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RESUMEN
El acceso a la electricidad, como fuente de energ&iacute;a, indispensable para cualquier
tipo de actividad industrial, comercial o domestica, es un factor fundamental para
el desarrollo de cualquier pa&iacute;s. Por lo que garantizar el suministro de energ&iacute;a a
largo plazo es un objetivo indispensable.
En cualquier sistema el&eacute;ctrico, el objetivo de garantizar el suministro de energ&iacute;a
en el largo plazo, se deber&iacute;a traducir en la expansi&oacute;n de la capacidad de
generaci&oacute;n instalada, a trav&eacute;s de una planificaci&oacute;n adecuada que vaya de
acuerdo con las necesidades de cada pa&iacute;s.
La principal causa que motiv&oacute; la evoluci&oacute;n de los mercados el&eacute;ctricos hacia la
libre competencia, fue el creer que el mercado por si solo pod&iacute;a crear los
incentivos necesarios para garantizar la inversi&oacute;n en generaci&oacute;n, cosa que en
muchas partes no ha tenido los resultados esperados debido a las caracter&iacute;sticas
propias y particulares de cada mercado. Aquellos modelos que no puedan dar
soluci&oacute;n a los aspectos de suficiencia y seguridad del sistema, generar&aacute;n fallas en
la operaci&oacute;n, provocando racionamientos sumamente costosos para el pa&iacute;s.
Mientras que los modelos que creen un exceso de incentivos, generar&aacute;n
operaciones costosas y poco &oacute;ptimas en materia econ&oacute;mica. Por esta raz&oacute;n, el
an&aacute;lisis de los modelos impuestos en cada pa&iacute;s, deber&aacute; ajustarse a la realidad del
escenario donde se est&aacute; implementando, considerando que las soluciones
particulares para un pa&iacute;s, muchas veces no funcionar&aacute;n &oacute;ptimamente en otro.
Por lo tanto los procesos de desregularizaci&oacute;n y reestructuraci&oacute;n dirigidos por el
Ente Regulador, deber&iacute;an orientar al mercado a la libre competencia en
generaci&oacute;n, por medio de pol&iacute;ticas adecuadas, que generen los incentivos
suficientes para la inversi&oacute;n en nueva capacidad de generaci&oacute;n.
Es as&iacute; como en algunos mercados el&eacute;ctricos alrededor del mundo, el pago de
potencia, ha sido dise&ntilde;ado como una herramienta que busca solucionar el
problema de la generaci&oacute;n, creando incentivos correctos hacia la inversi&oacute;n.
xiii
El concepto, objetivos e importancia de este pago son estudiados en los primeros
cap&iacute;tulos del presente trabajo, posteriormente se explican tambi&eacute;n las diversas
formas que tiene dicho pago, y la manera c&oacute;mo se aplica cada una de ellas en los
distintos mercados el&eacute;ctricos mundiales.
En los siguientes cap&iacute;tulos, se desarrolla el tema central de este trabajo, que
consiste en el estudio del m&eacute;todo de Pago de Potencia dentro del Mercado
El&eacute;ctrico Ecuatoriano, en base a la normativa interna relacionada y a un an&aacute;lisis
t&eacute;cnico – econ&oacute;mico de la estad&iacute;stica disponible. Tras este an&aacute;lisis se pueden se
verificar las se&ntilde;ales que reciben los Agentes del Mercado (de acuerdo al tipo de
tecnolog&iacute;a de generaci&oacute;n), y comprobar adem&aacute;s si dichas se&ntilde;ales permiten
asegurar la confiabilidad del sistema y abastecer la demanda que deber&aacute;
enfrentar el sistema en el futuro.
Como resultado del estudio realizado, es posible determinar las ventajas y
desventajas que tiene el m&eacute;todo actual en el Ecuador, y tambi&eacute;n poder plantear
algunas alternativas que permitan mejorar la forma como se realiza en la
actualidad el Pago de Potencia, de tal manera que cumpla con lo que establece la
Ley de R&eacute;gimen del Sector El&eacute;ctrico Ecuatoriano.
1
1 INTRODUCCI&Oacute;N
A lo largo de su historia, la industria el&eacute;ctrica, ha experimentado un importante
n&uacute;mero de cambios en su estructura y en sus instituciones. Por lo general estos
cambios, y las soluciones espec&iacute;ficas adoptadas en cada pa&iacute;s, han variado entre
el dominio de la iniciativa privada y el dominio del control p&uacute;blico directo sobre el
sector.
En los comienzos, la estructura de los sectores el&eacute;ctricos fue el resultado del
crecimiento de empresas privadas (primer tercio del siglo XX), las primeras
instalaciones de generaci&oacute;n el&eacute;ctrica estuvieron destinadas a abastecer a los
principales centros urbanos e industriales (en el &uacute;ltimo cuarto del siglo XIX). El
desarrollo de la industria respond&iacute;a a la iniciativa privada, mientras el Estado
jugaba el papel de observador y ejerc&iacute;a una regulaci&oacute;n limitada a las concesiones
mineras e hidr&aacute;ulicas, as&iacute; como la habitual de cualquier otra actividad industrial.
Posteriormente el Estado tambi&eacute;n comenz&oacute; a intervenir en la fijaci&oacute;n de tarifas, y
el cambio fundamental se produjo por motivos tanto tecnol&oacute;gicos como
econ&oacute;micos. El desarrollo de las redes de transporte (en corriente alterna, que
hac&iacute;a posible trasladar la energ&iacute;a a grandes distancias) hizo posible recurrir a
centrales de mucho mayor tama&ntilde;o alejadas de los centros de consumo, lo que
requer&iacute;a contar con empresas m&aacute;s fuertes y el apoyo de entidades financieras.
Adem&aacute;s, la crisis financiera de los a&ntilde;os 30 en Am&eacute;rica Latina, y la segunda
guerra mundial en Europa debilitaron la capacidad inversora de las empresas
el&eacute;ctricas, que se ve&iacute;an incapaces de afrontar los grandes proyectos necesarios
para mantener el alto ritmo de crecimiento que vendr&iacute;a [1].
Todo esto motiv&oacute; la primera gran reestructuraci&oacute;n de la industria del suministro
el&eacute;ctrico. El servicio se nacionaliz&oacute; en casi todos los pa&iacute;ses del mundo, y en
particular en Am&eacute;rica Latina. Los Estados se embarcaron en ambiciosos planes
de
expansi&oacute;n
centrados
en
la
construcci&oacute;n
de
principalmente) de gran tama&ntilde;o muy intensivas en capital.
centrales
(hidr&aacute;ulicas
2
La planificaci&oacute;n el&eacute;ctrica era por tanto responsabilidad y estaba supervisada por
el Estado, que formulaba las hip&oacute;tesis sobre las variables fundamentales
(evoluci&oacute;n de la demanda, evoluci&oacute;n del coste de los combustibles, etc.), fijaba el
margen de reserva objetivo, la calidad de servicio deseada, etc. El objetivo era
satisfacer las necesidades energ&eacute;ticas estimadas, maximizando la eficiencia, a
trav&eacute;s de un proceso expl&iacute;cito de optimizaci&oacute;n [1].
Las d&eacute;cadas de los 60 y 70 se caracterizaron por la euforia inversora, pero la
degradaci&oacute;n del esquema (las empresas el&eacute;ctricas se convirtieron en armas de
intervenci&oacute;n pol&iacute;tica en todos los &oacute;rdenes de la econom&iacute;a (intereses electorales,
pol&iacute;ticas de empleo, control de la inflaci&oacute;n), las crisis econ&oacute;micas supusieron un
freno al crecimiento de la demanda el&eacute;ctrica, y llevaron a los sistemas el&eacute;ctricos
en muchos pa&iacute;ses a una situaci&oacute;n pr&oacute;xima a la quiebra. Los Estados tuvieron que
intervenir directamente el sector, inyectando abundantes recursos financieros
para evitar el colapso.
El problema no se detuvo ah&iacute;, muchos Estados carec&iacute;an de suficiente capacidad
financiera para promover las inversiones necesarias para mantener el servicio, y
las fuentes de financiaci&oacute;n que hasta la fecha hab&iacute;an soportado el imparable ritmo
inversor comenzaron a exigir cambios estructurales profundos para volver a
destinar recursos. La gesti&oacute;n p&uacute;blica de muchas empresas latinoamericanas, con
el Estado como regulador y propietario, dejaba mucho que desear y el
intervencionismo en las decisiones empresariales era en general un factor de
ineficiencia. Por otro lado, el desarrollo de las redes de transporte de electricidad
permit&iacute;a la creaci&oacute;n de mercados de dimensi&oacute;n antes impensable; el agotamiento
de las econom&iacute;as de escala de las tecnolog&iacute;as tradicionales generaci&oacute;n (carb&oacute;n,
fuel-oil, hidr&aacute;ulicas y nucleares) y la aparici&oacute;n de nuevas tecnolog&iacute;as de
generaci&oacute;n (ciclos combinados de gas) permit&iacute;a expandir los sistemas el&eacute;ctricos
con costes marginales inferiores a los costes medios existentes; y las principales
instituciones prestatarias del sector el&eacute;ctrico en Am&eacute;rica Latina empujaron a los
gobiernos a sumarse a la ola liberalizadora de los servicios (telecomunicaciones,
banca, energ&iacute;a). El cambio estructural e institucional resultante consisti&oacute;
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principalmente en emprender un nuevo cambio, devolviendo la iniciativa al sector
privado [1].
En Europa la reestructuraci&oacute;n del sector y la introducci&oacute;n de la competencia
fueron vistas como una oportunidad para reducir la presencia del Estado en el
sector, para incrementar la eficiencia de la industria en beneficio del consumidor y
al tiempo compatibilizar los marcos regulatorios nacionales con el nuevo marco de
integraci&oacute;n europea. Los procesos de privatizaci&oacute;n tambi&eacute;n permitieron generar
ingresos para el Estado y, temporalmente al menos, reducir las tarifas
aprovechando simult&aacute;neamente las mejoras de eficiencia, el menor coste de las
nuevas tecnolog&iacute;as de generaci&oacute;n y la significativa bajada que tuvieron los tipos
de inter&eacute;s en la d&eacute;cada de los 90.
En los pa&iacute;ses de Am&eacute;rica Latina, adem&aacute;s de una b&uacute;squeda de eficiencia y de
reducir el intervencionismo estatal, la reforma fue primordialmente guiada por la
imperiosa necesidad de atraer e inyectar nuevos recursos financieros externos
que hicieran posible la expansi&oacute;n y adecuada gesti&oacute;n de los sistemas el&eacute;ctricos,
imprescindible para alimentar los crecientes niveles de desarrollo econ&oacute;mico y
desahogar a los gobiernos de la necesidad de invertir en la expansi&oacute;n del sector.
La principal caracter&iacute;stica de la planificaci&oacute;n de la generaci&oacute;n en un entorno
competitivo, es que se realiza de forma descentralizada, donde cada empresa es
responsable de sus propias decisiones de inversi&oacute;n. En principio, la teor&iacute;a
marginalista aplicada al caso el&eacute;ctrico solucionaba el problema. Seg&uacute;n esta
teor&iacute;a, el precio marginal del mercado, definido por el coste de suministrar una
unidad adicional al sistema y resultante de la relaci&oacute;n entre la oferta y la
demanda, es la se&ntilde;al adecuada y suficiente para atraer a los inversores. Si el
margen de reserva disminuye, el precio sube y proporciona el incentivo para la
llegada de nuevas inversiones.
Sobre esta base conceptual se apoyan en la actualidad gran parte de los
mercados el&eacute;ctricos europeos y latinoamericanos. Sin embargo, ya desde el
dise&ntilde;o pionero implantado en Chile en el a&ntilde;o 1982 y los que le siguieron en
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Argentina (1992), Colombia (1995), Espa&ntilde;a (1997) y muchos m&aacute;s, los marcos
regulatorios adoptados en Iberoam&eacute;rica compartieron una visi&oacute;n discordante y
com&uacute;n: era necesario algo m&aacute;s para asegurar que el margen de reserva era el
adecuado. Esta convicci&oacute;n motiv&oacute; el dise&ntilde;o de mecanismos adicionales al simple
precio de corto plazo de la energ&iacute;a (los mercados de capacidad y los pagos por
capacidad). Con estos complementos, se esperaba que los nuevos modelos
proveyeran al sistema de los m&aacute;ximos niveles de eficiencia (derivados de la
competencia entre los agentes) y los &oacute;ptimos de seguridad en el servicio [2].
Los resultados iniciales no pudieron resultar m&aacute;s esperanzadores. El ritmo
inversor en los dos primeros pa&iacute;ses que se lanzaron a reformar en profundidad
sus industrias el&eacute;ctricas siguiendo este modelo (Chile en 1981 y Argentina
alrededor de diez a&ntilde;os despu&eacute;s), fue excelente. Esto sirvi&oacute; de reclamo para el
resto de pa&iacute;ses de la regi&oacute;n, que en su gran mayor&iacute;a (las excepciones m&aacute;s
destacadas han sido M&eacute;xico y Venezuela) trataron de trasponer estos dise&ntilde;os a
sus sistemas el&eacute;ctricos. Lamentablemente, unos a&ntilde;os despu&eacute;s, parece que los
buenos augurios iniciales no han terminado de cristalizar, ya que el ritmo inversor
no ha sido el esperado, ni mucho menos el necesario.
