,223 452 2,675 0.0% 2.0% 5.46 4.41 11,888 1,955 13,844 

May-04 2,447 502 2,949 2,202 452 2,654 20.0% 2.0% 5.46 4.41 11,779 1,954 13,733 

Jun-04 2,448 505 2,953 2,203 454 2,657 20.0% 2.0% 5.46 4.41 11,783 1,965 13,748 

Jul-04 2,454 508 2,962 2,209 457 2,666 20.0% 2.0% 5.46 4.41 11,815 1,978 13,792 

Ago-04 2,446 499 2,945 2,201 449 2,651 20.0% 2.0% 5.46 4.41 11,774 1,943 13,717 

Sep-04 2,468 504 2,972 2,221 454 2,675 20.0% 2.0% 5.46 4.41 11,878 1,963 13,841 

Oct-04 2,511 512 3,023 2,260 461 2,721 20.0% 2.0% 5.46 4.41 12,089 1,994 14,082 

Nov-04 2,538 515 3,053 2,284 464 2,748 20.0% 2.0% 5.37 4.34 12,011 1,972 13,983 

Dic-04 2,563 517 3,080 2,307 466 2,772 20.0% 2.0% 5.37 4.34 12,130 1,980 14,110 

Ene-05 2,502 540 3,041 2,251 486 2,737 20.0% 2.0% 5.37 4.34 11,841 2,066 13,907 

Feb-05 2,515 546 3,061 2,263 492 2,755 20.0% 2.0% 5.37 4.34 11,902 2,092 13,994 

Mar-05 2,539 544 3,082 2,285 489 2,774 20.0% 2.0% 5.37 4.34 12,016 2,081 14,097 

Abr-05 2,597 546 3,143 2,337 492 2,829 20.0% 2.0% 5.37 4.34 12,292 2,091 14,383 

May-05 2,573 546 3,119 2,316 491 2,807 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,427 2,132 14,559 

Jun-05 2 574 549 3 123 2,316 494 2 811 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12 431 2,145 14,576 



CUADRO Nº 4.12 (b) 

MD MD MD MD MD MD Factor Factor Precio de Potencia Precio de Potencia 
Egreso por compra de potencia mensual 

Generación Generación Generación Carga Carga Carga incentivo incentivo en Barra con FIM en Barra con FIM 

SICN SIS SINAC. SICN SIS SINAC despacho contratación (Lima) (Sur) (SICN) (Sur) SINAC 

MW MW MN MN MN MN % % /US$/kW-mes) (US$/kW-mes) (Miles US$) (Miles US$) (Miles US$) 

Jul-05 2,581 553 3,133 2,323 497 2,820 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,464 2,159 14,622 

Ago-05 2,572 543 3,115 2,315 489 2,803 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,422 2,121 14,543 

Sep-05 2,595 549 3,143 2,335 494 2,829 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,532 2,143 14,675 

Oct-05 2,641 557 3,198 2,377 501 2,878 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,754 2,176 14,930 

Nov-05 2,669 560 3,229 2,402 504 2,906 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,888 2,189 15,078 

Dic-05 2,695 563 3,258 2,426 507 2,932 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,016 2,198 15,214 

Ene-06 2,611 557 3,168 2,350 501 2,851 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,612 2,175 14,787 

Feb-06 2,625 564 3,189 2,362 507 2,870 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,677 2,202 14,879 

Mar-06 2,650 561 3,211 2,385 505 2,890 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,799 2,190 14,989 

Abr-06 2,711 564 3,274 2,440 507 2,947 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,092 2,202 15,294 

May-06 2,686 563 3,249 2,417 507 2,924 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,971 2,200 15,171 

Jun-06 2,687 567 3,253 2,418 510 2,928 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,976 2,213 15,188 

Jul-06 2,694 570 3,264 2,424 513 2,938 30.0% o.o%· 5.37 4.34 13,010 2,227 15,237 

Ago-06 2,685 560 3,245 2,416 504 2,920 30.0% 0.0% 5.37 4.34 12,966 2,188 15,154 

Sep-06 2,708 566 3,274 2,438 509 2,947 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,081 2,211 15,291 

Oct-06 2,756 575 3,331 2,481 517 2,998 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,312 2,245 15,557 

Nov-06 2,785 578 3,364 2,507 520 3,027 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,453 2,258 15,711 

Dic-06 2,813 581 3,394 2,532 523 3,054 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,586 2,268 15,854 

Ene-07 2,734 576 3,311 2,461 519 2,980 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,206 2,251 15,458 

Feb-07 2,749 583 3,332 2,474 525 2,999 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,275 2,279 15,554 

Mar-07 2,775 580 3,355 2,497 522 3,020 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,402 2,267 15,669 

Abr-07 2,838 583 3,422 2,555 525 3,080 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,709 2,278 15,987 

May-07 2,812 583 3,395 2,531 525 3,056 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,582 2,277 15,859 

Jun-07 2,813 586 3,400 2,532 528 3,060 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,587 2,290 15,877 

Jul-07 2,821 590 3,411 2,539 531 3,070 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,623 2,305 15,928 

Ago-07 2,811 580 3,391 2,530 522 3,052 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,577 2,264 15,841 

Sep-07 2,836 586 3,422 2,552 527 3,080 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,697 2,288 15,985 

Oct-07 2,886 595 3,481 2,598 535 3,133 30.0% 0.0% 5.37 4.34 13,939 2,323 16,263 

Nov-07 2,917 598 3,515 2,625 539 3,163 30.0% 0.0% 5.37 4.34 14,086 2,337 16,423 

Dic-07 2,945 601 3,546 2,651 541 3,192 30.0% 0.0% 5.37 4.34 14,226 2,347 16,573 
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Para la determinación los Ingresos Garantizados por potencia firme de cada 

unidad de generación (según 2.4.2 del Capítulo 11), se requiere la potencia 

efectiva, potencia firme, costos variables, la máxima demanda de 

generación, factores de pérdidas y el Margen de Reserva. 

CUADRO N
º 

4.13 

POTENCIA EFECTIVA Y FIRME DE CENTRALES HIDRÁULICAS 

Potencia Potencia Factor de 

Central Efectiva Firme Pérdidas Propietario 

MW MW 

Cahua 43.1 36.7 0.90994 CAHUA 

Canon Pato 256.6 240.5 0.81771 EGENOR 

Carhuaquero 95.0 76.2 0.81771 EGENOR 

Yaupi 104.9 104.9 0.88478 ELECTROANDES 

Oroya 8.7 8.7 0.98194 ELECTROANDES 

Pachachaca 12.3 12.3 0.98194 ELECTROANDES 

Gallito Ciego 38.1 21.9 0.90007 PACASMAYO 

Pariac 4.5 3.9 0.80144 CAHUA 

Yuncan 130.0 111.2 0.88478 YUNCAN 

Charcanis + Aricota 205.2 189.8 0.87897 EGASA-EGESUR 

San Gaban 112.9 112.9 0.87897 SAN GABAN 

Machupicchu 92.3 80.2 0.87897 EGEMSA 

Huanchor 18.0 14.8 0.94594 HUANCHOR 

Poechos 16.0 10.0 0.87048 POECHOS 

Huinco 247.3 247.3 0.95186 EDEGEL 

Matucana 128.6 127.6 0.94594 EDEGEL 

Callahuanca 75.1 75.1 0.93410 EDEGEL 

Moyo pampa 64.7 64.7 0.95827 EDEGEL 

Huampani 30.2 30.2 0.99970 EDEGEL 

Yanango 42.6 19.9 0.90476 EDEGEL 

Chimay 150.9 150.9 0.89177 EDEGEL 

Malpaso 48.0 48.0 0.94939 ELECTROANDES 

Mantaro 631.8 631.8 0.92523 ELECTROPERU 

Restitucion 209.7 209.7 0.92523 ELECTROPERU 



93 

CUADRO N
º 

4.14 

POTENCIA EFECTIVA Y FIRME DE CENTRALES TÉRMICAS 

Potencia Potencia Factor de 
Central Efectiva Firme Pérdidas Propietario 

MW MW 
Turbo Gas de Trujillo 21.7 21.3 0.88331 EGENOR 
Turbo Gas de Chimbote 67.4 66.1 0.87492 EGENOR 
Turbo Gas de Piura 21.1 20.7 0.87048 EGENOR 
Turbo Gas Santa Rosa UTI 105.6 103.5 0.98293 EDEGEL 
Turbo Gas Santa Rosa BBC 36.0 35.3 1.03373 EDEGEL 
Grupos Diesel de Piura 27.9 27.3 0.87048 EGENOR 
Grupos Diesel de Chiclayo 25.4 24.9 0.87344 EGENOR 
Grupos Diesel de Sullana 11.1 10.9 0.87048 EGENOR 
Grupos Diesel de Paita 9.0 8.8 0.87048 EGENOR 
Turbo Gas Ventanilla 3 164.1 160.8 0.97553 ETEVENSA 
Turbo Gas Ventanilla 4 160.5 157.3 0.97553 ETEVENSA 
Turbo Gas Santa Rosa WTG 122.0 119.6 0.98293 EDEGEL 
Turbo Gas Natural Aguaytía TG-1 78.2 76.6 0.73880 TERMOSELVA 
Turbo Gas Natural Aguaytía TG-2 78.5 76.9 0.73880 TERMOSELVA 
Turbo Gas Diesel Malacas 1-2-3 44.4 43.5 0.86703 EEPSA 
Turbo Gas Natural Malacas 4 A 82.2 80.6 0.86703 EEPSA 
Turbo Gas Natural Malacas 4 B 15.1 14.8 0.86703 EEPSA 
Turbo Vapor de Trupal 13.9 13.6 0.88331 EGENOR 
Turbo Vapor de Shougesa 65.6 64.3 1.17281 SHOUGESA 
G. Diesel Shougesa 1.2 1.2 1.17281 SHOUGESA 
Grupo Diesel Pacasmayo Sulzer3 22.9 22.4 0.90254 PACASMAYO 
Grupo Diesel Pacasmayo Man 1.6 1.6 0.90254 PACASMAYO 
Grupos Diesel de Verdún 1.0 1.0 0.83744 EEPSA 
G. Diesel Tumbes Nueva 1 9.1 8.9 0.80394 ELECTROPERU 
G. Diesel Tumbes Nueva 2 9.2 9.0 0.80394 ELECTROPERU 
Dolorespata GD Nº 1 al Nº 7 11.8 11.6 0.87897 EGEMSA 
Taparachi GD Nº 1 al Nº 6 5.4 5.3 0.87897 SAN GABAN 
Bellavista GD Nº 1 al Nº 4 5.7 5.6 0.87897 SAN GABAN 
Tintaya GD N° 1 al Nº 8 17.4 17.1 0.87897 SAN GABAN 
Chilina TV Nº 2 7.2 7.1 0.87897 EGASA 
Chilina TV Nº 3 10.1 9.9 0.87897 EGASA 
Chilina Ciclo Combinado 19.4 19.0 0.87897 EGASA 
Chilina GD Nº 1 y Nº 2 10.6 10.4 0.87897 EGASA 
Calana GD 25.3 24.8 0.87897 EGESUR 
Moliendo I GD 31.3 30.7 0.87897 EGASA 
Moliendo II TG 71.5 70.1 0.87897 EGASA 
llo 1 TV Nº 2 23.2 22.7 0.87897 ENERSUR 
llo 1 TV Nº 3 53.2 52.1 0.87897 ENERSUR 
llo 1 TV N° 4 68.7 67.3 0.87897 ENERSUR 
llo 1 GD Nº 1 3.2 3.1 0.87897 ENERSUR 
llo 1 TG Nº 1 35.2 34.5 0.87897 ENERSUR 
llo 1 TG Nº 2 35.4 34.7 0.87897 ENERSUR 
llo 2 TV Carbón Nº 1 141.5 138.7 0.87897 ENERSUR 
Moquegua GD 0.8 0.8 0.87897 EGESUR 
San Rafael GD Nº 1 y Nº 2 4.9 4.8 0.87897 SAN GABAN 
Turbo Vapor de Pucallpa 19.0 18.6 0.73880 ELECTROUCAYALI 
G. Diesel Pucallpa EMD 4.4 4.3 0.73880 ELECTROUCAYALI 
G. Diesel Pucallpa Wartsila 24.0 23.5 0.73880 ELECTROUCAYALI 
Turbo Gas Natural Ventanilla 3 163.6 160.3 0.97553 ETEVENSA 
Turbo Gas Natural Ventanilla 4 164.5 161.2 0.97553 ETEVENSA 
Turbo Gas Natural Nuevo Inversor 130.0 127.4 1.17281 NUEVO-INVERSOR 
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De igual manera para la determinación del Ingreso Adicional por Potencia 