Los motivos son diversos, se han detectado numerosos errores en el dise&ntilde;o de
los mercados, y en particular en los mecanismos descritos. Por un lado, los
mercados de capacidad han resultado casi superfluos, principalmente debido al
escaso plazo de los contratos, que suponen muy poca garant&iacute;a para inversiones
cuyo periodo de amortizaci&oacute;n es a menudo mucho m&aacute;s largo. Pero, sobre todo,
ha quedado demostrada la enorme dificultad que en la pr&aacute;ctica supone la
implantaci&oacute;n de un pago por capacidad regulado: en primer lugar, la
remuneraci&oacute;n o bien se ha quedado corta, lo que no ha atra&iacute;do generaci&oacute;n
alguna, o ha sido excesiva, lo que en algunos sistemas ha resultado en un exceso
de oferta de generaci&oacute;n de punta extremadamente cara de operar ( como fue el
caso de Per&uacute;) y, en segundo lugar, la metodolog&iacute;a para valorar la verdadera
capacidad firme de los generadores ha sido imprecisa, e incapaz de discriminar la
verdadera aportaci&oacute;n de los generadores a la seguridad del suministro (esto ha
promovido en algunos casos la entrada de generadores de escasa eficiencia).
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Ahora bien, la principal amenaza a futuro para las inversiones en el sector, m&aacute;s
all&aacute; de defectos de dise&ntilde;o que son siempre reparables, ser&iacute;a la debilitaci&oacute;n de las
instituciones y la falta de seguridad jur&iacute;dica en el respeto a las normas y los
acuerdos comerciales. Es habitual la falta de independencia de las instituciones
clave (de los organismos reguladores con respecto al gobierno de turno y de los
operadores del sistema y del mercado con respecto a los agentes del mercado).
Todo ello ha reavivado la crisis de confianza de los potenciales inversores, que
perciben importantes riesgos y por tanto exigen elevadas tasas de retorno y
cortos periodos de amortizaci&oacute;n, ante la falta de garant&iacute;as de recuperaci&oacute;n de las
inversiones.
Por todos estos motivos, los sistemas el&eacute;ctricos en Am&eacute;rica Latina se encuentran
de nuevo en una situaci&oacute;n cr&iacute;tica, en la que los m&aacute;rgenes de reserva se est&aacute;n
ajustando peligrosamente en muchos casos, con lo que se ha vuelto a los tiempos
en los que los periodos de escasez eran una caracter&iacute;stica habitual de los
sistemas el&eacute;ctricos. Ante este panorama, desde finales de la d&eacute;cada de los 90,
los reguladores han comenzado a buscar iniciativas para reanimar el deca&iacute;do
ritmo inversor.
1.1 OBJETIVO DEL “PAGO DE POTENCIA”
Uno de los aspectos m&aacute;s importantes y relevantes dentro de cualquier sistema
el&eacute;ctrico, es el relacionado con la confiabilidad, este a su vez esta asociado a
dos elementos: la seguridad y la suficiencia.
La seguridad, como concepto de corto plazo, se define como la capacidad de
respuesta de un sistema frente a cambios repentinos de la demanda (mantenerse
estable ante contingencias), y poder proveer los servicios complementarios, como
por ejemplo: niveles de voltaje y frecuencia, regulaci&oacute;n de capacidad y reservas
energ&eacute;ticas [3].
6
La suficiencia, en cambio, como concepto de mediano y largo plazo, se relaciona
con la factibilidad de mantener una capacidad instalada suficiente para satisfacer
los requerimientos de energ&iacute;a de los consumidores dentro de un sistema el&eacute;ctrico,
de acuerdo a las condiciones probabil&iacute;sticas que presentan tanto oferta y
demanda a lo largo del tiempo [3].
Un sistema incapaz de solucionar los aspectos de seguridad y suficiencia, es un
sistema defectuoso, que provoca apagones en el corto y condiciones de
racionamiento en el largo plazo.
El pago de potencia tiene como objetivo resolver b&aacute;sicamente dos situaciones: la
primera se vincula a una b&uacute;squeda por lograr la estabilizaci&oacute;n de los ingresos que
captan las unidades de punta que, como su nombre lo indica, s&oacute;lo est&aacute;n
presentes en per&iacute;odos breves de operaci&oacute;n. La segunda se relaciona con la
emisi&oacute;n de se&ntilde;ales de inversi&oacute;n que permitan alcanzar los niveles de seguridad
deseados o previamente trazados [4].
Dicho pago pretende solucionar un problema intr&iacute;nseco al dise&ntilde;o marginalista de
los mercados. Seg&uacute;n este paradigma, el precio marginal del sistema (el coste de
la unidad m&aacute;s cara produciendo en cada momento) permite a todos los
generadores recuperar los costes de inversi&oacute;n, aprovechando la diferencia entre
este precio y el coste marginal de cada generador. En el caso de los generadores
m&aacute;s caros (los generadores de punta), dado que cuando producen su coste es el
que marca el precio, esta diferencia es en la mayor&iacute;a de los casos nula, y tan s&oacute;lo
permitir&iacute;a recuperar la inversi&oacute;n, en periodos de escasez o cr&iacute;ticos (cuando la
demanda supera a la oferta de energ&iacute;a). En consecuencia, todo mercado que no
goce de sobre-inversi&oacute;n, deber&aacute; contar con sistemas que solucionen este
aspecto, motivando la inversi&oacute;n en generaci&oacute;n, y brindando los ingresos
necesarios a las unidades de punta.
El problema radica en que, estas situaciones tan s&oacute;lo se producir&iacute;an en escasas
ocasiones, lo que constituir&iacute;a un riesgo no f&aacute;cilmente asumible para un inversor.
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A trav&eacute;s de esta remuneraci&oacute;n regulada adicional fija (basada en el aporte de
cada generador a la confiabilidad del sistema), el Ente Regulador intenta reducir
la volatilidad en los ingresos de los generadores de punta. Al mismo tiempo,
pretende conseguir un margen de confiabilidad suficiente, superior al que
resultar&iacute;a de la mera se&ntilde;al del mercado de energ&iacute;a.
1.2 CONCEPTO DEL “PAGO DE POTENCIA”
El t&eacute;rmino “Pago de Potencia o Capacidad” se deriva de la tarifaci&oacute;n en
mercados el&eacute;ctricos mayoristas. De aqu&iacute; se deduce que los ingresos de las
empresas de generaci&oacute;n de energ&iacute;a el&eacute;ctrica dependen de dos factores: ingresos
por potencia (capacidad) e ingresos por energ&iacute;a, donde la cantidad de energ&iacute;a
est&aacute; limitada por la capacidad disponible. Las remuneraciones, por lo tanto, no
s&oacute;lo deben estar dadas por la cantidad de energ&iacute;a entregada (MWh), sino tambi&eacute;n
por la capacidad disponible (MW), para poder as&iacute;, cubrir los costos variables
producto de la generaci&oacute;n y los costos fijos que provienen principalmente de la
inversi&oacute;n en la construcci&oacute;n de la planta [#]. Uno de los aportes de este trabajo
permite verificar si el M&eacute;todo de Pago de Potencia en el Ecuador tiene relaci&oacute;n
directa con el cubrimiento de los Costos Fijos.
El Pago de Potencia o Capacidad, distribuye los ingresos anuales de los
generadores y les permite estabilizar los ingresos que reciben las unidades por
concepto de energ&iacute;a [#]. En caso de tener precios altos, el Ente Regulador se
encarga de limitarlos a trav&eacute;s de un precio techo (price-cap), y ya no ser&iacute;an
cobrados a los consumidores en los per&iacute;odos cr&iacute;ticos. Los ingresos que dejar&iacute;an
de percibir los generadores por este concepto, deben ser considerados en el pago
de potencia, de manera que puedan recibir el valor verdadero por el producto que
est&aacute;n entregando.
Te&oacute;ricamente, un mercado competitivo de energ&iacute;a en que el precio refleja el
efecto de la oferta y la demanda producir&iacute;a rentas suficientes para satisfacer
todos los costos de la generaci&oacute;n (fijos de inversi&oacute;n + variables de operaci&oacute;n). Sin
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embargo, existen motivos por los que se justifica la existencia de pagos de
potencia como una de las herramientas utilizadas para incentivar la inversi&oacute;n en
capacidad instalada, y de un Ente Regulador que norme estos cargos, y que
adem&aacute;s fije el nivel de seguridad y suficiencia del sistema.
Por otro lado, las situaciones de racionamiento deber&iacute;an ser los momentos
&oacute;ptimos para la generaci&oacute;n de punta, donde se obtendr&iacute;an los mayores
beneficios, pero con un techo en el precio no se justificar&iacute;a generar, la generaci&oacute;n
de punta tender&iacute;a a la “infra-inversi&oacute;n por el miedo a no recuperar sus capitales”.
1.3 IMPORTANCIA DEL “PAGO DE POTENCIA”
En un mercado el&eacute;ctrico ideal, los consumidores determinar&iacute;an las caracter&iacute;sticas
del producto que est&aacute; mas cerca de sus necesidades y vaya de acuerdo a sus
preferencias,
en
esta
situaci&oacute;n
los
consumidores
podr&iacute;an
intervenir
responsablemente en el mercado, garantizando la inversi&oacute;n a largo plazo, los
niveles de reserva y los tipo de generaci&oacute;n m&aacute;s adecuados, en funci&oacute;n de las
caracter&iacute;sticas del sistema. En este caso, la existencia de un Ente Regulador
ser&iacute;a innecesaria, ya que todas las decisiones recaer&iacute;an sobre los consumidores,
quienes contar&iacute;an con la informaci&oacute;n necesaria para tomar ese tipo de decisiones.
Pero en un mercado el&eacute;ctrico real, el consumidor no tiene suficiente preparaci&oacute;n
para determinar el producto que m&aacute;s le conviene, y menos a&uacute;n, para especificar
el nivel de seguridad que desea [4].
Por
lo
tanto
las
se&ntilde;ales
que
provean
los
consumidores
no
reflejan
necesariamente los requerimientos de seguridad y suficiencia que el sistema
necesita. Lo que resulta que dentro de los mercados, los generadores que
conforman la oferta del sistema, no siempre constituyen un sistema perfectamente
competitivo, debido a ciertos factores como: segmentos con econom&iacute;as de escala,
concentraci&oacute;n de propiedad, poderes de mercado, intervenci&oacute;n en los precios,
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etc. factores que no contribuyen a que el mercado sea de libre competencia y se
alcance el equilibrio deseado [5].
Debido a lo expuesto anteriormente, la intervenci&oacute;n de un Ente Regulador se
justifica plenamente en la mayor&iacute;a de los casos, ya que de esta manera se puede
mejorar el proceso de generaci&oacute;n y consumo de energ&iacute;a por parte de todos los
participantes del mercado.
Incluso a pesar de la presencia del Ente Regulador, el problema principal que se
ha presentado en los mercados reales, est&aacute; relacionado con la falta de inversi&oacute;n
en capacidad instalada. En este panorama, los generadores tienden a la infrainversi&oacute;n debido a la incertidumbre y al riesgo de no poder recuperar sus
capitales.
La principal cr&iacute;tica a este m&eacute;todo es que no tiene los beneficios que trae el poder
tener un precio de mercado y por lo tanto, el precio debe ser ajustado
arbitrariamente. Adem&aacute;s es dif&iacute;cil poder determinar el pago de potencia
(capacidad) necesario total y la forma en que &eacute;ste debe ser repartido entre los
generadores.
Por lo que, un error en el c&aacute;lculo del Pago de Potencia no tendr&iacute;a un efecto en el
corto plazo, lo que permitir&iacute;a tomar medidas relativamente r&aacute;pido, sino que a largo
plazo. Esto, porque los cobros o pagos de potencia est&aacute;n destinados
principalmente a motivar la puesta en marcha de nuevos generadores que
satisfagan la demanda creciente, lo que requiere un planeamiento y ejecuci&oacute;n
cuyos frutos se observan, por lo menos, a 10 a&ntilde;os de realizado el pago. Es decir,
si se realizan pagos de potencia insuficientes, s&oacute;lo se podr&aacute; ver reflejado este
error en el largo plazo, cuando el da&ntilde;o es irreparable.
Por ello, es justificable que en algunos casos el Ente Regulador no permita que el
precio de la energ&iacute;a se eleve excesivamente en el mercado, por motivos sociales,
pol&iacute;ticos, econ&oacute;micos, etc. Y por ello debe fijar un precio arbitrario para la energ&iacute;a,
el mismo que marca un techo para el precio de mercado, esto reafirma la
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tendencia a la infra-inversi&oacute;n, ya que los generadores no pueden captar los
ingresos reales que deber&iacute;an por la venta de energ&iacute;a a precios reales, sobre la
base de la teor&iacute;a marginalista.
Es por esta raz&oacute;n que existe la necesidad de crear mecanismos o se&ntilde;ales que
estimulen la inversi&oacute;n en generaci&oacute;n a mediano y largo plazo, y su importancia es
indiscutida dentro del desarrollo de cualquier sistema el&eacute;ctrico. Uno de estos
mecanismos es el Pago de Potencia (o capacidad) que cada generador aporte al
sistema, esto posibilitar&iacute;a una mejor distribuci&oacute;n de los ingresos a las unidades de
punta y justificar&iacute;a las inversiones que se realicen en el parque generador.