Generada de cada unidad (según 2.4.3 del Capítulo 11), se requiere la 

potencia generada por bloques, factores de pérdidas y el Factor de 

Distribución Horaria del precio de Potencia para cada bloque y para el mes 

correspondiente. 

Hasta el momento de escribir este informe, el MEM no ha entregado el 

Factor de Distribución Horaria del precio de Potencia que por Ley esta 

obligada a entregar. Para nuestro ejemplo tomaremos a modo de preliminar 

lo mostrado en el cuadro Nº 4.15 

CUADRO N
º 

4.15 

VALORES INICIALES DE LOS FACTORES DE DISTRIBUCIÓN DEL PRECIO DE LA POTENCIA 

Avenida Estiaje Dia tipico Dia tipico 

Hora Laborable No Laborable Laborable No Laborable Hora Avenida Estiaie 

1 0.000151 0.000391 0.000137 0.000274 1 0.000183 0.000155 

2 0.000056 0.000101 0.000058 0.000077 2 0.000062 0.000061 

3 0.000031 0.000059 0.000034 0.000047 3 0.000035 0.000036 

4 0.000028 0.000028 0.000029 0.000029 4 0.000028 0.000029 

5 0.000039 0.000028 0.000047 0.000034 5 0.000038 0.000045 

6 0.000083 0.000025 0.000137 0.000037 6 0.000075 0.000124 

7 0.000391 0.000021 0.001040 0.000025 7 0.000342 0.000905 

8 0.001126 0.000039 0.002410 0.000105 8 0.000981 0.002103 

9 0.002570 0.000101 0.005332 0.000291 9 0.002241 0.004660 

10 0.003752 0.000182 0.007178 0.000477 10 0.003276 0.006285 

11 0.005317 0.000233 0.009258 0.000542 11 0.004639 0.008096 

12 0.004704 0.000233 0.007607 0.000542 12 0.004108 0.006665 

13 0.003080 0.000169 0.004102 0.000341 13 0.002692 0.003601 

14 0.002482 0.000101 0.003518 0.000172 14 0.002165 0.003072 

15 0.002303 0.000059 0.003288 0.000105 15 0.002004 0.002864 

16 0.002303 0.000051 0.003518 0.000105 16 0.002003 0.003063 

17 0.002570 0.000063 0.004699 0.000155 17 0.002236 0.004093 

18 0.003752 0.000332 0.017766 0.001817 18 0.003296 0.015639 

19 0.301398 0.029372 3.643492 0.237701 19 0.265128 3.189387 

20 0.671436 0.063920 2.091071 0.237701 20 0.590434 1.843955 

21 0.237701 0.029680 0.671351 0.077970 21 0.209965 0.592234 

22 0.026095 0.009119 0.057507 0.011847 22 0.023832 0.051419 

23 0.004020 0.001895 0.004699 0.002100 23 0.003737 0.004352 

24 0.001373 0.000428 0.001186 0.000457 24 0.001247 0.001089 
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El Factor de Distribución Horaria del precio de Potencia al igual que el 

consumo estará discretizada en 3 bloques, tal como se muestra en el 

Cuadro Nº 4.16 

CUADRO N
º 

4.16 

FACTORES DE DISTRIBUCIÓN DEL PRECIO DE LA POTENCIA POR BLOQUES 

PERIODO DE AVENIDA 
Diciembre Enero Febrero Marzo Abril Mayo 

Punta 33.77 33.77 30.50 33.77 32.68 33.77 

Media 1.00 1.00 0.91 1.00 0.97 1.00 

Base 0.09 0.09 0.08 0.09 0.09 0.09 

PERIODO DE ESTIAJE 
Junio Julio Agosto Septiembre Octubre Noviembre 

Punta 170.31 175.99 175.99 170.31 175.99 170.31 

Media 1.87 1.93 1.93 1.87 1.93 

Base 0.14 0.14 0.14 0.14 0.14 

4. 7 Resultados del Modelo

Con toda la información descrita anteriormente, se procede a ejecutar el 

modelo, los resultados que arroja este son; costos marginales de energía 

esperada, producción esperada de todas las centrales, factor de planta, y 

los ingresos garantizados por potencia firme y ingreso Adicional por 

Potencia Generada. 

1.87 

0.14 
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CUADRO N
º 

4.17 

Costos Marginales de Energía (US$/MWh) 

Año Mes Punta Media Base Promed fpunta Año Mes Punta Media Base Promed founta 
2003 1 31.80 14.09 3.54 14.37 9.82 2005 7 23.44 23.50 22.28 23.10 23.01 

2003 2 20.76 14.06 4.81 12.47 10.24 2005 8 26.79 27.86 26.08 27.06 27.13 

2003 3 26.84 13.44 1.58 12.36 8.58 2005 9 29.51 29.97 28.31 29.33 29.28 

2003 4 22.48 10.08 2.93 10.32 7.18 2005 10 22.72 21.78 20.72 21.63 21.34 

2003 5 27.31 23.87 17.68 22.59 21.35 2005 11 20.67 18.30 15.77 17.95 17.25 

2003 6 41.05 40.48 32.61 38.03 37.24 2005 12 23.91 15.17 11.44 15.70 13.66 

2003 7 45.24 44.47 36.87 42.17 41.40 2006 1 30.00 11.64 3.29 12.77 8.26 

2003 8 50.39 51.63 49.20 50.58 50.63 2006 2 23.00 10.18 3.48 10.72 7.41 

2003 9 52.08 50.93 46.25 49.64 48.97 2006 3 14.91 6.05 2.71 6.80 4.68 

2003 10 43.07 38.20 35.62 38.36 37.13 2006 4 16.00 6.14 4.20 7.54 5.35 

2003 11 43.98 31.93 29.12 33.47 30.77 2006 5 20.63 20.15 14.72 18.50 17.94 

2003 12 49.19 34.75 16.22 31.62 27.26 2006 6 31.31 30.71 26.55 29.48 29.00 

2004 1 40.65 18.15 7.23 19.31 13.73 2006 7 36.45 36.26 29.04 33.97 33.35 

2004 2 32.77 15.03 6.83 16.12 11.64 2006 8 44.59 44.98 41.28 43.69 43.46 

2004 3 35.10 14.14 5.56 15.70 10.62 2006 9 45.86 44.89 39.24 43.24 42.53 

2004 4 37.40 14.92 4.50 16.17 10.69 2006 10 38.94 35.14 32.16 34.94 33.90 

2004 5 36.00 29.18 17.38 26.79 24.38 2006 11 34.39 26.40 22.03 26.60 24.60 

2004 6 46.02 45.15 31.55 40.89 39.54 2006 12 43.47 21.00 10.47 22.06 16.74 

2004 7 37.16 37.15 32.82 35.75 35.40 2007 1 44.86 18.76 5.52 19.92 13.41 

2004 8 45.21 45.74 45.19 45.45 45.52 2007 2 42.00 15.84 7.23 18.58 12.28 

2004 9 25.81 25.46 24.57 25.24 25.09 2007 3 15.30 5.77 3.24 6.92 4.73 

2004 10 15.10 15.03 14.80 14.97 14.94 2007 4 17.81 6.39 5.25 8.36 5.92 

2004 11 13.87 11.27 10.17 11.44 10.82 2007 5 22.60 20.44 14.58 18.99 18.05 

2004 12 10.32 7.83 5.66 7.62 6.95 2007 6 32.70 31.93 25.94 30.13 29.46 

2005 1 14.54 7.20 2.19 7.11 5.17 2007 7 36.83 36.51 28.67 34.04 33.34 

2005 2 14.49 7.24 2.80 7.33 5.41 2007 8 45.64 45.68 38.08 43.18 42.55 

2005 3 13.28 4.01 1.33 5.06 2.91 2007 9 46.52 45.01 37.74 42.94 41.97 

2005 4 13.89 5.14 2.24 6.00 3.97 2007 10 38.90 32.97 29.60 33.09 31.58 

2005 5 16.27 14.21 10.79 13.53 12.82 2007 11 35.65 25.60 20.68 26.04 23.57 

2005 6 20.94 21.11 20.17 20.77 20.72 2007 12 45.88 21.91 9.81 22.75 17.01 
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CUADRO N
º 

4.18 

PRODUCCION DE CENTRALES HIDRAULICAS DE PASADA (GWh) 
Central Propietario 2003 2004 2005 2006 2007 

Cahua CAHUA 306.4 306.9 302.5 302.8 304.1 

Cañon del Pato EGENOR 1,568.8 1,559.9 1,550.2 1,549.5 1,560.1 

Carhuaquero EGENOR 614.5 615.5 610.3 610.7 616.9 

Yaupi ELECTROANDES 871.3 872.9 870.8 870.1 868.9 

Oroya ELECTROANDES 44.5 44.5 44.0 44.5 44.5 

Pachachaca ELECTROANDES 52.1 52.2 51.4 51.9 51.9 

Gallito Ciego PACASMAYO 128.3 131.4 126.2 126.1 127.5 

Pariac CAHUA 36.8 36.9 36.7 36.8 36.8 

Yuncan YUNCAN o.o 394.1 886.6 888.8 888.6 

Charcani + A ricota EGASA-EGESUR 923.2 923.2 923.2 923.2 923.2 

San Gaban SAN GABAN 712.8 712.8 712.8 712.8 712.8 

Machupicchu EGEMSA 787.9 787.9 787.9 787.8 787.8 

Huanchor HUANCHOR 149.2 149.4 148.0 148.9 148.7 

Poechos POECHOS o.o 94.2 94.2 94.2 94.2 

Huinco EDEGEL 1,110.0 1,104.0 1,094.7 1,099.7 1,099.2 

Matucana EDEGEL 759.9 758.9 747.9 754.7 755.6 

Callahuanca EDEGEL 598.0 598.3 595.9 597.5 597.4 

Moyopampa EDEGEL 551.7 551.7 551.5 551.7 551.6 

Huampani EDEGEL 185.4 185.4 185.3 185.4 185.4 

Yanango EDEGEL 243.2 243.1 240.7 242.4 242.8 

Chimay EDEGEL 902.4 900.2 894.8 898.0 898.7 

PRODUCCION DE CENTRALES DE LA CUENCA DEL JUNIN (GWh) 
Central Propietario 2003 2004 2005 2006 2007 