El Pago de Potencia se justifica en varios mercados a nivel mundial, m&aacute;s que por
cuestiones t&eacute;cnicas, por cuestiones econ&oacute;micas, de tal manera de procurar
brindar ingresos adecuados a los generadores de punta (los cuales son
despachados en pocas horas del a&ntilde;o), dar se&ntilde;ales para la permanencia en el
mercado de las unidades de punta e incentivar el ingreso de nueva generaci&oacute;n.
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2 OBJETIVOS
2.1 PRESENTACI&Oacute;N DEL PROBLEMA
La situaci&oacute;n actual de la generaci&oacute;n el&eacute;ctrica en el Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano,
especialmente en lo relacionado con el tema de la inversi&oacute;n, hace inevitable el
revisar y analizar las pol&iacute;ticas que tiene el pa&iacute;s en esta materia, definir como se
piensa afrontar la perspectiva futura del sector, teniendo en cuenta que cualquier
decisi&oacute;n que se tome debe estar orientada a satisfacer y solucionar las
requerimientos de abastecimiento de la demanda, permitiendo al sistema cumplir
con las requerimientos indispensables de seguridad y suficiencia.
Existe la necesidad de verificar si las se&ntilde;ales que reciben los Agentes del
Mercado con el m&eacute;todo actual de Pago de Potencia en el Ecuador son las
adecuadas, si permiten el desarrollo de las actividades de generaci&oacute;n. Para ello
se debe analizar la metodolog&iacute;a actual, comprobar si cumple con lo establecido
en la Ley de R&eacute;gimen del Sector El&eacute;ctrico, obtener recomendaciones v&aacute;lidas e
incluso plantear alternativas acordes a la realidad del sector el&eacute;ctrico, y de este
modo tener un mecanismo de Pago de Potencia en el Ecuador que sea viable
tanto en el corto como en el largo plazo.
Se deben establecer claramente las ventajas y desventajas del actual m&eacute;todo, de
acuerdo las diferentes tipos de tecnolog&iacute;as de generaci&oacute;n, ya que el m&eacute;todo
actual afecta a cada una de ellas de manera diferente, por lo que un estudio
individualizado ayudar&iacute;a a establecer las diferencias entre cada una de ellas,
considerando par&aacute;metros t&eacute;cnicos (como la disponibilidad, confiabilidad, etc.), y
econ&oacute;micos (como las se&ntilde;ales de inversi&oacute;n, sustentabilidad, etc.).
Para ello se puede se puede recurrir tambi&eacute;n a las experiencias v&aacute;lidas de otros
pa&iacute;ses en lo que se refiere al Pago de Potencia, y ver como se podr&iacute;an
implementar algunas de ellas en el Ecuador.
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2.2 OBJETIVO GENERAL
Realizar un an&aacute;lisis, sobre la base de datos hist&oacute;ricos disponibles del mecanismo
de Pago de Potencia en el Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano, considerando el
m&eacute;todo actual y posibles recomendaciones a ser aplicadas en concordancia con
lo establecido en la Ley de R&eacute;gimen del Sector El&eacute;ctrico.
2.3 OBJETIVOS ESPECIFICOS
Realizar un an&aacute;lisis y diagn&oacute;stico de los mecanismos que se utilizan para la
asignaci&oacute;n del Pago de Potencia en el Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano y los
m&eacute;todos aplicados en mercados el&eacute;ctricos de otros pa&iacute;ses.
Determinar, usando la informaci&oacute;n recopilada, y considerando criterios t&eacute;cnicos y
econ&oacute;micos en el largo plazo, mejoras y recomendaciones al m&eacute;todo actual que
permitan establecer el mecanismo m&aacute;s adecuado para el Pago de Potencia en el
Ecuador.
Realizar un an&aacute;lisis, considerando los diferentes tipos de tecnolog&iacute;as de
generaci&oacute;n que participan en el despacho del MEM, y la influencia que tiene el
m&eacute;todo actual en cada una de ellas, adem&aacute;s de verificar las se&ntilde;ales que reciben
los generadores en aspectos relacionados con la inversi&oacute;n (utilidad, rentabilidad,
etc.).
2.4 CONTENIDO DE LA TESIS
El documento del proyecto de titulaci&oacute;n consta de los siguientes cap&iacute;tulos:
El cap&iacute;tulo 1: Introducci&oacute;n, muestra una breve descripci&oacute;n sobre el Pago de
Potencia, sus objetivos, definici&oacute;n e importancia para los generadores el&eacute;ctricos
(especialmente para las unidades de punta), permitiendo de esta manera
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abastecer la demanda. Aborda tambi&eacute;n, dos aspectos muy importantes
relacionados con la confiabilidad de un sistema el&eacute;ctrico, como son la seguridad y
la suficiencia.
El cap&iacute;tulo 2: Objetivos, presenta el problema existente dentro del desarrollo de
las actividades de generaci&oacute;n, y como el Pago de Potencia influye en este
aspecto, tambi&eacute;n la necesidad de verificar las se&ntilde;ales que reciben los Agentes del
Mercado con el m&eacute;todo actual. Se plantea el objetivo general y los objetivos
espec&iacute;ficos del presente proyecto de investigaci&oacute;n. A ello se suma el contenido de
la tesis y las contribuciones esperadas del presente trabajo.
El cap&iacute;tulo 3: Marco Te&oacute;rico, realiza una breve presentaci&oacute;n de los diferentes
tipos de modelos de mercados el&eacute;ctricos, y la manera como cada uno ellos
afronta el problema del abastecimiento de la demanda a trav&eacute;s de las diferentes
metodolog&iacute;as que ha dise&ntilde;ado cada uno de ellos para asegurar que exista la
suficiente capacidad instalada en el parque de generaci&oacute;n, y de esta manera
poder abastecer la demanda del sistema a futuro.
El cap&iacute;tulo 4: Pago de Potencia en el Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano, pone a
consideraci&oacute;n un resumen de la metodolog&iacute;a para el c&aacute;lculo de la Potencia
Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n (PRPD), el procedimiento de asignaci&oacute;n de la
misma, la determinaci&oacute;n de la Potencia Disponible (Disponibilidad, Par&aacute;metros y
Auditorias T&eacute;cnicas), la evaluaci&oacute;n de la Potencia Media Puesta a Disposici&oacute;n y la
correspondiente liquidaci&oacute;n, reliquidaci&oacute;n y ajustes de las transacciones por este
servicio, seg&uacute;n lo establecido en la Regulaci&oacute;n para el C&aacute;lculo de la Potencia
Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n vigente.
El cap&iacute;tulo 5: An&aacute;lisis del M&eacute;todo de Pago de Potencia en el Ecuador,
presenta un an&aacute;lisis t&eacute;cnico-econ&oacute;mico de los ingresos (por potencia y energ&iacute;a),
en comparaci&oacute;n con los costos (fijos, variables y totales) que ha recibido cada una
de las centrales consideradas para el presente trabajo de acuerdo a la
informaci&oacute;n hist&oacute;rica disponible.
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El capitulo 6: Conclusiones y Recomendaciones, expone y presenta las
principales conclusiones, resultado de la investigaci&oacute;n y el an&aacute;lisis de datos y
resultados, de la influencia que tiene el Pago de Potencia en el Mercado El&eacute;ctrico
Ecuatoriano, de acuerdo a los diferentes tipos de tecnolog&iacute;as usados para la
generaci&oacute;n, as&iacute; como algunas recomendaciones que permitan mejorar el m&eacute;todo
que se utiliza actualmente.
El capitulo 7: Referencias y Bibliograf&iacute;a, lista de las principales referencias
bibliogr&aacute;ficas consultadas en desarrollo del presente proyecto de titulaci&oacute;n.
2.5 CONTRIBUCIONES ESPERADAS DEL TRABAJO
La contribuci&oacute;n del presente trabajo constituye el an&aacute;lisis del m&eacute;todo de Pago de
Potencia en el Ecuador, se realiza una comparaci&oacute;n entre los costos de
producci&oacute;n de energ&iacute;a que tienen los diferentes tipos de tecnolog&iacute;a de generaci&oacute;n
que abastecen la demanda del Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano, en relaci&oacute;n con los
ingresos que se tiene por concepto de la remuneraci&oacute;n de potencia, tambi&eacute;n con
los ingresos por energ&iacute;a que han recibido dichos generadores a lo largo del
periodo Octubre 2003 - Septiembre 2007 de cada a&ntilde;o operativo (usando para ello
la informaci&oacute;n recopilada).
En lo que se refiere al procesamiento y organizaci&oacute;n de la informaci&oacute;n recopilada,
la misma ha sido realizada de la siguiente manera:
POTENCIA: presenta toda la informaci&oacute;n relacionada con la Potencia
Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n (PRPD), como es el caso de la PRPD
Planificada (la calculada antes de cada a&ntilde;o operativo), la PMPD Promedio (que
es la que se registra realmente en los meses de noviembre a febrero), la PRPD a
Remunerar (el menor valor entre la calculada y la real registrada) y la PRPD
Remunerada.
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ENERGIA: contiene informaci&oacute;n completa respecto a la producci&oacute;n e ingresos por
energ&iacute;a que tuvo cada central, el estudio se ha dividido en dos partes:
•
Generaci&oacute;n vendida en Contratos y Spot: la forma como funciona en la
actualidad el Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano es mediante la venta de
energ&iacute;a tanto en Contratos y en el Spot. Esta parte del an&aacute;lisis servir&aacute; para
ver si el negocio de los generadores ha sido sustentable a lo largo del
periodo considerado para el estudio, es decir si les ha permitido cubrir sus
costos y complementar sus ingresos.
•
Generaci&oacute;n vendida solo en el Spot: contiene la informaci&oacute;n sobre los
ingresos que tendr&iacute;an los distintos generadores considerados si vendieran
toda su producci&oacute;n a precio spot, para ello se utilizaron los datos
correspondientes a la generaci&oacute;n vendida en el mercado ocasional y los
ingresos recibidos por dicho concepto, y en base a ellos poder obtener el
precio al que cada generador vendi&oacute; su producci&oacute;n de energ&iacute;a, usando
dicho precio y luego de multiplicarlo por la generaci&oacute;n neta, se puede hacer
una estimaci&oacute;n de los ingresos que con los que se beneficiar&iacute;a cada
generador si vendiese su producci&oacute;n neta en un mercado de competencia,
sin la intervenci&oacute;n en los precios de la energ&iacute;a resultado de tener la
energ&iacute;a comprometida en contratos.
COSTOS: muestra datos correspondientes a los costos: fijos, variables y totales
que tiene cada generador. Poniendo especial atenci&oacute;n en los Costos Fijos Totales
(anualidad, costos fijos de operaci&oacute;n y mantenimiento), que son los que se deben
recuperar con la remuneraci&oacute;n de potencia y la venta de energ&iacute;a.
INGRESOS: contienen un resumen de todos los ingresos que tiene cada
generador, pero adicionalmente, presenta informaci&oacute;n relacionada con la utilidad
y rentabilidad que tuvieron los generadores en los dos casos de estudio que
fueron considerados para el presente trabajo: generaci&oacute;n vendida en la modalidad
de Contratos y Spot, y la generaci&oacute;n vendida solo en el Spot
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3 MARCO TE&Oacute;RICO
3.1 MODELOS DEL PAGO DE POTENCIA EN LOS MERCADOS
EL&Eacute;CTRICOS
El objetivo principal de un sistema el&eacute;ctrico es proveer energ&iacute;a en forma segura y
confiable. Por este motivo, los modelos de reestructuraci&oacute;n han pretendido
fundamentalmente,
incentivar
mercados
sustentables
econ&oacute;micamente
y
mantener niveles de seguridad aceptables, tanto en el corto, como en el largo
plazo [6].
El Pago de Potencia ha sido uno de los incentivos que se ha dise&ntilde;ado en gran
parte de los procesos de reestructuraci&oacute;n y desregularizaci&oacute;n de los mercados
el&eacute;ctricos, para asegurar que exista la suficiente capacidad instalada en el parque
de generaci&oacute;n, y de esta manera poder abastecer la demanda del sistema a
futuro. Ha sido tambi&eacute;n una de las herramientas que ha ayudado a mejorar el
problema de la suficiencia en generaci&oacute;n y tratar de incentivar la inversi&oacute;n en
generaci&oacute;n.
Al analizar y comparar entre s&iacute; las diferentes alternativas y experiencias que se
tienen con respecto al Pago de Potencia, cabe se&ntilde;alar que mientras m&aacute;s simples
y directos sean los pagos, mayor ser&aacute; el grado de preferencia a la hora de
implementar un modelo en particular, ya que fundamentalmente la diferencia entre
un m&eacute;todo y otro es la manera como se calculan los pagos y costos entre el Ente
Regulador y los generadores que participan en el sistema.
Los incentivos para motivar la inversi&oacute;n en generaci&oacute;n deber&iacute;an provenir del
mismo mercado, sin la necesidad de la intervenci&oacute;n del Ente Regulador o por
medio de pagos centralizados, para poder cumplir con el objetivo de la
confiabilidad del sistema tanto en el corto como en el largo plazo, y tener de esta
forma elementos que motiven la inversi&oacute;n en nuevas centrales.
17
Diversos sistemas el&eacute;ctricos que han incorporado elementos de libre competencia
en el mundo, cabe se&ntilde;alar, que una gran cantidad han incluido pagos de
potencia, con el fin de incentivar la inversi&oacute;n y distribuir uniformemente los
ingresos de las unidades de punta. Este tipo de unidades en un mercado donde
s&oacute;lo se remunere principalmente la energ&iacute;a, percibir&iacute;a ingresos elevados por
pocas horas. En este intervalo de tiempo, dichas unidades deber&iacute;an ser capaces
de recuperar su inversi&oacute;n. De este modo, si el mercado percibe que este n&uacute;mero
de horas de punta no es suficiente para rentabilizar una inversi&oacute;n de este tipo,
dichas inversiones no se llevar&aacute;n a cabo y en pocos a&ntilde;os se contar&aacute; con un
sistema restringido, esta es otra de las razones por las que el Pago de Potencia
es de gran importancia en muchos mercados.
Las distintas maneras de implementar el pago por capacidad, se diferencian
principalmente en la metodolog&iacute;a de c&aacute;lculo de los pagos a las centrales
el&eacute;ctricas, la distribuci&oacute;n de &eacute;stos y el impacto que tienen sobre los participantes.
Debido a que existen diversos factores que intervienen en la confiabilidad del
sistema el&eacute;ctrico, mientras un pago por capacidad puede dar se&ntilde;ales de inversi&oacute;n
correctas al mercado, no necesariamente estar&aacute; garantizando la seguridad del
sistema, ni la correcta distribuci&oacute;n de los ingresos inclusive. Por lo tanto, se puede
afirmar que cada dise&ntilde;o posee ventajas y desventajas. Esta situaci&oacute;n debe ser
tomada en consideraci&oacute;n al momento de incorporar un tipo de pago por capacidad
en cada pa&iacute;s.
A continuaci&oacute;n se presentan diferentes modelos de pago de potencia que han
sido implementados dentro de la reestructuraci&oacute;n de los mercados el&eacute;ctricos,
identificando las ventajas y desventajas de cada uno de &eacute;stos:
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Noruega
Finlandia
Suecia
Mercados de solo Energ&iacute;a
Australia
Nueva Zelanda
California
Mercados de capacidad
(disponibilidad)
Sist interconectado PJM
New York Power Pool
Espa&ntilde;a
MECANISMOS DE PAGO DE POTENCIA
Pagos de potencia
(capacidad)
Chile
Argentina
Ecuador
Pago de potencia
por medio de la energ&iacute;a
Cargo por Confiabilidad
Inglaterra
Gales
Colombia
Figura 3 - 1: Mecanismos de Pago de Potencia implementados en los Mercados El&eacute;ctricos
3.1.1 MERCADOS DE S&Oacute;LO ENERG&Iacute;A
Este mercado plantea que el precio de energ&iacute;a que se forma en el mercado spot,
deber&iacute;a ser lo suficientemente alto para cubrir los costos a largo plazo y de esta
manera recuperar las inversiones e incentivar la entrada de nuevos proyectos de
generaci&oacute;n.
Los mercados que tienen esta manera de concebir los sistemas de energ&iacute;a
el&eacute;ctrica son los de: Noruega, Finlandia, Suecia, Australia, Nueva Zelanda y
California. Estos mercados tienen la particularidad de contar con un parque de
generaci&oacute;n sobredimensionado y de disponer de importantes interconexiones con
sistemas vecinos, y por este motivo la garant&iacute;a de suministro no representa un
objetivo prioritario [4].
En lo que se refiere a la confiabilidad del sistema, &eacute;sta se deja en manos del
mercado, ya que no interviene y deja que el precio sea se&ntilde;al econ&oacute;mica suficiente
para orientar y motivar la inversi&oacute;n.
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En este modelo no se remunera la potencia de manera expresa, ni tampoco se
organizan mercados obligatorios de capacidad, en este modelo se reciben
ingresos por la venta de energ&iacute;a &uacute;nicamente, por lo que el incentivo para la
entrada de nuevos generadores al sistema es escasamente considerado en este
tipo de sistemas.
Si las unidades de punta que reciben ingresos elevados en per&iacute;odos muy cortos
de tiempo, perciben que &eacute;stos no son suficientes para remunerar sus inversiones,
no entrar&aacute;n al mercado y en el mediano plazo se contar&aacute; con un sistema
restringido. Experiencias como la del sistema de California indica, que adoptar un
modelo en el que todo el mercado est&eacute; basado en los precios spot, es
inadecuado.
Este modelo que est&aacute; basado en una se&ntilde;al de corto plazo, no ofrece el margen
de tiempo necesario para reaccionar. Si los precios se incrementar&iacute;an
significativamente, cuando exista un desequilibrio entre oferta y demanda, es
probable que no haya suficiente tiempo para instalar nueva capacidad.
La cr&iacute;tica fundamental a este modelo radica en que solo proporciona reservas de
corto plazo y no existe una provisi&oacute;n expl&iacute;cita de capacidad que asegure el
suministro en el largo plazo, se ha ignorado el problema de la suficiencia en
generaci&oacute;n en el dise&ntilde;o de sus mercados, quiz&aacute; porque en el momento de
implementar la competencia, exist&iacute;a una sobreinstalaci&oacute;n en el sistema que hizo
irrelevante la amenaza de racionamiento, o porque se crey&oacute; que el mercado
resolver&iacute;a este problema por si mismo.
Desafortunadamente, el pobre funcionamiento de este mecanismo en California
llev&oacute; a una falta de inversi&oacute;n y a precios pico. En otros casos como Finlandia,
Noruega y Australia, el mecanismo ha llevado a que se tomen medidas altamente
intervencionistas, e inclusive el operador del sistema tuvo que comprar unidades
de generaci&oacute;n para cubrir picos, debido a que los precios de mercado no
proporcionaban los incentivos apropiados y de forma oportuna [4].
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3.1.2 MERCADOS DE CAPACIDAD
La raz&oacute;n de ser de los mercados de capacidad es mitigar el negativo impacto que
sobre las decisiones de inversi&oacute;n plantea el hecho de que la se&ntilde;al del precio del
mercado sea estrictamente de corto plazo. Con el fin de minimizar la aversi&oacute;n al
riesgo, tanto de los potenciales inversores en generaci&oacute;n, como de los
generadores de punta, estabilizando sus ingresos, el Ente Regulador obliga a las
entidades compradoras (grandes consumidores, distribuidoras, comercializadoras,
etc.) a que adquieran y dispongan en todo momento de suficiente capacidad de
generaci&oacute;n firme para cubrir su carga m&aacute;xima esperada m&aacute;s un margen de
seguridad regulado [7].
Aqu&iacute; se obliga a los compradores a tranzar en el mercado de largo plazo y
contratar un nivel de capacidad, de tal manera que se incentive un nivel de
suficiencia de generaci&oacute;n. Para ello se tienen mercados organizados que facilitan
la comercializaci&oacute;n y el precio que remunera la capacidad instalada de
generaci&oacute;n, es el resultado de un mercado de capacidad competitivo.
Esta alternativa ha sido adoptada en los sistemas del noreste de Estados Unidos
(PJM, New York, New England) en donde las autoridades reguladoras determinan
la cantidad de capacidad firme que cada representante de la demanda debe
comprar y la cantidad que cada generador puede vender [8].
Uno de los problemas de este esquema es que la competencia es usada
solamente para determinar el precio, pero no la cantidad que cada generador
puede vender. Cuando solo hay unidades t&eacute;rmicas en el sistema, el regulador
puede f&aacute;cilmente calcular la capacidad firme de cualquier generador pero cuando
se tiene un sistema hidrot&eacute;rmico, esta capacidad firme es muy dif&iacute;cil de calcular
porque se convierte en un asunto controversial.
Otra dificultad que presenta este esquema es que provee un incentivo d&eacute;bil a la
operaci&oacute;n confiable dado que el comprador no percibe el grado de compromiso y
de cobertura que esta pagando por el producto.
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La implementaci&oacute;n de este sistema se realiza mediante predicciones, que
consideran: reservas, mantenciones y fallas, y permiten establecer el monto de
capacidad que ser&aacute; necesario para mantener un nivel de confiabilidad adecuado
para el futuro.
Las obligaciones de potencia de los generadores deber&aacute;n ser cumplidas
produciendo o comprando potencia. Mientras los derechos de potencia que
dispone el Ente Regulador, representan en parte, los intereses de los
consumidores y constituyen la contrapartida a las obligaciones contra&iacute;das por los
generadores [9].
Finalmente, a pesar que se logren niveles aceptables de seguridad y suficiencia,
los precios de energ&iacute;a y potencia siempre conservan el riesgo desprendido de los
pagos que deben realizar los consumidores.
3.1.3 PAGOS DE POTENCIA O CAPACIDAD
Este mecanismo pretende remunerar separadamente la energ&iacute;a y la potencia y su
objetivo es establecer un pago administrado para que incentive nuevas
inversiones y estabilice la volatilidad de los ingresos a los agentes. El objetivo de
dicho pago es premiar a las unidades de punta, de modo de estabilizar sus
ingresos durante el a&ntilde;o y adem&aacute;s, incentivar un adecuado nivel de generaci&oacute;n
estimulando la inversi&oacute;n.
La cantidad a remunerar es definida anticipadamente por el Regulador y la
asignaci&oacute;n entre los agentes se determina mediante modelos que simulan la
operaci&oacute;n del sistema. Este esquema de remuneraci&oacute;n se aplica en Espa&ntilde;a,
Chile, Argentina y Ecuador.
Este pago fijo por capacidad es favorable para las unidades de punta que reciben
un pago uniforme durante el a&ntilde;o, disminuyendo de este modo el riesgo de no
poder rentabilizar su inversi&oacute;n, adem&aacute;s de ser un incentivo claro para la
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suficiencia del sistema. Debido a que las unidades de punta reciben
remuneraciones durante todo el a&ntilde;o y no solo en los per&iacute;odos de punta, en este
modelo el Regulador utilizar&aacute; un techo (price-cap), para proteger a los
consumidores de los precios elevados, las unidades de punta aceptar&aacute;n esta
limitaciones de precios, siempre y cuando el pago por capacidad compense al
monto perdido por este concepto.
Las cr&iacute;ticas que se hacen a este mecanismo en aquellos sistemas en donde ha
sido implementado, se relacionan con el volumen total de remuneraci&oacute;n al
mercado, la forma de asignar estos pagos entre los participantes y la definici&oacute;n
del producto que paga el usuario [4].
El primer aspecto es especialmente cr&iacute;tico, dado que el establecimiento de un
volumen insuficiente de remuneraci&oacute;n implica una baja inversi&oacute;n en capacidad.
El punto m&aacute;s controversial ha sido sin lugar a dudas la asignaci&oacute;n de los
recursos, dada la cantidad de variables que considera la metodolog&iacute;a empleada
para determinar el aporte individual en firmeza, y la composici&oacute;n hidrot&eacute;rmica del
sistema.
El cargo por capacidad requiere de una alta intervenci&oacute;n del Regulador, por lo que
siempre generar&aacute; conflicto entre los agentes, pero esta intervenci&oacute;n o una
equivalente es, sin lugar a duda, necesaria si se quiere llegar a un equilibrio que
en el largo plazo remunere la capacidad adicional requerida para atender los
picos del sistema.
3.1.4 PAGO POR POTENCIA POR MEDIO DE LA ENERG&Iacute;A
Otra forma de incorporar el pago por potencia es incrementando el precio de la
energ&iacute;a en la bolsa. En este esquema la potencia se remunera a trav&eacute;s de un
sobreprecio que se introduce al costo marginal de la energ&iacute;a de corto plazo.
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As&iacute; el precio del pool se compone de dos elementos: el costo de generaci&oacute;n
(costo de producir la energ&iacute;a) y el costo de potencia (asociado al valor esperado
del costo de falla de la energ&iacute;a no suministrada). Este era el esquema que se
aplicaba en Inglaterra y Gales.
La cr&iacute;tica a este procedimiento es que al prescindir de un t&eacute;rmino expl&iacute;cito de
capacidad, distorsiona la se&ntilde;al econ&oacute;mica de la energ&iacute;a y adicionalmente,
condiciona la inversi&oacute;n a una se&ntilde;al de muy corto plazo, hecho que se contrapone
con la necesidad de suficiencia de largo plazo.
En el caso particular de Inglaterra, los generadores deben presentar ofertas por
energ&iacute;a diariamente y declarar disponibilidad de las centrales cada media hora.
Con esta informaci&oacute;n totalmente actualizada, era posible determinar un precio que
se compon&iacute;a de dos elementos: en primer lugar el costo que implica la producci&oacute;n
de energ&iacute;a y por otra parte, la disponibilidad de las centrales. Por lo tanto, este
pago remunera, tanto la energ&iacute;a, como la capacidad que el generador aporta al
sistema.
Los planteamientos que sustentan el procedimiento en que se basa el sistema
ingl&eacute;s, son dif&iacute;ciles de justificar desde un punto de vista te&oacute;rico. El utilizar de un
t&eacute;rmino expl&iacute;cito de capacidad, obliga a distorsionar la se&ntilde;al econ&oacute;mica de
energ&iacute;a, para conseguir los objetivos establecidos de garant&iacute;a de suministro en el
largo plazo.