Malpaso ELECTROANDES 273.0 267.3 261.8 266.2 273.1 

Mantaro ELECTROPERU 5,138.7 5,101.5 5,065.4 5,128.5 5,145.4 

Restitución ELECTROPERU 1,705.6 1,693.2 1,681.3 1,702.2 1,707.8 
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CUADRO N
º 

4.19 

PRODUCCION DE CENTRALES TERMICAS (GWh 
Central Propietario 2003 2004 2005 2006 2007 

truji EGENOR o.o o.o o.o o.o o.o

chimbo EGENOR o.o o.o o.o o.o o.o 

tgpiur EGENOR o.o o.o O.O o.o o.o

rosanu EDEGEL o.o o.o O.O o.a o.a

rosavi EDEGEL O.O o.o o.o o.o o.o

piu-d2 EGENOR 15.9 8.2 9.2 14.9 15.1 
chic-d EGENOR 14.4 6.4 6.2 12.0 12.7 
dsulla EGENOR 0.7 1.0 2.1 3.5 4.0 
dpaita EGENOR 0.6 0.6 1.4 2.8 3.0 
tgven3 ETEVENSA 14.7 17.4 o.o o.o O.O

tgven4 ETEVENSA 44.9 27.0 o.o o.o O.O

tg-wes EDEGEL 0.4 1.0 11.7 13.8 16.1 
tgagt1 TERMOSELVA 520.4 464.0 397.0 463.5 484.2 

tgagt2 TERMOSELVA 472.0 395.6 338.8 434.8 448.5 
tgmala EEPSA o.o o.o o.o o.o o.o

tg4mal EEPSA 320.5 263.2 130.8 267.8 279.0 
tg4m_i EEPSA 22.8 16.5 7.8 17.5 17.5 
Mrup EGENOR o.o o.o O.O o.o o.o

shoge SHOUGESA 32.2 6.1 13.8 23.6 26.1 
shoged SHOUGESA 0.7 0.3 0.4 0.6 0.6 
cnp-s PACASMAYO 14.3 8.5 8.1 13.7 12.8 
cnp-m PACAS MAYO 0.9 0.4 0.5 o.a o.a

d2verd EEPSA o.o o.o o.o o.o o.o

tumnu1 ELECTROPERU 18.6 13.9 5.2 13.2 13.6 
tumnu2 ELECTROPERU 16.9 13.2 5.1 12.3 12.9 
dol1-7 EGEMSA o.o o.o 0.3 0.7 o.a

tapara SAN GABAN o.o o.o o.o 0.3 0.3 
bellav SAN GABAN o.o o.o 0.1 0.3 0.3 
tintay SAN GABAN 0.6 0.6 2.4 3.6 3.9 
chil-2 EGASA o.o o.o o.o 0.3 0.4 
chil-3 EGASA o.o o.o 0.3 0.5 0.7 
chilcc EGASA o.o o.o o.o o.a 1.0 
chilmd EGASA 18.0 13.3 5.7 13.3 13.5 
calamd EGESUR 59.7 42.5 17.5 41.4 44.8 
moll-1 EGASA 39.1 19.1 13.4 22.0 22.2 
moll-2 EGASA o.o O.O 3.2 4.3 5.5 
ilotv2 ENERSUR 150.1 153.0 157.1 164.2 166.8 
ilotv3 ENERSUR 47.2 42.0 24.2 43.5 44.3 
ilotv4 ENERSUR 183.0 133.5 56.2 136.8 149.5 
ilogd ENERSUR 0.2 0.2 0.6 1.0 1.2 
ilotg1 ENERSUR o.o o.o o.o 1.0 1.4 
ilotg2 ENERSUR 1.9 1.8 5.0 8.4 9.2 
iltvc1 ENERSUR 688.6 531.3 417.4 592.6 609.9 
moqgd EGESUR 0.1 0.1 0.1 0.2 0.3 
sanraf SAN GABAN o.o o.o o.o o.o o.o

caelp1 NUEVO-INVER o.o o.o o.o o.o 744.3 
puca-v ELECTROUCAYALI o.o o.o o.o o.o o.o

puca-d ELECTROUCAYALI o.o o.o o.o O.O o.o

puca-w ELECTROUCAYALI 18.0 11.6 9.2 15.5 15.4 
tgnve3 ETEVENSA o.o 410.3 1,088.5 1,190.9 1,246.3 
tQnve4 ETEVENSA o.o 343.4 952.9 1,059.3 1,160.8 
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CUADRO N
º 

4.20 

FACTOR DE PLANTA DE CENTRALES TERMICAS 
Central Propietario 2003 2004 2005 2006 2007 

truji EGENOR 0% 0% 0% 0% 0% 

chimbo EGENOR 0% 0% 0% 0% 0% 

tgpiur EGENOR 0% 0% 0% 0% 0% 

rosanu EDEGEL 0% 0% 0% 0% 0% 

rosavi EDEGEL 0% 0% 0% 0% 0% 

piu-d2 EGENOR 6% 3% 4% 6% 6% 

chic-d EGENOR 6% 3% 3% 5% 6% 

dsulla EGENOR 1% 1% 2% 4% 4% 

dpaita EGENOR 1% 1% 2% 4% 4% 

tgven3 ETEVENSA 1% 2% 0% 0% 0% 

tgven4 ETEVENSA 3% 3% 0% 0% 0% 

tg-wes EDEGEL 0% 0% 1% 1% 2% 

tgagt1 TERMOSELVA 76% 68% 58% 68% 71% 

tgagt2 TERMOSELVA 69% 58% 49% 63% 65% 

tgmala EEPSA 0% 0% 0% 0% 0% 

tg4mal EEPSA 45% 37% 18% 37% 39% 

tg4m_i EEPSA 17% 12% 6% 13% 13% 

tvtrup EGENOR 0% 0% 0% 0% 0% 

shoge SHOUGESA 6% 1% 2% 4% 5% 

shoged SHOUGESA 6% 3% 3% 6% 6% 

cnp-s PACASMAYO 7% 4% 4% 7% 6% 

cnp-m PACASMAYO 6% 3% 3% 6% 6% 

d2verd EEPSA 0% 0% 0% 0% 0% 

tumnu1 ELECTROPERU 23% 17% 7% 17% 17% 

tumnu2 ELECTROPERU 21% 16% 6% 15% 16% 

dol1-7 EGEMSA 0% 0% 0% 1% 1% 

tapara SAN GABAN 0% 0% 0% 1% 1% 

bellav SAN GABAN 0% 0% 0% 1% 1% 

tintay SAN GABAN 0% 0% 2% 2% 3% 

chil-2 EGASA 0% 0% 0% 0% 1% 

chil-3 EGASA 0% 0% 0% 1% 1% 

chilcc EGASA 0% 0% 0% 0% 1% 

chilmd EGASA 19% 14% 6% 14% 15% 

calamd EGESUR 27% 19% 8% 19% 20% 

moll-1 EGASA 14% 7% 5% 8% 8% 

moll-2 EGASA 0% 0% 1% 1% 1% 

ilotv2 ENERSUR 74% 75% 77% 81% 82% 

ilotv3 ENERSUR 10% 9% 5% 9% 10% 

ilotv4 ENERSUR 30% 22% 9% 23% 25% 

ilogd ENERSUR 1% 1% 2% 4% 4% 

ilotg1 ENERSUR 0% 0% 0% 0% 0% 

ilotg2 ENERSUR 1% 1% 2% 3% 3% 

iltvc1 ENERSUR 56% 43% 34% 48% 49% 

moqgd EGESUR 1% 1% 2% 3% 4% 

sanraf SAN GABAN 0% 0% 0% 0% 0% 

caelp1 NUEVO-INVER 0% 0% 0% 0% 78% 

puca-v ELECTROUCAYALI 0% 0% 0% 0% 0% 

puca-d ELECTROUCAYALI 0% 0% 0% 0% 0% 

puca-w ELECTROUCAYALI 9% 6% 4% 7% 7% 

tgnve3 ETEVENSA 0% 86% 76% 83% 87% 

tgnve4 ETEVENSA 0% 71% 66% 74% 81% 
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CUADRO Nº4.21 

INGRESO GARANTIZADO POR POTENCIA FIRME (Miles US$) 
DE CENTRALES HIDRÁULICAS 

Central Propietario tipo 2003 2004 2005 2006 

Cahua CAHUA h 1,476.5 1,307.4 1,116.8 1,080.3 

Cañon del Pato EGENOR h 8,695.1 7,699.2 6,576.5 6,362.0 

Carhuaquero EGENOR h 2,755.0 2,439.4 2,083.7 2,015.7 

Yaupi ELECTROANDES h 4,103.7 3,633.7 3,103.8 3,002.6 

Oroya ELECTROANDES h 377.7 334.5 285.7 276.4 

Pachachaca ELECTROANDES h 534.0 472.8 403.9 390.7 

Gallito Ciego PACASMAYO h 871.5 771.7 659.2 637.7 

Pariac CAHUA h 138.2 122.4 104.5 101.1 

Yuncan YUNCAN h O.O 1,796.4 3,290.2 3,182.9 

Charcani + Aricota EGASA-EGESUR h 7,376.1 6,531.3 5,578.9 5,396.9 

San Gaban SAN GABAN h 4,387.6 3,885.0 3,318.5 3,210.3 

Machupicchu EGEMSA h 3,116.8 2,759.8 2,357.4 2,280.5 

Huanchor HUANCHOR h 619.0 548.1 468.2 452.9 

Poechos POECHOS h O.O 340.8 291.1 281.6 

Huinco EDEGEL h 10,407.7 9,215.7 7,871.8 7,615.1 

Matucana EDEGEL h 5,336.7 4,725.5 4,036.4 3,904.8 

Callahuanca EDEGEL h 3,101.7 2,746.4 2,345.9 2,269.4 

Moyopampa EDEGEL h 2,741.3 2,427.3 2,073.3 2,005.7 

Huampani EDEGEL h 1,334.9 1,182.0 1,009.6 976.7 

Yanango EDEGEL h 796.1 704.9 602.1 582.5 

Chimay EDEGEL h 5,949.8 5,268.3 4,500.1 4,353.3 

Malpaso ELECTROANDES h 2,014.9 1,784.1 1,523.9 1,474.2 

Mantaro ELECTROPERU h 25,845.7 22,885.4 19,548.2 18,910.7 

Restitución ELECTROPERU h 8,578.4 7,595.9 6,488.2 6,276.6 

Sub Total Hidráulico 100,558 91,178 79,638 77,041 

2007 

1,097.6 

6,463.6 

2,047.9 

3,050.5 

280.8 

397.0 

647.9 

102.7 

3,233.7 

5,483.1 

3,261.5 

2,316.9 

460.1 

286.1 

7,736.7 

3,967.1 

2,305.6 

2,037.7 

992.3 

591.8 

4,422.8 

1,497.8 

19,212.5 

6,376.8 
78,271 
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CUADRO N
º 

4.22 

INGRESO GARANTIZADO POR POTENCIA FIRME (Miles US$) 