La manera en que se construye la se&ntilde;al de inversi&oacute;n en este tipo de mercados, se
encuentra excesivamente condicionada por la situaci&oacute;n que existe en el mercado
de corto plazo. Este hecho, se contrapone a la necesidad de suficiencia que todo
sistema el&eacute;ctrico debe poseer.
Finalmente, el pago por potencia por medio de la energ&iacute;a, s&oacute;lo se ha incorporado
en sistemas donde no existe una componente hidr&aacute;ulica importante.
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Por lo tanto, es dif&iacute;cil extrapolar su funcionamiento en sistemas que s&iacute; contengan
este tipo de caracter&iacute;stica.
3.1.5 CARGO POR CONFIABILIDAD
Es la remuneraci&oacute;n que se paga a un agente generador por la disponibilidad de
activos de generaci&oacute;n con las caracter&iacute;sticas y par&aacute;metros declarados para el
c&aacute;lculo de la Energ&iacute;a Firme para el Cargo por Confiabilidad (ENFICC), que
garantiza el cumplimiento de la Obligaci&oacute;n de Energ&iacute;a Firme que le fue asignada
en una Subasta para la Asignaci&oacute;n de Obligaciones de Energ&iacute;a Firme o en el
mecanismo que haga sus veces. Esta energ&iacute;a est&aacute; asociada a la Capacidad de
Generaci&oacute;n de Respaldo (es la capacidad que puede comprometerse para
garantizar a los usuarios la confiabilidad en la prestaci&oacute;n del servicio de energ&iacute;a
el&eacute;ctrica bajo condiciones cr&iacute;ticas).
Energ&iacute;a Firme para el Cargo por Confiabilidad (ENFICC): es la m&aacute;xima
energ&iacute;a el&eacute;ctrica que es capaz de entregar una planta de generaci&oacute;n
continuamente, en condiciones de baja hidrolog&iacute;a, en un per&iacute;odo de un
a&ntilde;o.
Obligaci&oacute;n de Energ&iacute;a Firme: v&iacute;nculo resultante de la Subasta o del
mecanismo que haga sus veces, que impone a un generador el deber de
generar, de acuerdo con el Despacho Ideal, una cantidad diaria de energ&iacute;a
durante el Per&iacute;odo de Vigencia de la Obligaci&oacute;n, cuando el Precio de Bolsa
supere el Precio de Escasez.
Esta cantidad de energ&iacute;a corresponde a la programaci&oacute;n de generaci&oacute;n
horaria resultante del Despacho Ideal hasta una cantidad igual a la
asignaci&oacute;n hecha en la Subasta, considerando solamente la Demanda
Dom&eacute;stica, calculada de acuerdo con lo definido en esta resoluci&oacute;n.
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A cambio de la remuneraci&oacute;n, los generadores adquieren la obligaci&oacute;n de
entregar su energ&iacute;a firme asignada a un precio de escasez definido por el
regulador [10].
Figura 3 - 2: Esquema del Cargo por Confiabilidad de Colombia.
A continuaci&oacute;n se presenta un grafico que resume de las caracter&iacute;sticas y permite
identificar algunas diferencias entre cada uno de los mecanismos antes
mencionados:
Figura 3 - 3: Comparaci&oacute;n entre los mecanismos usados para el Pago de Potencia [#].
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4 PAGO DE POTENCIA EN EL MERCADO EL&Eacute;CTRICO
ECUATORIANO [11]
A continuaci&oacute;n se presenta un resumen del “Procedimiento de Aplicaci&oacute;n de la
Regulaci&oacute;n para el C&aacute;lculo de la Potencia Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n”, en
base a la normativa interna relacionada con el Pago de Potencia en el Mercado
El&eacute;ctrico Ecuatoriano como es el caso de la “Regulaci&oacute;n CONELEC – 003/04:
Calculo de la Potencia Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n”, y el “Reglamento
Sustitutivo al Reglamento para el Funcionamiento del MEM”.
4.1 DEFINICIONES
Mantenimiento: conjunto de acciones y procedimientos encaminados a revisar
y/o reparar una determinada unidad de generaci&oacute;n para mantenerla disponible y
operando normalmente.
Mantenimiento Programado: es el mantenimiento de unidades de generaci&oacute;n
coordinado y aprobado por el CENACE, que consta en el Programa de Operaci&oacute;n
del MEM para el periodo octubre – septiembre y sus actualizaciones.
Mantenimiento Emergente: es el mantenimiento que debe realizarse en el corto
plazo, en una planta o unidad generadora, cuando durante su operaci&oacute;n se ha
producido una falla o existe riesgo de una falla inminente.
Plantas Hidroel&eacute;ctricas con embalses de regulaci&oacute;n de prop&oacute;sito m&uacute;ltiple:
son plantas cuyos embalses no tienen como &uacute;nica acci&oacute;n, la producci&oacute;n de
energ&iacute;a el&eacute;ctrica, sino tambi&eacute;n otras actividades como riego, provisi&oacute;n de agua
potable, control de inundaciones, etc.
Potencia Disponible Horaria (PDH): es el par&aacute;metro t&eacute;cnico – estad&iacute;stico que se
define como el menor valor entre la Potencia Efectiva declarada por el Agente y la
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Potencia Efectiva disponible verificada por el CENACE, mediante las pruebas de
Verificaci&oacute;n de Par&aacute;metros o durante la Operaci&oacute;n en Tiempo Real.
Potencia Disponible Diaria (PDD): es el promedio aritm&eacute;tico de las Potencias
Disponibles Horarias.
Potencia Disponible Diaria por Caracter&iacute;sticas T&eacute;cnicas (PDDCT): es el valor
de potencia calculado por el CENACE para cada unidad termoel&eacute;ctrica como el
producto entre: la Potencia Efectiva declarada por el Agente y verificada por el
CENACE mediante las pruebas de Verificaci&oacute;n de Par&aacute;metros o durante la
Operaci&oacute;n en Tiempo Real y la relaci&oacute;n entre el n&uacute;mero m&aacute;ximo de horas de
operaci&oacute;n declaradas por el Agente y las 24 horas del d&iacute;a.
Potencia Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n (PRPD): es el valor de potencia
calculado para cada planta hidroel&eacute;ctrica, para cubrir la demanda m&aacute;xima de la
hora de punta del periodo noviembre – febrero y para la reserva t&eacute;cnica
determinada trimestralmente.
Potencia Media Puesta a Disposici&oacute;n Diaria (PMPD Diaria): determinada como
el promedio diario de las Potencias Disponibles de cada planta hidroel&eacute;ctrica y
unidad termoel&eacute;ctrica, considerando la existencia de combustible, el rendimiento a
potencia efectiva y las caracter&iacute;sticas t&eacute;cnicas de las unidades de generaci&oacute;n.
Potencia Media Puesta a Disposici&oacute;n (PMPD): determinada como el promedio
mensual de las PMPD diarias de cada planta hidroel&eacute;ctrica y unidad
termoel&eacute;ctrica.
Potencia a Remunerar: es el m&iacute;nimo valor, resultado de comparar la Potencia
Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n (PRPD) y la Potencia Media Puesta a
Disposici&oacute;n (PMPD).
Salida Forzada: salida de operaci&oacute;n imprevista de una unidad de generaci&oacute;n,
debido a falla.
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4.2 PROCEDIMIENTO DE C&Aacute;LCULO Y ASIGNACI&Oacute;N DE LA
POTENCIA REMUNERABLE PUESTA A DISPOSICI&Oacute;N (PRPD)
4.2.1 INFORMACI&Oacute;N REQUERIDA
•
El per&iacute;odo anual de asignaci&oacute;n de la PRPD que va de octubre a septiembre
(a&ntilde;o operativo).
•
Para el c&aacute;lculo de la PRPD se consideran los meses de: noviembre,
diciembre, enero, febrero (de cada a&ntilde;o operativo).
•
En la asignaci&oacute;n de la Reserva T&eacute;cnica de Generaci&oacute;n se consideran los
per&iacute;odos trimestrales: 1) octubre - diciembre; 2) enero - marzo; 3) abril junio; 4) julio - septiembre.
•
Se utilizar&aacute;n los Costos Variables de Producci&oacute;n (CVP) declarados por los
Agentes Generadores para el mes previo al per&iacute;odo anual o trimestral en
consideraci&oacute;n.
•
Del PLAN ANUAL DE OPERACI&Oacute;N, se obtiene la siguiente informaci&oacute;n:
-
Proyecci&oacute;n de la demanda mensual de potencia y energ&iacute;a del S.N.I.
-
Demanda m&aacute;xima coincidente proyectada para el periodo noviembre
a febrero del a&ntilde;o operativo de an&aacute;lisis.
-
Plan anual de mantenimiento de las unidades y centrales de
generaci&oacute;n y las actualizaciones trimestrales.
-
Plan anual de mantenimiento del sistema de transmisi&oacute;n y su
actualizaci&oacute;n trimestral.
-
Restricciones t&eacute;cnicas o ambientales de operaci&oacute;n de las unidades
de generaci&oacute;n.
•
Estad&iacute;stica de producci&oacute;n de energ&iacute;a mensual generada por las centrales
hidroel&eacute;ctricas en los &uacute;ltimos 10 a&ntilde;os o la que tuvieran disponible.
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•
Serie hist&oacute;rica de caudales afluentes mensuales en las centrales
hidroel&eacute;ctricas nuevas.
•
Par&aacute;metros f&iacute;sicos, t&eacute;cnicos y operativos de las unidades de generaci&oacute;n
existente, nuevas, repotenciadas o reparadas.
•
Fechas de ingreso al MEM de nuevas unidades de generaci&oacute;n.
•
Estudios energ&eacute;ticos y el&eacute;ctricos de operaci&oacute;n &oacute;ptima del S.N.I. que
establecen los requerimientos de generaci&oacute;n obligada y/o forzada en los
nodos del S.N.I. para cumplir condiciones de seguridad, calidad y de
confiabilidad en el sistema.
•
La potencia efectiva disponible de las unidades termoel&eacute;ctricas.
•
Incremento de la capacidad de generaci&oacute;n, cuando se incorporen nuevas
unidades de generaci&oacute;n, ingresen unidades que estuvieron indisponibles
en el per&iacute;odo noviembre – febrero, o se ejecuten la repotenciaci&oacute;n o
reparaci&oacute;n de unidades ya existentes, los Agentes Generadores deben
declarar la nueva capacidad puesta a disposici&oacute;n para que sean
consideradas en la correspondiente actualizaci&oacute;n de la PRPD. La
declaraci&oacute;n de disponibilidad de la nueva capacidad debe realizarse por
escrito al CENACE, por lo menos con 20 d&iacute;as de anticipaci&oacute;n al inicio del
primer mes del periodo trimestral en consideraci&oacute;n.
Para el reajuste o revisi&oacute;n del c&aacute;lculo de la Potencia Remunerable se
proceder&aacute; de la siguiente manera:
a) En el caso que el Generador comunique la disponibilidad de sus
nuevas unidades de generaci&oacute;n o unidades que estuvieron
indisponibles en el per&iacute;odo de noviembre - febrero o unidades
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repotenciadas, en el tercer trimestre del a&ntilde;o (julio - septiembre),
estas unidades ser&aacute;n consideradas dentro del c&aacute;lculo de la Potencia
Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n, para el siguiente per&iacute;odo
octubre - septiembre.
b) Si las nuevas unidades, o unidades que estuvieron indisponibles en
el per&iacute;odo de noviembre - febrero, o las unidades repotenciadas,
comunican su disponibilidad durante los otros tres trimestres del
a&ntilde;o: octubre - diciembre, enero – marzo
y abril - junio, se las
incorporar&aacute; de la siguiente manera:
-
Se la incluir&aacute; para el c&aacute;lculo de la Potencia Remunerable para
la Reserva, en las revisiones trimestrales.
-
Si no existe d&eacute;ficit para la cobertura de la demanda y la
reserva, se la considerar&aacute; en los procesos de licitaci&oacute;n de la
Reserva Adicional de Potencia.
Los generadores que hayan declarado disponibilidad de un incremento de
la capacidad de generaci&oacute;n, en cualquiera de los casos arriba descritos,
ser&aacute;n considerados en el Despacho Econ&oacute;mico para las transacciones de
energ&iacute;a desde la fecha de disponibilidad declarada. [12]
4.2.2 ACTUALIZACI&Oacute;N DE LA PRPD
Actualizaci&oacute;n anual: la actualizaci&oacute;n para la asignaci&oacute;n anual de la PRPD
disponible en el MEM, para cubrir la demanda m&aacute;xima del periodo operativo anual
(octubre-septiembre) se realizar&aacute; hasta el 30 de septiembre de cada a&ntilde;o, de
acuerdo a los siguientes plazos:
Solicitud de informaci&oacute;n a Agentes del MEM:
hasta el 10 de agosto
Entrega de informaci&oacute;n de Agentes del MEM:
hasta el 31 de agosto
Procesamiento de informaci&oacute;n:
hasta el 15 de septiembre
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C&aacute;lculo de la PRPD:
hasta el 20 de septiembre
Revisi&oacute;n de los Agentes del MEM:
hasta el 27 de septiembre
Aprobaci&oacute;n del Director de Planeamiento:
hasta el 29 de septiembre
Publicaci&oacute;n de la Lista de la PRPD:
30 de septiembre
Actualizaci&oacute;n trimestral: la actualizaci&oacute;n trimestral de las unidades de
generaci&oacute;n disponibles para fines de reserva de generaci&oacute;n se realizar&aacute; el primer
d&iacute;a, del primer mes de cada trimestre, de acuerdo a los siguientes plazos:
Solicitud de informaci&oacute;n a Agentes del MEM:
30 d&iacute;as antes del trimestre.
Entrega de informaci&oacute;n de Agentes del MEM:
hasta 20 d&iacute;as antes del trimestre
Procesamiento de informaci&oacute;n:
hasta 15 d&iacute;as antes del trimestre
C&aacute;lculo de la PRPD:
hasta 10 d&iacute;as antes del trimestre
Revisi&oacute;n de los Agentes del MEM:
hasta 3 d&iacute;as antes de inicio del trimestre
Aprobaci&oacute;n del Director de Planeamiento:
hasta 1 d&iacute;a antes del trimestre
Publicaci&oacute;n trimestral Lista de la PRPD:
el primer d&iacute;a del trimestre
4.2.3 C&Aacute;LCULO DE LA POTENCIA REMUNERABLE PARA CUBRIR LA
DEMANDA M&Aacute;XIMA
El c&aacute;lculo para la asignaci&oacute;n de la PRPD a las centrales hidroel&eacute;ctricas y
unidades termoel&eacute;ctricas, se realiza en base a la producci&oacute;n de energ&iacute;a de cada
planta o generador en forma individual, dentro del per&iacute;odo noviembre – febrero, y
considera: la potencia efectiva, la disponibilidad de acuerdo a los mantenimientos
programados para el per&iacute;odo noviembre – febrero y las importaciones de energ&iacute;a.
•
Plantas Hidroel&eacute;ctricas: se calcula la producci&oacute;n de energ&iacute;a promedio de
las plantas, en cada uno de los meses del per&iacute;odo noviembre – febrero
(considerando el efecto de
la operaci&oacute;n del embalse), usando la
estad&iacute;stica operativa de producci&oacute;n de energ&iacute;a de los &uacute;ltimos diez a&ntilde;os (o
a su vez la estad&iacute;stica operativa existente), para todos los per&iacute;odos
noviembre – febrero.
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En el caso de nuevas plantas hidroel&eacute;ctricas, se determinaran las
producciones de energ&iacute;a media mensual correspondientes al per&iacute;odo
noviembre
–
febrero
mediante
simulaci&oacute;n
operativa
del
sistema
(considerado el efecto de la operaci&oacute;n del embalse).
Usando la producci&oacute;n de energ&iacute;a, se determina la potencia equivalente
dividiendo la producci&oacute;n de energ&iacute;a para el n&uacute;mero de horas del per&iacute;odo
noviembre – febrero. Estas potencias equivalentes ser&aacute;n las potencias con
las que las plantas hidroel&eacute;ctricas participar&aacute;n en la asignaci&oacute;n de la
Potencia Remunerable para cubrir la demanda m&aacute;xima del per&iacute;odo.
•
Unidades Termoel&eacute;ctricas: se utiliza la potencia media que corresponde
al promedio de la potencia efectiva disminuida por efecto de los
mantenimientos para el per&iacute;odo noviembre – febrero (se contabiliza el
n&uacute;mero de d&iacute;as de indisponibilidad en dicho periodo).
Las unidades termoel&eacute;ctricas se agregar&aacute;n con sus potencias medias, en
orden de m&eacute;rito a sus costos variables de producci&oacute;n (declarados para el
mes de septiembre de cada a&ntilde;o), hasta cubrir la demanda m&aacute;xima del
per&iacute;odo noviembre - febrero.
La potencia efectiva disponible de las unidades termoel&eacute;ctricas se obtiene
de la siguiente manera:
PED ( i ) = PE ( i ) x (1 - IM ( i ))
Donde:
PE ( i )
=
potencia efectiva de la unidad i (MW)
PED ( i )
=
potencia efectiva disponible de la unidad i (MW)
IM ( i )
=
indisponibilidad por mantenimiento de la unidad i
(N&uacute;mero de d&iacute;as de indisponibilidad en el per&iacute;odo
dividido por el n&uacute;mero de d&iacute;as calendario del
periodo).
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Las importaciones de energ&iacute;a ser&aacute;n consideradas de acuerdo a la estad&iacute;sticas de
precios y de capacidad operativa de las importaciones por los enlaces
internacionales para el per&iacute;odo noviembre - febrero. Esta incorporaci&oacute;n es para
fines de cobertura de la demanda m&aacute;s no remunerativos. [12]
4.2.4 C&Aacute;LCULO DE LA POTENCIA REMUNERABLE PARA CUBRIR LA
RESERVA DE GENERACI&Oacute;N
El valor de la reserva t&eacute;cnica se determina para cada trimestre, de acuerdo a los
requerimientos t&eacute;cnicos de confiabilidad, calidad y seguridad de operaci&oacute;n del
sistema el&eacute;ctrico.
Los generadores que pongan a disposici&oacute;n del mercado mayorista equipamientos
de generaci&oacute;n no comprometidos en contratos a plazo que no resulten
despachados, percibir&aacute;n de parte de los distribuidores y grandes consumidores
una compensaci&oacute;n mensual por el tiempo de puesta a disposici&oacute;n de su potencia
en los tramos horarios que fije la reglamentaci&oacute;n.
Los Generadores asignados para cubrir la Reserva, recibir&aacute;n el valor por Potencia
Remunerable durante el trimestre correspondiente.
Reserva de Generaci&oacute;n a Remunerar: para determinar la unidades de
generaci&oacute;n que constituir&aacute;n la reserva de generaci&oacute;n, primero se verifica cuales
de las unidades asignadas con PRPD anual, contribuyen a satisfacer los
requerimientos de generaci&oacute;n por confiabilidad, calidad y seguridad del S.N.I., si
estas no fueren suficientes y existiere disponibilidad de unidades de generaci&oacute;n
en las &aacute;reas o nodos que demanda el sistema, se agregan unidades adicionales
que permiten satisfacer los requerimientos de reserva.
La oferta de potencia disponible para constituir la reserva t&eacute;cnica de generaci&oacute;n
del S.N.I. en los trimestres 2, 3 y 4, tomar&aacute; en cuenta la disponibilidad de potencia
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adicional de las unidades repotenciadas o reparadas que no fue considerada en la
asignaci&oacute;n anual de PRPD, el ingreso de unidades que estuvieron indisponibles
en el per&iacute;odo noviembre-febrero, la potencia equivalente de las nuevas centrales
hidroel&eacute;ctricas y
la potencia efectiva disponible en las nuevas unidades
termoel&eacute;ctricas.
Reserva Adicional de Potencia: en la programaci&oacute;n semanal, se verifican los
requerimientos de Reserva Adicional de Potencia (RAP), para garantizar
condiciones de calidad y seguridad del servicio en el sistema en el transcurso de
cada semana, y en caso de ser necesaria RAP y exista exceso de oferta, se
realiza un proceso de licitaci&oacute;n semanal y adjudican de acuerdo a los menores
precios ofertados
Los generadores asignados para cubrir la Reserva Adicional de Potencia,
recibir&aacute;n el valor por Potencia Remunerable durante la semana para la que fue
asignado. [12]
4.2.5 CONSIDERACIONES GENERALES SOBRE EL C&Aacute;LCULO DE LA PRPD
Simulaci&oacute;n de operaci&oacute;n del sistema: el plan de operaci&oacute;n de las centrales
hidroel&eacute;ctricas con embalse de prop&oacute;sito m&uacute;ltiple u otras plantas con
caracter&iacute;sticas especiales, cuyas producciones energ&eacute;ticas para el siguiente a&ntilde;o
no son determinadas por el CENACE, debe tener un alcance anual y especificar
las condiciones iniciales de operaci&oacute;n del embalse, generaci&oacute;n mensual que
garantice el 90% de cumplimiento mensual, y trayectoria del nivel de operaci&oacute;n
del embalse, prevista durante el a&ntilde;o operativo. La potencia media se determinar&aacute;
dividiendo la producci&oacute;n de energ&iacute;a declarada para el n&uacute;mero de horas del
per&iacute;odo noviembre-febrero. Con esta potencia media, participar&aacute;n en la
asignaci&oacute;n de potencia remunerable.
El CENACE podr&aacute; solicitar las modificaciones que fueren t&eacute;cnicamente
justificables, para proceder a su aprobaci&oacute;n. Una vez aprobado este plan, las
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centrales hidroel&eacute;ctricas deber&aacute;n ajustarse al mismo. En el caso de existir desv&iacute;os
en defecto, al final del per&iacute;odo noviembre -febrero, el CENACE reducir&aacute; el monto
asignado de Potencia Remunerable en la misma magnitud. Este monto asignado
reajustado, ser&aacute; aplicado para todo el per&iacute;odo octubre – septiembre.
Si el CENACE rechaza el plan de operaci&oacute;n, proceder&aacute; al c&aacute;lculo de la Potencia
Remunerable mediante la estad&iacute;stica operativa de producci&oacute;n, as&iacute; como a los
reajustes correspondientes en casos de desv&iacute;os en defecto, tal como se indica en
el inciso anterior.
Disponibilidad de las unidades de generaci&oacute;n: para la actualizaci&oacute;n anual o
trimestral de la asignaci&oacute;n de la PRPD se consideran
todas aquellas unidades
de generaci&oacute;n que, en el mes previo al inicio del periodo operativo octubre septiembre o del trimestre respectivo, se encuentren en la siguiente situaci&oacute;n:
a) Las unidades est&aacute;n disponibles y listas para entrar en operaci&oacute;n.
b) Las unidades est&aacute;n en consignaci&oacute;n por la ejecuci&oacute;n de trabajos de
mantenimientos o reparaciones, por lo cual, el Agente asegura la
disponibilidad de la unidad para el per&iacute;odo noviembre a febrero o
para el trimestre en consideraci&oacute;n.
c) El Agente declara un cronograma de reparaciones de la unidad de
generaci&oacute;n que est&aacute; indisponible, con el cual, el Agente garantiza
que la unidad estar&aacute; disponible en el per&iacute;odo noviembre a febrero o
para el trimestre en consideraci&oacute;n.
4.2.6 RETROALIMENTACI&Oacute;N
Observaciones de los Agentes: los resultados del c&aacute;lculo de la PRPD, se
publica en el portal del CENACE para que los Agentes del MEM, en el plazo
establecido realicen sus observaciones, las mismas que son analizadas por el
Ingeniero de Planeamiento responsable de la ejecuci&oacute;n del proceso y el Director
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de Planeamiento del CENACE, para determinar la validez o no de las mismas y
proceder, de ser el caso, a la rectificaci&oacute;n del c&aacute;lculo de la PRPD.
Seguimiento de la PRPD: considerando la estad&iacute;stica de generaci&oacute;n mensual y
la Potencia Media Puesta a Disposici&oacute;n registrada por la Direcci&oacute;n de
Transacciones Comerciales, se calcular&aacute; el desv&iacute;o mensual de la PRPD de las
centrales hidroel&eacute;ctricas y de cada unidad t&eacute;rmica, como la diferencia entre la
PRPD real mensual registrada en el periodo operativo en curso y el valor de
PRPD asignado.
De acuerdo con el an&aacute;lisis y evaluaci&oacute;n correspondiente se realizar&aacute; en caso de
ser necesaria la Reliquidaci&oacute;n de la Potencia Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n.
Reliquidaci&oacute;n de la PRPD: el promedio de la Potencia Media Puesta a
Disposici&oacute;n, durante el per&iacute;odo noviembre – febrero, aportada realmente por cada
unidad t&eacute;rmica, ser&aacute; la asignaci&oacute;n de potencia remunerable que deber&aacute; utilizarse
para todo el per&iacute;odo octubre – septiembre; por lo tanto, este nuevo valor se lo
comparar&aacute; con la PRPD asignada y se calcular&aacute; la remuneraci&oacute;n que
corresponda, procediendo a la reliquidaci&oacute;n de cada generador t&eacute;rmico en el
per&iacute;odo octubre – febrero y que ser&aacute; tambi&eacute;n el que se considere para el pago del
resto del per&iacute;odo, marzo a septiembre.
La reliquidaci&oacute;n ser&aacute; para el mercado interno y no afectar&aacute; a las Transacciones
Internacionales de Electricidad.
4.3 DETERMINACI&Oacute;N DE LA POTENCIA DISPONIBLE DE LAS
UNIDADES DE GENERACI&Oacute;N
Una unidad generadora se considera disponible:
•
Si se encuentra generando como resultado de un despacho y/o
redespacho realizado por el CENACE.
37
•
Si no consta en el despacho y/o redespacho, pero est&aacute; en condiciones
&oacute;ptimas de operaci&oacute;n.
•
Si se declara disponible luego de culminado un mantenimiento o luego de
haber superado alguna restricci&oacute;n operativa que modific&oacute; la disponibilidad
de la misma.
•
Si la planta o unidad de generaci&oacute;n, luego de su sincronizaci&oacute;n a solicitud
del CENACE, ha operado manera estable, durante por lo menos una hora.
Una unidad generadora se considera indisponible:
•
Si la unidad sale del sistema para realizar un mantenimiento programado,
correctivo o emergente.