DE CENTRALES TÉRMICAS 

Propietario tiDO 2003 2004 2005 2006 
EGENOR t 117.4 69.5 227.9 607.7 
EGENOR t 98.9 18.6 464.6 1,755.3 
EGENOR t 132.8 66.6 317.5 582.3 
EDEGEL t 1,561.0 1,164.4 2,761.4 3,290.7 
EDEGEL t o.o o.o 117.4 865.5 
EGENOR t 1,052.3 931.8 795.9 770.0 
EGENOR t 961.3 851.2 727.1 703.4 
EGENOR t 418.7 370.7 316.7 306.3 
EGENOR t 339.5 300.6 256.7 248.4 

ETEVENSA t 6,936.4 4,237.7 o.o o.o

ETEVENSA t 6,784.3 4,144.7 o.o o.o

EDEGEL t 5,196.0 4,600.9 3,930.0 3,801.8 
TERMOS EL VA t 2,503.3 2,216.6 1,893.4 1,831.6 
TERMOS EL VA t 2,512.9 2,225.1 1,900.6 1,838.7 

EEPSA t o.o o.o 26.3 525.4 
EEPSA t 3,088.1 2,734.4 2,335.7 2,259.5 
EEPSA t 567.3 502.3 429.1 415.1 

EGENOR t o.o o.o 64.5 324.8 
SHOUGESA t 3,333.6 2,951.8 2,521.4 2,439.1 
SHOUGESA t 61.0 54.0 46.1 44.6 

PACASMAYO t 895.5 793.0 677.3 655.3 
PACASMAYO t 62.6 55.4 47.3 45.8 

EEPSA t o.o o.o 4.4 22.2 
ELECTROPERU t 317.0 280.7 239.8 231.9 
ELECTROPERU t 320.5 283.8 242.4 234.5 

EGEMSA t 449.1 304.6 339.9 328.8 
SAN GABAN t 188.6 139.4 155.6 150.5 
SAN GABAN t 199.1 147.1 164.2 158.8 
SAN GABAN t 662.7 586.8 501.2 484.9 

EGASA t 228.7 185.9 207.4 200.6 
EGASA t 384.7 263.3 290.9 281.4 
EGASA t 662.9 500.8 558.8 540.6 
EGASA t 403.7 357.5 305.3 295.4 

EGESUR t 963.6 853.2 728.8 705.0 
EGASA t 1,192.1 1,055.5 901.6 872.2 
EGASA t 2,723.1 2,300.7 2,059.6 1,992.4 

ENERSUR t 883.6 782.4 668.3 646.5 
ENERSUR t 2,026.1 1,794.1 1,532.5 1,482.5 
ENERSUR t 2,616.5 2,316.8 1,978.9 1,914.4 
ENERSUR t 121.9 107.9 92.2 89.2 
ENERSUR t 1,046.1 851.7 1,014.0 980.9 
ENERSUR t 1,348.2 1,193.8 1,019.7 986.5 
ENERSUR t 5,389.1 4,771.8 4,076.0 3,943.1 
EGESUR t 30.5 27.0 23.0 22.3 

SAN GABAN t o.o o.o 28.1 113.9 
NUEVO-INVER t o.o o.o o.o o.o

ELECTROUCA YALI t o.o o.o 73.7 335.7 
ELECTROUCAYALI t 23.5 11.8 71.0 103.1 
ELECTROUCAYALI t 768.3 680.3 581.1 562.1 

ETEVENSA t o.o 1,898.5 5,230.3 5,059.8 
ETEVENSA t o.o 1,908.9 5,259.1 5,087.6 

102 

2007 
617.4 

1,749.0 
591.6 

3,343.3 
696.2 

782.3 

714.6 
311.2 

252.3 

o.o

o.o

3,862.5 
1,860.9 

1,868.0 
603.3 

2,295.6 
421.7 

252.8 
2,478.1 

45.3 
665.7 

46.5 
15.7 

235.6 

238.2 
334.1 

152.9 
161.4 

492.6 
203.8 
285.9 
549.2 

300.1 
716.3 

886.1 

2,024.2 

656.8 
1,506.1 

1,945.0 
90.6 

996.5 

1,002.2 
4,006.0 

22.6 

92.2 
4,100.6 

262.6 
104.7 

571.1 

5,140.5 

5,168.8 
Sub Total Térmico 59,572.5 51,893.6 48,204.7 51,138.1 55,720.7 

!Total !MIies US$ l 160,130.9! 143,071.6! 127,842.6! 128,178.7! 133,991.2!
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CUADRO Nº 4.23 

INGRESO ADICIONAL POR POTENCIA GENERADA (Miles US$) 

DE CENTRALES HIDRÁULICAS 

Central Propietario tipo 2003 2004 2005 2006 2007 

Cahua CAHUA h o.o 310.4 608.7 687.6 681.4 
Cañon del Pato EGENOR h O.O 1,558.6 3,089.9 3,477.4 3,457.8
Carhuaquero EGENOR h o.o 522.2 1,031.8 1,161.2 1,162.5 
Yaupi ELECTROANDES h o.o 797.5 1,587.6 1,787.0 1,768.4 
Oroya ELECTROANDES h o.o 54.7 107.6 122.0 120.9 
Pachachaca ELECTROANDES h O.O 78.1 155.4 175,0 173.1 

Gallito Ciego PACASMAYO h o.o 151.4 287.6 323.5 327.7 
Pariac CAHUA h o.o 28.4 56.3 63.5 62.8 

Yuncan YUNCAN h o.o 715.9 1,959.1 2,205.3 2,182.4 

Charcani + Aricota EGASA-EGESUR h O.O 1,227.3 2,443.3 2,750.2 2,721.7

San Gaban SAN GABAN h o.o 674.4 1,342.6 1,511.3 1,495.6 

Machupicchu EGEMSA h o.o 679.4 1,352.6 1,522.0 1,506.3 

Huanchor HUANCHOR h O.O 138.3 272.9 308.6 305.0 

Poechos POECHOS h o.o 64.8 129.0 145.2 143.7 

Huinco EDEGEL h o.o 1,952.6 3,887.1 4,375.7 4,330.2

Matucana EDEGEL h O.O 660.5 1,295.9 1,470.8 1,459.1 

Callahuanca EDEGEL h o.o 545.9 1,081.5 1,221.5 1,208.7 

Moyopampa EDEGEL h o.o 518.9 1,032.9 1,162.9 1,150.8 

Huampani EDEGEL h o.o 197.6 393.2 442.9 438.2 

Yanango EDEGEL h o.o 186.8 368.9 417.1 413.8 

Chimay EDEGEL h o.o 1,142.5 2,274.4 2,560.2 2,533.7

Malpaso ELECTROANDES h O.O 348.0 681.2 791.7 787.4 

Mantaro ELECTROPERU h o.o 4,641.9 9,224.1 10,492.4 10,458.1

Restitución ELECTROPERU h O.O 1,540.7 3,061.6 3,482.5 3,471.1

Sub Total Hidráulico o 18,737 37,725 42,658 42,360 
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CUADRO N
º 

4.24 

INGRESO ADICIONAL POR POTENCIA GENERADA (Miles US$) 

DE CENTRALES TÉRMICAS 

Central 
truji 
chimbo 
tgpiur 
rosanu 
rosavi 
piu-d2 
chic-d 
dsulla 
dpaita 
tgven3 
tgven4 
tg-wes 
tgagt1 
tgagt2 
tgmala 
tg4mal 
tg4m_i 
Mrup 
shoge 
shoged 
cnp-s 
cnp-m 
d2verd 
tumnu1 
tumnu2 
dol1-7 
tapara 
bellav 
tintay 
chil-2 
chil-3 
chilcc 
chilmd 
calamd 
moll-1 
moll-2 
ilotv2 
ilotv3 
ilotv4 
ilogd 
ilotg1 
ilotg2 
iltvc1 
moqgd 
sanraf 
caelp1 
puca-v 
puca-d 
puca-w 
tgnve3 
tgnve4 
Sub Total Térmico 

!Total

Propietario 
EGENOR 
EGENOR 
EGENOR 
EDEGEL 
EDEGEL 
EGENOR 
EGENOR 
EGENOR 
EGENOR 

ETEVENSA 
ETEVENSA 

EDEGEL 
TERMOSELVA 
TERMOSELVA 

EEPSA 
EEPSA 
EEPSA 

EGENOR 
SHOUGESA 
SHOUGESA 

PACASMAYO 
PACASMAYO 

EEPSA 
ELECTROPERU 
ELECTROPERU 

EGEMSA 
SAN GABAN 
SAN GABAN 
SAN GABAN 

EGASA 
EGASA 
EGASA 
EGASA 

EGESUR 
EGASA 
EGASA 

ENERSUR 
ENERSUR 
ENERSUR 
ENERSUR 
ENERSUR 
ENERSUR 
ENERSUR 
EGESUR 

SANGABAN 
NUEVO-INVER 

ELECTROUCAYALI 
ELECTROUCAYALI 
ELECTROUCAYALI 

ETEVENSA 
ETEVENSA 

!Miles US$

tipo 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 
t 

2003 2004 2005 2006 2007 
o.o o.o o.o o.o o.o

o.o o.o o.o o.o o.o

o.o o.o o.o o.o o.o

o.o o.o o.o o.o o.o

o.o o.o o.o o.o o.o

o.o 9.4 23.4 43.0 42.7 
o.o 7.4 15.5 34.5 35.8 
o.o 1.2 4.9 10.7 11.9 
o.o 0.7 3.3 8.5 8.3 
o.o 17.2 o.o o.o o.o

o.o 32.4 o.o o.o o.o

o.o o.o 20.9 25.9 31.9 
o.o 391.7 931.6 1,074.3 1,063.8 
o.o 354.7 869.3 1,075.4 1,066.7 
o.o o.o o.o o.o o.o

o.o 343.6 255.8 876.7 948.5 
o.o 16.5 19.6 43.5 42.1 
o.o o.o o.o o.o o.o

o.o 9.2 42.4 86.3 95.1 
o.o 0.5 1.2 2.5 2.4 
o.o 9.0 20.9 42.2 38.8 
o.o 0.6 1.3 2.5 2.5 
o.o o.o o.o o.o o.o

o.o 13.0 11.5 30.6 31.9 
o.o 12.0 11.6 28.4 30.7 
o.o o.o 0.9 1.7 1.8 
o.o o.o o.o 0.5 0.7 
o.o o.o o.o 0.8 0.7 
o.o 0.9 5.6 10.6 11.6 
o.o o.o o.o 0.7 0.8 
o.o o.o 0.8 1.4 1.7 
o.o o.o o.o 1.8 2.2 
o.o 13.8 14.0 33.1 35.0 
o.o 49.3 41.2 99.9 120.6 
o.o 18.3 31.2 60.2 59.3 
o.o o.o 5.7 10.3 12.7 
o.o 153.8 306.2 344.7 341.1 
o.o 42.9 58.8 111.4 111.6 
o.o 178.6 116.0 406.1 484.6 
o.o 0.3 1.4 3.0 3.4 
o.o o.o o.o 3.2 2.3 
o.o 2.2 12.3 24.1 24.2 
o.o 624.3 1,074.3 2,004.5 2,009.7 
o.o 0.1 0.3 0.7 0.8 
o.o o.o o.o o.o o.o

o.o o.o o.o o.o 2,672.1
o.o o.o o.o o.o o.o

o.o o.o o.o o.o o.o

o.o 10.0 18.9 38.6 36.4 
o.o 584.5 2,515.7 2,833.6 2,804.6 
o.o 566.4 2,573.6 2,901.1 2,873.4 
o.o 3,464.5 9,010.1 12,277.0 15,064.4