•
Si la unidad se declara indisponible con toda su potencia efectiva o con un
valor determinado por causa de alguna restricci&oacute;n operativa propia
(indisponibilidad parcial).
•
Si la unidad sale del sistema por alg&uacute;n problema en la red de transmisi&oacute;n
o subtransmisi&oacute;n propia o de terceros, o si sale por condiciones
ambientales adversas y/o cat&aacute;strofes naturales (fuerza mayor o caso
fortuito).
•
Si no dispone de personal t&eacute;cnico necesario en las instalaciones de las
centrales de generaci&oacute;n para su operaci&oacute;n (Falta de personal).
Adicionalmente considera ciertos par&aacute;metros importantes que caracterizan a cada
una de las m&aacute;quinas, como por ejemplo: potencias efectivas, tiempos de arranque
y tiempos de toma de carga y descarga, que permiten de acuerdo a las
declaraciones realizadas por los agentes generadores, definir con exactitud la
disponibilidad real de la unidad.
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4.4 VERIFICACI&Oacute;N DE LA DISPONIBILIDAD DE UNIDADES
GENERADORAS Y AUDITORIA T&Eacute;CNICA
Todos los arranques e ingresos en paralelo de las unidades de generaci&oacute;n,
relacionados con Pruebas, ser&aacute;n coordinados, aprobados y autorizados por el
CENACE.
Los Agentes Generadores podr&aacute;n solicitar al CENACE la realizaci&oacute;n de Pruebas
de Verificaci&oacute;n de Disponibilidad, para garantizar su disponibilidad y par&aacute;metros
declarados.
Los costos de las pruebas de verificaci&oacute;n de disponibilidad o de la Auditoria
T&eacute;cnica ser&aacute;n a cargo del Generador propietario de la unidad.
Si el CENACE solicitare la operaci&oacute;n de una unidad que se encuentra disponible
luego de un mantenimiento, sin que esta haya realizado Pruebas de Verificaci&oacute;n
de Disponibilidad, conocidas por el CENACE, que garanticen su disponibilidad,
&eacute;sta solicitud ser&aacute; considerada como Prueba de Verificaci&oacute;n de Disponibilidad
solicitada por el CENACE.
Verificaci&oacute;n de disponibilidad solicitada por el CENACE: las pruebas de
verificaci&oacute;n de disponibilidad ser&aacute;n realizadas, en cualquier momento, por lo
menos una vez cada tres meses.
Los generadores que no hayan sido despachados y se encuentren disponibles por
un periodo superior a quince (15) d&iacute;as, podr&aacute;n prioritariamente estar sujetos a la
realizaci&oacute;n de Pruebas de Verificaci&oacute;n de Disponibilidad.
Los par&aacute;metros a verificar ser&aacute;n: la disponibilidad de potencia, potencia m&iacute;nima,
potencia efectiva, potencia m&aacute;xima, tiempo de arranque y velocidad de toma de
carga y descarga.
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•
Tiempo de Arranque: luego de que el CENACE solicite el arranque de la
unidad, el Agente dispondr&aacute; de hasta el equivalente a dos veces el tiempo
de arranque declarado, para sincronizar su unidad.
•
Tiempo M&iacute;nimo de Operaci&oacute;n: el tiempo m&iacute;nimo de permanencia de la
unidad en operaci&oacute;n normal, deber&aacute; ser por lo menos igual a tres veces el
tiempo de arranque declarado por el agente y no menor a una hora, ni
mayor a cuatro horas.
•
Consideraci&oacute;n de Prueba Fallida: en caso de que la unidad no pudiere
ingresar al paralelo, o permanecer operando durante los tiempos se&ntilde;alados
anteriormente, el Agente tendr&aacute; un plazo de 24 horas a partir de la solicitud
de la prueba, para repetirla y cumplir con la misma.
Si la unidad ingresare antes de las 24 horas y permaneciere operando el tiempo
se&ntilde;alado anteriormente, la prueba se considerar&aacute; como Prueba Exitosa, caso
contrario, como Prueba Fallida.
La unidad se considerar&aacute; como indisponible desde el primer intento fallido hasta
cuando se consiga un resultado exitoso de la prueba.
Verificaci&oacute;n de disponibilidad solicitada por el agente: luego de haber
culminado un mantenimiento de una unidad de generaci&oacute;n o para salir de un
per&iacute;odo de indisponibilidad mayor a un d&iacute;a, los Agentes Generadores deben
realizar una prueba de verificaci&oacute;n, previo a declarar su disponibilidad,
sincronizando la unidad y subiendo su generaci&oacute;n hasta su potencia efectiva. En
caso de no alcanzar la unidad su potencia efectiva, &eacute;sta podr&aacute; ser declarada con
una potencia restringida equivalente a la m&aacute;xima potencia alcanzada. La
ejecuci&oacute;n de esta prueba de verificaci&oacute;n deber&aacute; ser coordinada con el CENACE.
En esta prueba el objetivo es verificar la potencia efectiva, y su duraci&oacute;n
depender&aacute; del tiempo que ocupe el alcanzar dicho par&aacute;metro, debiendo
permanecer la unidad en condici&oacute;n estable, con la potencia efectiva o la m&aacute;xima
alcanzada, durante por lo menos 15 minutos.
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Cuando una unidad que se encuentra despachada o disponible, sale a un
mantenimiento rutinario (lubricantes) de corta duraci&oacute;n en un mismo d&iacute;a, la
realizaci&oacute;n del proceso de verificaci&oacute;n no ser&aacute; obligatoria para declarar su
disponibilidad.
Cuando una unidad haya sido declarada con una potencia restringida, para
proceder por parte del Agente a una declaraci&oacute;n de disponibilidad con potencia
efectiva, se volver&aacute; a realizar la prueba anterior, sincronizando la unidad en caso
de no encontrarse en operaci&oacute;n o coordinando con el CENACE el incremento de
la generaci&oacute;n hasta su potencia efectiva, en caso de encontrarse despachada.
Auditoria T&eacute;cnica: la Auditoria T&eacute;cnica contemplar&aacute; todas las Pruebas y
Verificaci&oacute;n de Par&aacute;metros constantes en los Procedimientos vigentes de
Despacho y Operaci&oacute;n del Sistema Nacional Interconectado.
En caso de ser necesario, se efectuaran las pruebas de verificaci&oacute;n en
las
instalaciones de los Agentes Generadores. Todas las pruebas que requieran
efectuarse dentro de las instalaciones del Agente deber&aacute;n ser informadas a &eacute;ste
con por lo menos cinco (5) d&iacute;as de anticipaci&oacute;n o a trav&eacute;s de la programaci&oacute;n
semanal, para efectos de la coordinaci&oacute;n y preparaci&oacute;n de las mismas.
Se solicitar&aacute; la ejecuci&oacute;n de una Auditoria T&eacute;cnica para la verificaci&oacute;n de
par&aacute;metros t&eacute;cnicos, cada vez que considere que un Agente generador no est&eacute;
cumpliendo con los par&aacute;metros declarados.
Si el Generador, luego de la prueba de verificaci&oacute;n de los par&aacute;metros, no
cumpliere con los par&aacute;metros declarados, deber&aacute; proponer un plan correctivo
para recuperar el valor del par&aacute;metro.
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4.5 POTENCIA MEDIA PUESTA A DISPOSICI&Oacute;N DE LAS
UNIDADES Y PLANTAS DE GENERACI&Oacute;N
4.5.1 POTENCIA MEDIA PUESTA A DISPOSICI&Oacute;N DE UNIDADES DE
GENERACI&Oacute;N TERMOEL&Eacute;CTRICA
La Regulaci&oacute;n para el C&aacute;lculo de la Potencia Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n,
considera lo siguiente:
a) Los Generadores Termoel&eacute;ctricos no recibir&aacute;n remuneraci&oacute;n de
potencia, durante los per&iacute;odos de indisponibilidad de sus unidades, en
cualquiera de los siguientes casos:
-
Mantenimientos programados o emergentes.
-
Salidas forzadas.
-
Fuerza mayor, caso fortuito u ocasionado por terceros.
-
Falta de combustibles, repuestos, lubricantes u otros insumos.
-
Limitaciones operativas por regulaciones ambientales.
b) Aquellas unidades termoel&eacute;ctricas que no pueden operar en un r&eacute;gimen
cont&iacute;nuo, sea por caracter&iacute;sticas t&eacute;cnicas de sus equipos o por
limitaciones en el tiempo de operaci&oacute;n acumulado, recibir&aacute;n la
remuneraci&oacute;n proporcional correspondiente al n&uacute;mero m&aacute;ximo de horas
de operaci&oacute;n declaradas por el Agente.
c) En caso de indisponibilidad parcial de potencia, no recibir&aacute;n la
remuneraci&oacute;n correspondiente al segmento de potencia disminuido.
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4.5.2 DETERMINACI&Oacute;N DE LA DISPONIBILIDAD DE LAS UNIDADES DE
GENERACI&Oacute;N
TERMOEL&Eacute;CTRICA
CONSIDERANDO
LAS
CARACTER&Iacute;STICAS T&Eacute;CNICAS
La Potencia Media Puesta a Disposici&oacute;n Diaria por Caracter&iacute;sticas T&eacute;cnicas
PMPD Diaria-CT de cada unidad termoel&eacute;ctrica, es el m&iacute;nimo valor entre la
Potencia Disponible Diaria (PDD) y la Potencia Disponible Diaria por
Caracter&iacute;sticas T&eacute;cnicas (PDDCT).
4.5.3 DETERMINACI&Oacute;N DE LA DISPONIBILIDAD DE LAS UNIDADES DE
GENERACI&Oacute;N
TERMOEL&Eacute;CTRICA
CONSIDERANDO
DE
LA
EXISTENCIA DE COMBUSTIBLE
Es responsabilidad de todos los Agentes que posean generaci&oacute;n termoel&eacute;ctrica,
declarar diariamente al CENACE la potencia disponible de cada una de sus
unidades de generaci&oacute;n y la correspondiente existencia de combustibles. Esta
declaraci&oacute;n lo realizar&aacute; hasta las 09:00 del d&iacute;a anterior al de operaci&oacute;n.
La existencia de combustibles a ser declarada ser&aacute; aquella disponible en los
tanques de almacenamiento y lista para su utilizaci&oacute;n en la producci&oacute;n, registrada
a las 00:00 de cada d&iacute;a.
Para el caso de unidades de generaci&oacute;n que requieran distinto tipo de
combustible para el arranque, tambi&eacute;n ser&aacute; declarada la cantidad de este
combustible disponible registrado o medido a las 00:00 de cada d&iacute;a.
4.5.4 EVALUACI&Oacute;N DE LA PMPD DE PLANTAS DE GENERACI&Oacute;N
HIDROEL&Eacute;CTRICA
Se determinar&aacute; la disponibilidad de este tipo de plantas en funci&oacute;n de las
potencias disponibles horarias, la PMPD diaria y la PMPD.
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En los meses en los que la unidad o planta est&eacute; indisponible total o parcialmente
se aplicar&aacute; el menor valor entre la potencia remunerable puesta a disposici&oacute;n y la
potencia media puesta a disposici&oacute;n en ese mes.
Adicionalmente, informar&aacute; a cada uno de los agentes del Mercado El&eacute;ctrico
Mayorista, que dispongan de contratos a plazo, la cantidad de potencia que por
estos conceptos deba ser considerada en tales contratos, cuando sea aplicable.
4.6 LIQUIDACI&Oacute;N
Y
RELIQUIDACI&Oacute;N
TRANSACCIONES DE PRPD
DE
LAS
4.6.1 CONSIDERACIONES PARA EL PROCESO DE LIQUIDACI&Oacute;N DE LA
PRPD
Para establecer los cargos por Potencia Remunerable a los Distribuidores y
Grandes Consumidores, se aplicar&aacute; la metodolog&iacute;a basada en el Cargo
Equivalente de Energ&iacute;a (CEP). Por lo que bajo esta metodolog&iacute;a, cualquier ajuste
producto de las liquidaciones econ&oacute;micas a generadores por PRPD ser&iacute;an
directamente
acreditados
o
debitados
a
los
Distribuidores
y
Grandes
Consumidores.
Cargo equivalente de energ&iacute;a: para el cobro por conceptos de potencia
remunerable puesta a disposici&oacute;n, reserva adicional de potencia, reserva para
regulaci&oacute;n secundaria de frecuencia, y costos de arranque y parada de una
unidad turbo-vapor, el Centro Nacional de Control de Energ&iacute;a (CENACE)
obtendr&aacute;, una vez concluido cada mes y para el per&iacute;odo total del mes concluido,
un valor por unidad de energ&iacute;a denominado Cargo Equivalente de Energ&iacute;a.
Este cargo corresponder&aacute; a la relaci&oacute;n entre la remuneraci&oacute;n total que los
generadores percibir&aacute;n por potencia remunerable puesta a disposici&oacute;n, reserva
adicional de potencia y reserva para regulaci&oacute;n secundaria de frecuencia y por los
costos de arranque y parada de una unidad turbo – vapor, en ese per&iacute;odo y, la
correspondiente energ&iacute;a total entregada en las horas de demanda media y punta
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a los distribuidores y grandes consumidores, en los respectivos nodos de cada
agente receptor.