0.0122,201.3! 46,735.3! 54,934.5! 57,424.8! 
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CONCLUSIONES 

1. Con la incorporación de dos subrutinas al modelo juntar, el cual simula la

operación del sistema a mínimo costo, nos permite proyectar los ingresos

garantizados por potencia firme e ingresos adicionales por potencia

generada de todas las unidades de generación del sistema, para cada

mes del horizonte de estudio, cumpliendo con el objetivo general del

presente informe.

2. Con la incorporación de las subrutinas, el modelo mejorado permite dar

señales económicas del mediano y largo plazo, solventando los

requerimientos de las empresas generadoras de contar con un modelo

matemático que proyecte los ingresos, comportándose como una

herramienta de gestión para dichas empresas.

3. El modelo mejorado es ilustrativo, puesto que con esta herramienta se

puede comprender mejor la retribución por potencia, es decir, explica la
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tendencia de la variable relevante ingreso por potencia y su impacto en el 

desempeño de las generadoras. 

4. El tiempo de maquina utilizado por el modelo JUNIN (Junred + Juntar

mejorado) es aproximadamente de 8 minutos por caso, permitiendo una

mayor disponibilidad de tiempo para los ingenieros analistas.

5. Los encargados del proceso de toma de decisiones, tendrán un

instrumento adicional valioso, que les permite apreciar el riesgo de la

inversión propuesta; así como los probables resultados esperados. La

decisión final queda mas a juicio del empresario.

6. Debido a su fácil ejecución y a sus bondades en los resultados, el

modelo mejorado es utilizando actualmente por varias empresas del

sector. Asimismo los resultados de este modelo ha permitido entregar a

las autoridades algunos desajustes que se vienen en el corto plazo.

OBSERVACIONES 

• El presente informe comienza, con una justificación al pago por potencia.

Se observa que, en un mercado ideal debería producirse los incentivos

necesarios para que nuevos generadores inviertan en potencia, sin

embargo, en un mercado real éstos tienden a la subinversión. En

consecuencia, para poder atraer y asegurar nueva capacidad instalada,

es necesario incluir el pago por potencia.
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• Del marco legal y de los resultados del caso practico se puede decir el

método empleado para establecer los Ingresos Garantizados por

Potencia Firme, consiste en remunerar la potencia necesaria, para así

conseguir el nivel de suficiencia deseado, es decir la cantidad de

instalaciones y recursos suficientes para abastecer la máxima demanda.

Este concepto, es entendido como la potencia instalada.

• Por otra parte el Ingreso Adicional por Potencia Generada premia a las

unidades que son despachadas para cubrir la demanda horaria, es decir

da incentivos a las unidades de generación más eficientes.

• En mayo del 2004 se empezará aplicar el pago por Ingreso Adicional por

Potencia Generada, y desde ya algunas unidades verían afectadas su

retribución por potencia por realizar la función específica de mantener

una reserva rotante. Como se sabe, las unidades que están regulando

frecuencia, cuando tienen la posibilidad de generar al máximo de su

potencia, son obligadas a dejar de generar para proveer al sistema de la

reserva rotante para la regulación de la frecuencia, por esto dejarían de

percibir parte de los ingresos adicionales por potencia generada. Por

esta razón debería de existir una compensación a estas unidades por

hacer este servicio.



APÉNDICE A 

POTENCIA FIRME DE UNA CENTRAL TÉRMICA E HIDRÁULICA 
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1) Potencia firme de una unidad termica:

De acuerdo con 2.3.2 del Capítulo II la potencia firme de una unidad térmica 

es igual a la potencia efectiva multiplicada por el factor de disponibilidad 

Potencia Firme= Potencia efectiva* (1 - Factor de lndisponibilidad) 

El Factor de lndisponibilidad Fortuita (FIF) 

El Factor de lndisponibilidad 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. 

FIF = HIF / HP * 100% 

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. 

En el siguiente cuadro se muestran los factores de indisponibilidad de las 

centrales térmicas del SINAC 
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INDISPONIBILIDADES FORTUITAS DE LAS UNIDADE S DE GENERACIÓN TERMICAS DEL SINAC 

lndisponibilidad lndisponibilidad 
Empresa Central Unidad Fortuita Empresa Central Unidad Fortuita 

(%) (%) 
TERMOSELVA Aguaytia TG 1 0.07% EGASA Moliendo Mirtess 1 0.04% 

TG2 0.11% Mirtess 2 0.16% 
Asoe. CAHUA- CNP Paeasmayo SULZER 1 0.82% Mirtess 3 0.04% 

SULZER2 0.65% TGM 1 0.00% 
SULZER3 1.37% TGM2 0.00% 
MAN 2.24% Chilina TV2 0.08% 

EDEGEL Santa Rosa BBC-2 0.14% TV3 0.00% 
BBC-3 0.14% Cielo Comb. 0.00% 
BBC-4 0.14% Sulzer 1 0.15% 
UTl-5 0.02% Sulzer 2 0.04% 
UTl-6 0.10% EGEMSA Dolorespata Aleo 1 0.00% 
WTG-7 0.50% Aleo 2 0.00% 

EEPSA Malaeas TG-1 0.00% GM1 0.00% 
TG-2 0.00% GM2 0.00% 
TG-3 0.00% GM3 0.14% 
TG-4 0.40% Sulzer 1 0.00% 

Verdun COOPER8 0.00% Sulzer 2 0.00% 
Verdun ALCO9 0.00% SAN GABAN Tintaya Man 1 0.00% 

EGENOR Chielayo Oeste SULZER 1 0.00% Man 2 0.00% 
SULZER2 0.00% Man 3 0.00% 
GMT0 0.28% Man 4 0.00% 
GMT1 0.21% Man 5 0.00% 
GMT2 0.01% Man 6 0.00% 

Piura GMT1 0.18% Man 7 0.00% 
GMT2 0.07% Man 8 0.00% 
MIRLEES 1 0.00% Bellavista Man 1 0.00% 
MIRLEES 4 0.00% Man 2 0.00% 
MIRLEES 5 0.00% Deutz 2 0.00% 
STORK 0.00% Aleo 0.00% 

MAN 0.02% San Rafael Sulzer 1 0.00% 

TG 0.00% Sulzer 2 0.00% 

Sullana ALCO 1 0.00% Sulzer 3 0.00% 

ALCO2 0.22% Sulzer4 0.00% 

ALCO3 0.00% Sulzer5 0.00% 

ALCO4 0.00% Sulzer6 0.00% 

ALCO5 0.00% Sulzer7 0.00% 

Paila SKODA 1 0.00% Taparaehi Skoda 1 0.00% 

SKODA2 0.00% Skoda 2 0.00% 

SKODA3 0.55% Man 1 0.00% 

EMD1 0.10% Man 3 0.00% 

EMD2 0.14% Man 4 0.00% 

EMD3 0.00% EGESUR Calana Wartsila 1 0.61% 

Chimbote TG 1 0.00% Wartsila 2 0.48% 

TG2 0.02% Wartsila 3 0.06% 

TG3 0.00% Wartsila 4 0.05% 

Trujillo TG4 0.00% Moquegua Grupo 1 1.15% 

Trupal TV 0.00% Grupo 2 0.00% 

ETEVENSA Ventanilla TG-3 0.02% ENERSUR llo 1 TV2 0.00% 

TG-4 0.10% TV3 0.52% 

SHOUGESA San Nieolas TV-1 0.00% TV4 0.06% 

TV-2 0.00% TG 1 0.00% 

TV-3 0.32% TG2 0.00% 

Cummins 2.31% Catkato 0.13% 

ELECTROPERU Tumbes Nueva Mak 1 0.62% llo 2 TV1 1.36% 

Mak2 0.63% 
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POTENCIA EFECTIVA Y FIRME DE LAS UNIDADES DE GENERACIÓN TERMICAS DEL SINAC 

Pot. Efectiva Potencia Pot. Efectiva Potencia 
Empresa Central Unidad Firme Empresa Central Unidad Firme 

MW MW MW MW 

TERMOSELVA Aguaytla TG 1 78.16 78.10 EGASA Mollendo Mirless 1 10.37 10.36 
TG2 78.46 78.37 Mirless 2 10.50 10.49 

Asoc. CAHUA- CNP Pacas mayo SULZER 1 7.92 7.86 Mirless 3 10.45 10.45 
SULZER2 7.63 7.58 TGM 1 35.87 35.87 
SULZER 3 7.37 7.27 TGM2 35.67 35.67 
MAN 1.59 1.55 Chilina TV2 7.16 7.15 

EDEGEL Santa Rosa BBC-2 10.77 10.75 TV3 10.08 10.08 
BBC-3 8.84 8.83 Ciclo Comb. 19.36 19.36 
BBC-4 16.43 16.41 Sulzer 1 5.30 5.29 
UTl-5 53.60 53.59 Sulzer2 5.26 5.26 
UTl-6 52.06 52.01 EGEMSA Dolorespata Aleo 1 1.71 1.71 
WTG-7 121.96 121.36 Aleo 2 1.74 1.74 

EEPSA Malacas TG-1 14.85 14.85 GM 1 1.79 1.79 
TG-2 14.97 14.97 GM2 1.86 1.86 
TG-3 14.55 14.55 GM3 1.75 1.75 
TG-4 97.28 96.89 Sulzer 1 0.82 0.82 

Verdun COOPER8 Sulzer 2 2.09 2.09 
Verdun ALCO9 1.00 1.00 SAN GABAN Tintaya Man 1 2.18 2.18 

EGENOR Chiclayo Oesti SULZER 1 5.70 5.70 Man2 2.17 2.17 
SULZER 2 6.27 6.27 Man 3 2.19 2.19 
GMT0 4.52 4.51 Man4 2.16 2.16 
GMT1 4.33 4.32 Man5 2.16 2.16 
GMT2 4.54 4.54 Man 6 2.23 2 .23 

Piura GMT1 4.73 4.72 Man 7 2.20 2.20 
GMT2 4.63 4.62 Man8 2.15 2.15 
MIRLEES 1 1.23 1.23 Bellavista Man 1 1.75 1.75 
MIRLEES4 1.95 1.95 Man 2 1.81 1.81 
MIRLEES5 1.94 1.94 Deutz2 0.31 0.31 
STORK 5.64 5.64 Aleo 1.82 1.82 
MAN 7.73 7.72 San Rafael Sulzer 1 0.52 0.52 
TG 21.11 21.11 Sulzer 2 0.56 0.56 

Sullana ALCO1 2.26 2.26 Sulzer3 0.51 0.51 
ALCO2 2.52 2.52 Sulzer4 0.89 0.89 
ALCO3 2.24 2.24 Sulzer5 0.86 0.86 
ALCO4 2.08 2.08 Sulzer6 0.81 0.81 
ALCO5 1.99 1.99 Sulzer7 0.80 0.80 

Paila SKODA 1 0.90 0.90 Taparachi Skoda 1 0.35 0.35 
SKODA2 0.89 0.89 Skoda 2 0.70 0.70 
SKODA3 0.90 0.89 Man 1 0.80 0.80 
EMD1 2.08 2.08 Man3 1.73 1.73 
EMD2 2.09 2.09 Man 4 1.76 1.76 
EMD3 2.17 2.17 EGESUR Calana Wartsila 1 6.27 6.23 

Chimbote TG 1 22.42 22.42 Wartsila 2 6.28 6.25 
TG2 22.84 22.83 Wartsila 3 6.43 6.42 
TG3 22.20 22.20 Wartsila 4 6.37 6.36 

Trujillo TG4 21.72 21.72 Moquegua Grupo 1 0.41 0.41 
Trupal TV 13.86 13.86 Grupo 2 0.42 0.42 

ETEVENSA Ventanilla TG-3 164.14 164.11 ENERSUR llo 1 TV2 23.22 23.22 
TG-4 160.52 160.36 TV3 53.23 52.95 

SHOUGESA San Nicolas TV-1 19.52 19.52 TV4 68.66 68.62 
TV-2 19.51 19.51 TG 1 35.22 35.22 
TV-3 26.53 26.45 TG2 35.36 35.36 
Cummins 1.24 1.21 Catkato 3.25 3.24 

ELECTROPERU Tumbes Nuev� Mak 1 9.10 9.04 "º 2 TV1 141.47 139.53 
Mak2 9.24 9.18 
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11) Potencia firme de una central hidráulica con embalse de

regulación estacional y horario/diario 

Como ejemplo ilustrativo calcularemos la potencia firme de una Central 

Hidráulica con embalse estacional y horario. 

De acuerdo con 2.3.2 del Capítulo II la potencia firme de una central 

hidráulica es igual a la potencia garantizada multiplicada por el factor de 

presencia. 

• En el Gráfico A 1 se muestra el diagrama topológico de esta central

• En el cuadro A1, se muestra la estadística de los caudales

naturales mensuales afluentes al embalse estacional, desde 1965

al año 2000

• En el cuadro A2, se ordena de mayor a menor los caudales

naturales mensuales afluentes al embalse estacional A 1.

• En el cuadro A3, se muestra la estadística de los caudales

naturales mensuales de escorrentía (caudales no controlables),

desde 1965 al año 2000 y

• En el cuadro A4 se ordenan de mayor a menor los caudales

naturales de escorrentía A3.

Se calcula por interpolación los caudales naturales al 95% de excedencia 

(Es decir, es el valor que indica en qué porcentaje los datos históricos 

registrados son iguales o mayores al que corresponde a dicho valor.) 
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Maximizando la generación anual de la central hidráulica 

Con los caudales naturales de embalse y escorrentía al 95% de excedencia 

mensual (Cuadros A2 y A4) se procede a operar el embalse estacional de 

manera que la operación sea óptima de la central, maximizando la 

generación anual de la central hidráulica, considerando asimismo: 

• Volumen inicial del embalse estacional: Este volumen corresponde

al promedio de los últimos 10 años de la estadística.

• Volumen final del embalse estacional: El volumen a considerar es

el mínimo de los 10 últimos años de la estadística.

• Restricciones operativas de los embalses (riego, agua potable, etc)

En el cuadro A5 se muestra el programa de descarga del embalse estacional 

Datos de la central Hidráulica con embalse estacional y horario: 

Potencia Efectiva MW 130 Pefec 

Rendimiento kWh/m 32.41 R 

Horas de Regulación/día Horas 7 HR 

Días totales del periodo de evaluación Días 183 N 

Horas de Regulación Horas 1281 HR*N 

Horas totales del periodo de evaluación Horas 4392 HTPE 

Energía Máxima GWh 166.5 Pefec*HR*N

Volumen Util del Reservorio diario Mio m3 0.06 Vres 

Energía Util del Reservorio diario GWh 26.43 R*Vres*N 

Caudal Máximo m3/seg 15.00 Q 



Energía Máxima Generable: 

EMGi <= Potencia efectiva * (Ni - Mi) 

Donde: 

Ni: Número de horas del mes i. 
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Mi: Número de horas de mantenimiento programado de la central durante el 

mes i 

Energía garantizada (EGi): Energía garantizada por la central, para cada 

uno de los 12 meses i del año considerado, en función de los volúmenes 

descargados totales (VDTi), los volúmenes de aporte intermedio (Vi) y la 

energía máxima generable (EMGi): 

EGi = Min {[R * (VDTi + Vi )],[EMGi]} 

Donde: 

R: Rendimiento (MWh/m3). 

Vi: Volumen total de agua correspondientes a los caudales naturales de 

aporte intermedio. 

VDTi: Volúmenes descargados totales de todos los embalses estaciónales. 

La Energía Garantizada por la central (EG) en el período de evaluación (6 

meses más críticos de la oferta hidrológica) será igual a la suma de las 

energías garantizadas de los meses que conforman dicho período : 



EG = I: EGi 
i<T 

Donde: 

T: Período de evaluación 
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Energía y potencia garantizada por los reservorios con capacidad de 

regulación horaria 

a) Energía Garantizada por los Reservorios Estacionales con capacidad de

Regulación Horaria durante el período de evaluación (EGRE): 

EGRE = Min { [ R * r VDi ], [Potencia efectiva* HR * N]} 

Donde: 

VDi : Volumen Descargado en el mes por el reservorio estacional con 

capacidad de Regulación Horaria. 

HR: Horas de Regulación. 

N: Número de días del período de evaluación (6 meses de estiaje: junio -

noviembre) 

b) Energía Garantizada por los Reservorios Horarios con capacidad de

Regulación Horaria durante el período de evaluación (EGRH): 

EGRH = Min {[ R * V res* N ], [ R * r VDfhr], [ Potencia efectiva* HR * N]} 

Donde: 
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Vres : Volumen útil total del reservorio horario Vres = Vmáx - Vmín. 

Vfhr: Volumen total de agua que fluye hacia el reservorio horario en las 

horas fuera de regulación del período de evaluación. Lo determinan los 

caudales naturales afluentes de la cuenca intermedia más las descargas de 

los reservorios 

estacionales sin capacidad de regulación horaria. 

c) Energía Garantizada por los Reservorios con capacidad de Regulación

Horaria (EGR), en el período de evaluación: 

EGR = Min {[EGRE + EGRH], [Potencia efectiva* HR * N]} 

d) Potencia Garantizada por los Reservorios con capacidad de Regulación

Horaria (PGR), en el período de evaluación: 

PGR = EGR / HR * N 

Energía de pasada y potencia garantizada como central de pasada 

a. Energía de Pasada de la unidad de generación en el período de

evaluación (EGCP): 

EGCP = EG - EGRE 

Donde: 

EG: Energía garantizada por la central en el período de evaluación. 
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b. Potencia Garantizada como Central de Pasada (PGCP) :

PGCP = EGCPhr / HTPhr 

Donde: 

EGCPhr: Energía de pasada durante las horas de regulación (EGCP*HR/24) 

HTPhr : Horas totales del periodo de regulación (N*HR) 

Potencia garantizada y potencia firme de las centrales hidráulicas 

a. Potencia garantizada de la unidad (PG).

PG = Min {[ PGR + PGCP], [ Potencia efectiva]} 

b. Potencia firme de las centrales hidráulicas (PFH).

PF = PG * FP 

Donde: 

FP: Factor de presencia 

En el Cuadro Nº A6 se presenta los resultados de la potencia firme. 
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CUADRO N
º 

A1 

AÑO ENE FEB MAR ABR MAY JUN JUL AGO SET OCT NOV DIC 

1965 1.77 4.75 4.23 1.87 1.44 0.91 0.91 0.61 0.63 0.85 1.06 1.42 

1966 2.96 5.30 6.70 3.10 0.90 0.70 0.80 0.90 1.00 3.70 2.50 5.90 

1967 5.40 9.80 6.52 4.90 1.40 0.60 0.60 0.50 0.60 2.80 1.50 1.70 

1968 3.70 4.40 4.90 2.40 1.10 0.70 0.50 0.40 0.60 1.30 3.80 3.20 

1969 1.70 3.60 6.10 5.60 2.10 1.10 0.90 0.70 0.90 1.10 1.50 5.40 

1970 7.90 4.30 3.10 3.10 1.60 0.50 0.40 0.40 0.90 1.00 0.80 3.50 

1971 4.60 5.40 5.40 3.50 0.80 0.50 0.30 0.40 0.40 0.60 0.60 3.50 

1972 4.40 2.90 8.43 5.20 1.83 1.06 0.86 0.30 0.50 0.70 0.80 2.27 

1973 5.35 5.92 5.82 4.13 1.37 0.75 0.61 0.56 0.60 0.90 1.25 2.91 

1974 4.39 5.42 4.99 3.02 1.17 0.84 0.63 0.61 0.62 0.75 0.86 1.40 

1975 3.15 3.36 6.60 3.50 2.58 1.27 0.98 0.91 1.20 1.26 1.49 2.48 

1976 5.91 8.80 7.97 3.53 1.46 0.99 0.75 0.73 0.87 1.00 0.98 1.45 

1977 2.21 5.95 7.05 2.36 1.69 0.86 0.77 0.78 0.84 0.86 3.95 3.26 

1978 4.92 9.57 4.33 2.18 1.12 0.88 0.81 0.74 0.83 1.03 1.49 2.71 

1979 1.85 9.43 10.13 4.11 1.44 0.96 0.84 0.82 0.86 0.91 1.07 1.19 

1980 4.37 3.87 4.81 2.70 1.11 0.93 0.82 0.78 0.66 1.78 2.56 3.58 

1981 4.42 7.15 6.13 3.15 1.02 0.74 0.68 0.65 0.64 0.88 1.75 2.99 

1982 3.78 7.30 3.47 0.73 0.63 0.60 0.59 0.58 0.68 1.02 1.84 1.84 

1983 2.07 1.90 2.96 3.59 1.97 1.32 0.95 0.92 0.60 0.60 0.61 0.96 

1984 1.00 7.12 6.36 4.67 2.33 1.23 0.89 0.82 0.81 0.75 1.91 4.36 

1985 3.62 4.61 5.61 4.86 1.98 1.21 0.78 0.67 0.79 0.73 1.01 2.16 

1986 5.42 5.88 5.66 4.58 2.26 0.91 0.76 0.64 0.88 0.71 2.36 1.72 

1987 2.31 4.42 3.42 1.78 1.53 0.67 0.61 0.59 0.59 0.63 1.02 2.69 

1988 3.73 4.52 3.71 4.60 1.81 1.18 0.93 0.90 0.91 0.99 1.10 1.90 

1989 4.84 6.95 7.02 4.67 2.15 1.41 1.00 0.85 0.85 1.09 1.15 1.11 

1990 2.99 2.04 1.77 1.45 1.20 0.98 0.75 0.67 0.67 1.15 2.04 2.36 

1991 2.35 2.84 6.32 2.72 1.84 1.21 0.89 0.76 0.82 0.86 1.00 1.14 

1992 1.95 1.52 2.42 1.77 1.19 0.95 0.77 0.70 0.78 1.02 0.98 1.16 

1993 3.08 5.15 5.70 3.08 2.01 1.23 0.92 0.79 0.80 1.13 2.98 5.24 

1994 5.79 7.95 7.59 5.63 2.90 1.76 1.22 0.95 0.99 1.01 1.36 1.64 

1995 2.09 2.04 2.90 0.96 0.16 0.16 0.72 0.45 0.50 0.60 0.83 1.02 

1996 2.80 3.93 2.82 2.09 1.95 1.38 1.11 0.43 .0.49 0.48 0.79 1.15 

1997 2.71 3.93 1.06 0.05 0.80 0.50 0.30 0.30 0.40 0.54 1.03 2.14 

1998 3.86 3.28 2.91 1.17 0.80 0.50 0.30 0.03 0.08 0.54 0.63 1.16 

1999 1.45 5.29 3.52 2.30 0.65 0.23 0.30 0.30 0.40 0.24 0.56 ·2.86 

2000 4.36 4.58 5.28 1.60 0.23 0.50 0.30 0.30 0.40 1.34 0.27 2.38 

Promedio 3.59 5.14 5.10 3.07 1.46 0.89 0.73 0.62 0.70 1.02 1.43 2.44 

Máximo 7.90 9.80 10.13 5.63 2.90 1.76 1.22 0.95 1.20 3.70 3.95 5.90 

Mínimo 1.00 1.52 1.06 0.05 0.16 0.16 0.30 0.03 0.08 0.24 0.27 0.96 



CUADRO N
º 

A2 
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ANO ENE FEB MAR ABR MAY JUN JUL AGO SET OCT NOV DIC 

3% 7,90 9.80 10.13 5.63 2.90 1.76 1.22 0.95 1.20 3.70 3.95 5.90 
6% 5.91 9.57 8.43 5.60 2.58 1.41 1.11 0.92 1.00 2.80 3.80 5.40 
8% 5.79 9.43 7.97 5.20 2.33 1.38 1.00 0.91 0.99 1.78 2.98 5.24 

11% 5.42 8.80 7.59 4.90 2.26 1.32 0.98 0.90 0.91 1.34 2.56 4.36 
14% 5.40 7.95 7.05 4.86 2.15 1.27 0.95 0.90 0.90 1.30 2.50 3.58 
17% 5.35 7.30 7.02 4.67 2.10 1.23 0.93 0.85 0.90 1.26 2.36 3.50 
19% 4.92 7.15 6.70 4.67 2.01 1.23 0.92 0.82 0.88 1.15 2.04 3.50 
22% 4.84 7.12 6.60 4.60 1.98 1.21 0.91 0.82 0.87 1.13 1.91 3.26 
25% 4.60 6.95 6.52 4.58 1.97 1.21 0.90 0.79 0.86 1.10 1.84 3.20 
28% 4.42 5.95 6.36 4.13 1.95 1.18 0.89 0.78 0.85 1.09 1.75 2.99 
31% 4.40 5.92 6.32 4.11 1.84 1.10 0.89 0.78 0.84 1.03 1.50 2.91 
33% 4.39 5.88 6.13 3.59 1.83 1.06 0.86 0.76 0.83 1.02 1.50 2.86 
36% 4.37 5.42 6.10 3.53 1.81 0.99 0.84 0.74 0.82 1.02 1.49 2.71 
39% 4.36 5.40 5.82 3.50 1.69 0.98 0.82 0.73 0.81 1.01 1.49 2.69 
42% 3.86 5.30 5.70 3.50 1.60 0.96 0.81 0.70 0.80 1.00 1.36 2.48 
44% 3.78 5.29 5.66 3.15 1.53 0.95 0.80 0.70 0.79 1.00 1.25 2.38 
47% 3.73 5.15 5.61 3.10 1.46 0.93 0.78 0.67 0.78 0.99 1.15 2.36 
50% 3.70 4.75 5.40 3.10 1.44 0.91 0.77 0.67 0.68 0.91 1.10 2.27 
53% 3.62 4.61 5.28 3.08 1.44 0.91 0.77 0.65 0.67 0.90 1.07 2.16 
56% 3.15 4.58 4.99 3.02 1.40 0.88 0.76 0.64 0.66 0.88 1.06 2.14 
58% 3.08 4.52 4.90 2.72 1.37 0.86 0.75 0.61 0.64 0.86 1.03 1.90 
61% 2.99 4.42 4.81 2.70 1.20 0.84 0.75 0.61 0.63 0.86 1.02 1.84 
64% 2.96 4.40 4.33 2.40 1.19 0.75 0.72 0.59 0.62 0.85 1.01 1.72 
67% 2.80 4.30 4.23 2.36 1.17 0.74 0.68 0.58 0.60 0.75 1.00 1.70 
69% 2.71 3.93 3.71 2.30 1.12 0.70 0.63 0.56 0.60 0.75 0.98 1.64 
72% 2.35 3.93 3.52 2.18 1.11 0.70 0.61 o.so 0.60 0.73 0.98 1.45 
75% 2.31 3.87 3.47 2.09 1.10 0.67 0.61 0.45 0.60 0.71 0.86 1.42 
78% 2.21 3.60 3.42 1.87 1.02 0.60 0.60 0.43 0.59 0.70 0.83 1.40 
81% 2.09 3.36 3.10 1.78 0.90 0.60 0.59 0.40 0.50 0.63 0.80 1.19 
83% 2.07 3.28 2.96 1.77 0.80 o.so 0.50 0.40 0.50 0.60 0.80 1.16 
86% 1.95 2.90 2.91 1.60 0.80 o.so 0.40 0.40 0.49 0.60 0.79 1.16 
89% 1.85 2.84 2.90 1.45 0.80 o.so 0.30 0.30 0.40 0.60 0.63 1.15 
92% 1.77 2.04 2.82 1.17 0.65 0.50 0.30 0.30 0.40 0.54 0.61 1.14 
94% 1.70 2.04 2.42 0.96 0.63 0.50 0.30 0.30 0.40 0.54 0.60 1.11 
97% 1.45 1.90 1.77 0.73 0.23 0.23 0.30 0.30 0.40 0.48 0.56 1.02 

100% 1.00 1.52 1.06 0.05 0.16 0.16 0.30 0.03 0.08 0.24 0.27 0.96 

95%1 1.651 2.011 2.2s1 0.911 o.551 0.451 o.3ol o.3ol 0.401 0.531 o.59I 1.09J 



CUADRO N
º 

A3 

CAUDAL NATURAL DE ESCORRENTIA (m3/seg) 

ANO ENE FEB MAR ABR MAY JUN JUL AGO SET OCT NOV DIC 

1965 9.43 22.11 19.90 9.84 8.02 5.76 5.76 4.46 4.57 5.50 6.38 7.93 

1966 14.47 10.98 15.95 9.46 8.79 8.99 5.66 4.97 5.01 5.97 7.21 9.57 

1967 8.69 34.68 29.65 14.08 10.17 10.97 8.22 5.46 5.25 6.15 6.60 7.21 

1968 9.31 8.53 12.71 8.10 6.90 7.30 5.27 4.20 4.22 4.85 4.44 6.93 

1969 6.50 9.22 14.84 11.23 6.57 5.97 4.68 4.26 4.05 5.00 5.59 14.96 

1970 32.61 18.34 15.81 12.84 10.89 8.64 7.01 5.91 6.84 7.62 7.52 11.06 

1971 16.27 20.47 34.95 15.26 9.65 7.67 6.41 5.49 5.50 6.30 6.32 9.17 

1972 14.55 23.02 42.63 25.08 11.02 8.15 6.98 6.50 6.52 7.17 7.39 9.24 

1973 23.03 31.46 32.39 27.84 12.96 9.48 7.63 6.63 6.65 7.90 9.23 17.94 

1974 26.67 29.38 31.45 20.97 11.23 9.30 7.27 6.06 6.03 5.94 7.12 7.75 

1975 10.28 13.31 31.32 17.27 10.93 8.07 5.74 5.64 6.52 6.09 7.23 8.32 

1976 19.78 29.06 26.91 16.19 10.59 8.49 6.28 5.84 5.96 6.48 8.02 10.21 

1977 11.55 26.00 19.00 12.93 10.31 7-.46 6.10 5.40 5.76 6.71 10.56 10.18 

1978 14.62 22.88 15.88 11.11 8.99 7.15 6.33 5.36 6.03 6.72 8.21 9.45 

1979 8.82 21.09 23.81 14.12 8.69 6.89 5.82 5.29 5.91 6.15 6.66 7.61 

1980 11.22 12.32 13.94 11.27 7.96 6.44 5.21 4.78 5.46 9.21 8.98 10.94 

1981 16.01 35.39 31.53 14.55 10.17 7.63 6.25 5.72 5.23 7.27 9.45 11.96 

1982 17.22 37.60 24.06 16.82 10.22 6.70 5.80 5.01 4.77 6.23 9.73 9.72 

1983 10.67 9.95 14.48 17.18 10.26 7.49 5.93 5.78 6.26 7.21 7.03 15.09 

1984 14.97 37.26 32.11 21.61 12.63 10.08 6.77 5.18 5.54 8.40 9.27 18.25 

1985 10.76 17.63 25.86 23.04 10.76 7.87 4.98 5.14 5.29 5.34 6.03 11.09 

1986 24.79 31.17 32.87 25.92 17.97 9.90 7.87 6.45 5.61 6.02 6.68 11.87 

1987 27.27 28.07 19.71 11.21 8.41 7.53 6.34 6.24 6.19 7.01 8.73 11.24 

1988 19.00 28.16 21.43 21.48 9.58 6.92 5.83 5.69 5.72 6.09 6.53 9.96 

1989 22.49 31.49 31.78 21.75 11.02 7.88 6.14 5.49 5.50 6.50 6.79 6.58 

1990 14.63 10.55 9.40 8.03 6.98 6.04 5.08 4.71 4.73 6.77 10.54 11.92 

1991 11.87 13.95 28.77 13.44 9.73 7.04 5.66 5.13 5.36 5.51 6.15 6.72 

1992 10.16 8.32 12.19 9.40 6.95 5.90 5.13 4.83 5.21 6.21 6.02 6.80 

1993 14.97 23.78 26.13 14.98 10.43 7.10 5.79 5.21 5,29 6.70 14.57 24.21 

1994 26.54 35.75 34.19 25.85 14.22 9.34 7.06 5.90 6.09 6.18 7.68 8.86 

1995 14.44 13.50 19.75 16.48 9.85 7.08 4.93 4.37 4.42 4.86 7.02 8.85 

1996 17.55 27.46 27.11 24.57 10.18 7.75 6.58 6.79 6.48 6.52 6.64 8.09 

1997 14.52 24.88 14.83 9.72 7.91 6.92 5.07 5.74 5.91 6.11 9.67 15.08 

1998 20.34 21.18 24.19 17.75 11.62 10.77 9.42 8.52 8.31 9.27 9.67 10.26 

1999 11.61 31.58 24.23 20.01 15.23 11.14 8.90 7.11 7.63 8.19 8.18 14.73 

2000 23.12 28.00 33.95 19.39 15.03 12.05 9.70 8.45 7.47 10.65 8.02 14.28 

Promedio 16.13 23.01 24.16 16.41 10.36 8.05 6.38 5.66 5.76 6.69 7.83 10.94 

Máximo 32.61 37.60 42.63 27.84 17.97 12.05 9.70 8.52 8.31 10.65 14.57 24.21 

Mínimo 6.50 8.32 9.40 8.03 6.57 5.76 4.68 4.20 4.05 4.85 4.44 6.58 



CUADRO N
º 

A4 

CAUDAL NATURAL DE ESCORRENTIA (m3/seg) 

ANO ENE FEB MAR ABR MAY JUN JUL AGO SET OCT NOV DIC 

3% 32.61 37.60 42.63 27.84 17.97 12.05 9.70 8.52 8.31 10.65 14.57 24.21 
6% 27.27 37.26 34.95 25.92 15.23 11.14 9.42 8.45 7.63 9.27 10.56 18.25 
8% 26.67 35.75 34.19 25.85 15.03 10.97 8.90 7.11 7.47 9.21 10.54 17.94 

11% 26.54 35.39 33.95 25.08 14.22 10.77 8.22 6.79 6.84 8.40 9.73 15.09 
14% 24.79 34.68 32.87 24.57 12.96 10.08 7.87 6.63 6.65 8.19 9.67 15.08 
17% 23.12 31.58 32.39 23.04 12.63 9.90 7.63 6.50 6.52 7.90 9.67 14.96 
19% 23.03 31.49 32.11 21.75 11.62 9.48 7.27 6.45 6.52 7.62 9.45 14.73 
22% 22.49 31.46 31.78 21.61 11.23 9.34 7.06 6.24 6.48 7.27 9.27 14.28 
25% 20.34 31.17 31.53 21.48 11.02 9.30 7.01 6.06 6.26 7.21 9.23 11.96 
28% 19.78 29.38 31.45 20.97 11.02 8.99 6.98 5.91 6.19 7.17 8.98 11.92 
31% 19.00 29.06 31.32 20.01 10.93 8.64 6.77 5.90 6.09 7.01 8.73 11.87 
33% 17.55 28.16 29.65 19.39 10.89 8.49 6.58 5.84 6.03 6.77 8.21 11.24 
36% 17.22 28.07 28.77 17.75 10.76 8.15 6.41 5.78 6.03 6.72 8.18 11.09 
39% 16.27 28.00 27.11 17.27 10.59 8.07 6.34 5.74 5.96 6.71 8.02 11.06 
42% 16.01 27.46 26.91 17.18 10.43 7.88 6.33 5.72 5.91 6.70 8.02 10.94 
44% 14.97 26.00 26.13 16.82 10.31 7.87 6.28 5.69 5.91 6.52 7.68 10.26 
47% 14.97 24.88 25.86 16.48 10.26 7.75 6.25 5.64 5.76 6.50 7.52 10.21 
50% 14.63 23.78 24.23 16.19 10.22 7.67 6.14 5.49 5.72 6.48 7.39 10.18 
53% 14.62 23.02 24.19 15.26 10.18 7.63 6.10 5.49 5.61 6.30 7.23 9.96 
56% 14.55 22.88 24.06 14.98 10.17 7.53 5.93 5.46 5.54 6.23 7.21 9.72 
58% 14.52 22.11 23.81 14.55 10.17 7.49 5.83 5.40 5.50 6.21 7.12 9.57 
61% 14.47 21.18 21.43 14.12 9.85 7.46 5.82 5.36 5.50 6.18 7.03 9.45 
64% 14.44 21.09 19.90 14.08 9.73 7.30 5.80 5.29 5.46 6.15 7.02 9.24 
67% 11.87 20.47 19.75 13.44 9.65 7.15 5.79 5.21 5.36 6.15 6.79 9.17 
69% 11.61 18.34 19.71 12.93 9.58 7.10 5.76 5.18 5.29 6.11 6.68 8.86 
72% 11.55 17.63 19.00 12.84 8.99 7.08 5.74 5.14 5.29 6.09 6.66 8.85 
75% 11.22 13.95 15.95 11.27 8.79 7.04 5.66 5.13 5.25 6.09 6.64 8.32 
78% 10.76 13.50 15.88 11.23 8.69 6.92 5.66 5.01 5.23 6.02 6.60 8.09 
81% 10.67 13.31 15.81 11.21 8.41 6.92 5.27 4.97 · 5.21 5.97 6.53 7.93 
83% 10.28 12.32 14.84 11.11 8.02 6.89 5.21 4.83 5.01 5.94 6.38 7.75 
86% 10.16 10.98 14.83 9.84 7.96 6.70 5.13 4.78 4.77 5.51 6.32 7.61 
89% 9.43 10.55 14.48 9.72 7.91 6.44 5.08 4.71 4.73 5.50 6.15 7.21 
92% 9.31 9.95 13.94 9.46 6.98 6.04 5.07 4.46 4.57 5.34 6.03 6.93 
94% 8.82 9.22 12.71 9.40 6.95 5.97 4.98 4.37 4.42 5.00 6.02 6.80 
97% 8.69 8.53 12.19 8.10 6.90 5.90 4.93 4.26 4.22 4.86 5.59 6.72 

100% 6.50 8.32 9.40 8.03 6.57 5.76 4.68 4.20 4.05 4.85 4.44 6.58 

95%} 8.79} 9.08} 12.61 I 9.14} 6.94} 5.95} 4.97} 4.35} 4.38} 4.97} 5.94} 6.79J 



MES 

Enero 

Febrero 

Marzo 

Abril 

Mayo 

Junio 

Julio 

Agosto 

Septiembre 

Octubre 

Noviembre 

Diciembre 

CUADRO N
º 

AS 

PROGRAMA DE DESCARGA ENERO - DICIEMBRE 

Considera caudales al 950/o de excedencia mensual 

CAUDALES VOLUMEN EMBALSE 

Embalse Escorrentia Descargado Inicial Final 

m3/seg m3/seg m3/seg Miom3 Miom3 

1.65 8.79 0.00 25.00 29.42 

2.01 9.08 0.00 29.42 34.28 

2.29 12.61 0.00 34.28 40.42 

0.91 9.14 0.00 40.42 42.79 

0.55 6.94 1.06 42.79 41.41 

0.45 5.95 2.05 41.41 37.26 

0.30 4.97 3.03 37.26 29.96 

0.30 4.35 3.65 29.96 20.99 

0.40 4.38 2.38 20.99 15.85 

0.53 4.97 3.03 15.85 9.14 

0.59 5.94 2.06 9.14 5.34 

1.09 6.79 1.21 5.34 5.00 

CAUDAL 

REGULADO 

m3/seg 

8.79 

9.08 

12.61 

9.14 

8.00 

8.00 

8.00 

8.00 

6.76 

8.00 

8.00 

8.00 



CUADRO N
º 

A6 

Central Hldráullca con embalse estacional y diario: 

Potencia Efectiva MW 130 Pefec 

Rendimiento kWh/m3 2.41 R 

Horas de Regulación/día Horas 7 HR 

Días totales del preiodo de evaluación Días 183 N 

Horas de Regulación en el periodo de evaluación Horas 1281 HR•N 

Horas totales del preiodo de evaluación Horas 4392 HTPE 

Energla Máxima GWh 166.5 Pefec•HR•N 

Volumen Util del Reservorio diario Mio m3 0.06 Vres 

Energía Util del Reservorio diario GWh 26.43 R•vres•N 

Factor de presencia 1 

Caudal Máximo m3/seg 15.00 a 

Energla Máxima Caudal Natural Caudal Volumen Natural (Vi) Volumen Descargado (VDi) Energla Máxima Volumen Natural (Vfhr) 

Generable (EMGi) de Escorrentia Descargado en periodo de evaluacion Garantizada (EGi) en horas fuera de regulacion 

GWh m3/seg m3/seg Mio m3 Mio m3 GWh Mio m3 

Ene 95.75 8.793 0.00 23.55 0.00 56.70 16.68 

Feb 86.49 9.085 0.00 21.98 0.00 52.91 15.57 

Mar 95.75 12.607 0.00 33.77 0.00 81.29 23.92 

Abr 92.66 9.141 0.00 23.69 0.00 57.04 16.78 

May 95.75 6.938 1.06 18.58 2.84 51.58 13.16 

Jun 92.66 5.954 2.05 15.43 5.30 49.92 10.93 

Jul 95.75 4.974 3.03 13.32 8.10 51.58 9.44 

Ago 95.75 4.349 3.65 11.65 9.78 51.58 8.25 

Sep 92.66 4.376 2.38 11.34 6.17 42.16 8.03 

Oct 95.75 4.969 3.03 13.31 8.12 51.58 9.43 

Nov 92.66 5.939 2.06 15.39 5.34 49.92 10.90 

Die 95.75 6.786 1.21 18.18 3.25 51.58 12.87 

Total 1127.41 220.20 48.92 647.86 155.97 

Energía Garantizada Reservorio Estacionales EGRE 103.09 GWh 

Energía Garantizada Reservorio Horarios EGRH 26.43 GWh 

Energía Garantizada por los Reservorios EGR 129.52 GWh 

Potencia Garantizada por Reservorios PGR 101.11 MW 

Energía de Pasada EGCP 193.67 GWh 

Potencia Garantizada como Central de Pasada PGCP 44.10 MW 

Potencia Garantizada de la Unidad PG 130.00 MW 

Potencia Firme PFh 130.00 MW 
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