4.6.2 LIQUIDACI&Oacute;N
DE
LA
POTENCIA
REMUNERABLE
PUESTA
A
DISPOSICI&Oacute;N (PRPD) DE PLANTAS HIDROEL&Eacute;CTRICAS Y UNIDADES
TERMOEL&Eacute;CTRICAS
La remuneraci&oacute;n a plantas hidroel&eacute;ctricas y unidades termoel&eacute;ctricas, se calcula
en funci&oacute;n de la potencia media puesta a disposici&oacute;n (PMPD) y su potencia
remunerable (PRPD). Por lo tanto, la liquidaci&oacute;n de estas se la efectuar&aacute;
mensualmente de la siguiente forma:
REMPRPDi = Pp$ * m&iacute;n(PRPDi , PMPDi)
Adem&aacute;s,
PMPDi = Promedio (PMPDdiarias i)
Donde:
REMPRPDi
=
Remuneraci&oacute;n por PRPD de la planta hidroel&eacute;ctrica o
unidad termoel&eacute;ctrica i.
Pp$
=
Precio unitario de la potencia.
PRPDi
=
Potencia remunerable puesta a disposici&oacute;n de la planta
hidroel&eacute;ctrica o unidad termoel&eacute;ctrica i
PMPDi
=
Potencia media puesta a disposici&oacute;n mensual de la planta
hidroel&eacute;ctrica o unidad termoel&eacute;ctrica i.
PMPDdiariasi
=
Potencia media puesta a disposici&oacute;n diaria de la planta
hidroel&eacute;ctrica o unidad termoel&eacute;ctrica i.
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En los meses en los que la unidad o planta est&eacute; indisponible total o parcialmente
se aplicar&aacute; el menor valor entre la potencia remunerable puesta a disposici&oacute;n y la
potencia media puesta a disposici&oacute;n en ese mes.
Adicionalmente, informar&aacute; a cada uno de los agentes del Mercado El&eacute;ctrico
Mayorista, que dispongan de contratos a plazo, la cantidad de potencia que por
estos conceptos deba ser considerada en tales contratos, cuando sea aplicable.
4.6.3 LIQUIDACI&Oacute;N
DE
LA
PRPD
EN
LA
VERIFICACI&Oacute;N
DE
LA
DISPONIBILIDAD DE GENERADORES
Una vez que el CENACE realice las pruebas para la verificaci&oacute;n de la
disponibilidad de unidades generadoras asignadas PRPD, se establecer&aacute; lo
siguiente:
-
Si la prueba de verificaci&oacute;n de Disponibilidad de Potencia no fue
considerada como Prueba Fallida, la remuneraci&oacute;n por PRPD al Generador
no se ver&aacute; afectada.
-
Si la prueba de verificaci&oacute;n de Disponibilidad de Potencia fue considerada
como Prueba Fallida, el descuento a la remuneraci&oacute;n por PRPD del
generador se lo har&aacute; desde la fecha de la &uacute;ltima operaci&oacute;n o verificaci&oacute;n, lo
que suceda m&aacute;s tarde, hasta la fecha en que se produjo la prueba fallida.
El descuento por no pasar la prueba de verificaci&oacute;n en ning&uacute;n caso podr&aacute;
ser mayor a la remuneraci&oacute;n por PRPD correspondiente a tres meses. El
Agente podr&aacute; volver a recibir esta remuneraci&oacute;n cuando la unidad concluya
satisfactoriamente la siguiente prueba de verificaci&oacute;n.
-
El descuento por PRPD ser&aacute; calculado, considerando como nula a su
PMPD desde la &uacute;ltima operaci&oacute;n o verificaci&oacute;n, lo que suceda m&aacute;s tarde,
hasta la fecha en que se produjo la prueba fallida. Este valor ser&aacute; aplicado
para el c&aacute;lculo de una nueva remuneraci&oacute;n por PRPD.
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-
Los montos econ&oacute;micos a descontarse ser&aacute;n determinados como resultado
de la diferencia entre, el valor originalmente asignado por PRPD y el valor
resultante de la aplicaci&oacute;n de la nueva remuneraci&oacute;n por PRPD.
-
El Generador recibir&aacute; por la energ&iacute;a bruta producida durante el periodo de
prueba, el costo marginal en la barra de mercado multiplicado por el factor
de nodo de su barra.
4.6.4 RELIQUIDACION DE LA POTENCIA REMUNERABLE PUESTA A
DISPOSICION
Plantas Hidroel&eacute;ctricas con Embalses de Regulaci&oacute;n de Prop&oacute;sito M&uacute;ltiple u
otras Plantas con Caracter&iacute;sticas Especiales: una vez finalizado el periodo
Noviembre – Febrero, el CENACE determinar&aacute; la potencia equivalente de cada
una de estas centrales dividiendo la producci&oacute;n de energ&iacute;a real para el n&uacute;mero de
horas del per&iacute;odo en menci&oacute;n.
Si esta potencia media resulta menor que la
PRPD asignada, esta ser&aacute; la nueva PRPD de la central a ser aplicada para todo
el per&iacute;odo octubre - septiembre.
En este caso, para cada mes del periodo octubre – febrero, el CENACE
determinar&aacute; los montos econ&oacute;micos a ajustarse, resultado de la diferencia entre el
valor econ&oacute;mico originalmente asignado por PRPD y el valor resultante de la
aplicaci&oacute;n de la nueva PRPD asignada.
Se entender&aacute; que la determinaci&oacute;n de los montos econ&oacute;micos a ser remunerados
son el resultado de la aplicaci&oacute;n del m&iacute;nimo valor entre la PRPD y la PMPD de
cada planta multiplicados por el precio de la potencia en cada mes del periodo
antes indicado.
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Unidades de Generaci&oacute;n Termoel&eacute;ctricas: el promedio de la Potencia Media
Puesta a Disposici&oacute;n, durante el per&iacute;odo noviembre – febrero, aportada realmente
por cada unidad t&eacute;rmica, ser&aacute; la asignaci&oacute;n de potencia remunerable que deber&aacute;
utilizarse para todo el per&iacute;odo octubre – septiembre; por lo tanto, este nuevo valor
se lo comparar&aacute; con la PRPD asignada y se calcular&aacute; la remuneraci&oacute;n que
corresponda, procediendo a la reliquidaci&oacute;n de cada generador t&eacute;rmico en el
per&iacute;odo octubre – febrero y que ser&aacute; tambi&eacute;n el que se considere para el pago del
resto del per&iacute;odo, marzo a septiembre. La reliquidaci&oacute;n ser&aacute; para el mercado
interno y no afectar&aacute; a las Transacciones Internacionales de Electricidad.
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5 AN&Aacute;LISIS DEL M&Eacute;TODO DE PAGO DE POTENCIA EN
EL ECUADOR
Para el an&aacute;lisis se considerar&aacute;n los siguientes tipos de centrales de generaci&oacute;n:
•
Hidroel&eacute;ctrica
•
T&eacute;rmica Vapor
•
T&eacute;rmica Gas Natural
•
T&eacute;rmica Gas (Nafta o Diesel)
Tabla 5 - 1: Informaci&oacute;n general de las centrales utilizadas para el estudio [#]
Para el an&aacute;lisis se consideraron los siguientes par&aacute;metros en lo que tiene que ver
con la Potencia Remunerable:
PRPD Planificada: valor en MW que corresponde a la potencia calculada por el
CENACE (en la Direcci&oacute;n de Planeamiento) para cada planta hidroel&eacute;ctrica, para
cubrir la demanda m&aacute;xima de la hora de punta del periodo noviembre – febrero y
para la reserva t&eacute;cnica determinada trimestralmente, en el caso de las unidades
t&eacute;rmicas se utiliza la potencia efectiva.
PMPD Promedio: la Potencia Media Puesta a Disposici&oacute;n (PMPD), es el valor en
MW determinado como el promedio mensual de las PMPD diarias de cada planta
hidroel&eacute;ctrica y unidad termoel&eacute;ctrica, en funci&oacute;n de la disponibilidad de las
mismas, determinada o calculada por el CENACE (por la Direcci&oacute;n de
Transacciones Comerciales).
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PRPD a Remunerar: es el m&iacute;nimo valor en MW, resultado de comparar la PRPD
Planificada (Potencia Remunerable Puesta a Disposici&oacute;n - PRPD) y la PRPD
Promedio (Potencia Media Puesta a Disposici&oacute;n - PMPD).
PRPD Remunerada: es el valor en USD que reciben los generadores por
concepto del pago de potencia, resultado de multiplicar el valor de la Potencia a
Remunerar (MW) por el Precio Unitario de Potencia (5,7 USD/kW).
“El precio unitario de potencia, corresponde al costo unitario mensual de capital
m&aacute;s costos fijos de operaci&oacute;n y mantenimiento de la unidad generadora m&aacute;s
econ&oacute;mica para proveer potencia de punta o reserva de energ&iacute;a en el a&ntilde;o seco
identificado. El costo mensual de capital se determina con el factor de
recuperaci&oacute;n del capital considerando la tasa de descuento utilizada en el c&aacute;lculo
de tarifas. El tipo de unidad, su costo y vida &uacute;til a considerar, ser&aacute; definido cada
cinco a&ntilde;os por el Consejo Nacional de Electricidad (CONELEC)”. [13]
A este valor se lo conoce como Costo Marginal Unitario de Potencia (corresponde
al pago de los costos fijos o inversiones en generaci&oacute;n), y para su c&aacute;lculo se
consideran los siguientes par&aacute;metros:
-
Equipamiento de Punta:
Turbina de Gas de Ciclo Abierto
-
Capacidad Instalada:
90 (MW)
-
Potencia Firme:
81 (MW)
-
Costo Unitario de Inversi&oacute;n:
400 (USD/kW)
-
Inversi&oacute;n Total :
36.000 (Miles USD)
-
Vida &Uacute;til:
15 (A&ntilde;os)
-
Tasa de Descuento Anual:
11,20%
-
Desembolso Anual por Inversi&oacute;n:
5.062 (Miles USD)
-
Costos Fijos de O&amp;M:
720 (Miles USD)
-
Costo Total Anual:
5.782 (Miles USD)
-
Costo Medio Anual:
71,38 (USD/kW-A&ntilde;o)
-
COSTO MEDIO MENSUAL:
5,65 (USD/kW-MES)
Aproximando este valor se tiene que el Precio Unitario de Potencia o Costo
Marginal Unitario de Potencia es de: 5,7 (USD/kW-MES).
50
En lo que corresponde a la producci&oacute;n e ingresos que tuvo cada central por
concepto de Energ&iacute;a se puede decir que:
•
El an&aacute;lisis de la energ&iacute;a realizado por Contratos y Spot, sirve para
verificar si a lo largo del per&iacute;odo de estudio, los ingresos que reciben por
potencia y energ&iacute;a son suficientes para cubrir sus costos fijos en especial.
Esta parte del an&aacute;lisis no permite realmente comprobar ni concluir si el
pago de potencia ha funcionando adecuadamente en lo que se relaciona
con la inversi&oacute;n de la generaci&oacute;n, ya que la informaci&oacute;n sobre la energ&iacute;a
esta distorsionada en algunos casos debido a los precios de contratos.
•
El an&aacute;lisis de la energ&iacute;a realizado solo en el Spot, sirve para saber cuales
ser&iacute;an los ingresos reales que tendr&iacute;an los generadores en un mercado
competitivo (en el que vendiese toda su producci&oacute;n a precio spot), verificar
que tan representativo es el pago de potencia en comparaci&oacute;n con los
costos fijos totales, y si la remuneraci&oacute;n de potencia representa en realidad
una se&ntilde;al de inversi&oacute;n dependiendo del tipo de tecnolog&iacute;a de generaci&oacute;n
que se est&eacute; analizando.
Para comparar los ingresos que tuvo cada central, es necesario tambi&eacute;n realizar
un an&aacute;lisis de sus Costos, y de esta manera poder llegar a obtener conclusiones
v&aacute;lidas sobre la inversi&oacute;n (rentabilidad y utilidad) de cada generador.
Costos Fijos Totales (USD): son los costos necesarios para la instalaci&oacute;n y
operaci&oacute;n de un determinado equipo, para este caso de una central de energ&iacute;a,
que comprende factores como (inversi&oacute;n, seguros, personal, depreciaci&oacute;n,
rentabilidad, etc.), sea que este funcione o no.
Costos Variables (USD): son aquellos costos en los que se incurre para operar y
mantener los equipos y que cambian en funci&oacute;n de la magnitud de la producci&oacute;n.
Costos Totales (USD): es la suma de los Costos Fijos y Variables que tiene cada
generador.
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5.1 CENTRALES HIDROL&Eacute;CTRICAS
Para el primer caso de estudio corresponde a los Generadores Hidroel&eacute;ctricos, y
en esta parte se analizar&aacute;n dos centrales hidroel&eacute;ctricas.
5.1.1 CENTRAL HIDROEL&Eacute;CTRICA 1
En la Tabla 5-2 se muestra la informaci&oacute;n y comparaci&oacute;n entre la PRPD
planificada, la PMPD registrada para el per&iacute;odo operativo Octubre – Septiembre
desde el a&ntilde;o 2003 hasta el 2007. La PRPD a Remunerar (es el m&iacute;nimo valor
entre la PRPD planificada y la PMPD real registrada).
Es interesante comparar y analizar los valores de la PRPD Planificada (calculada)
y la PMPD Promedio (la que es registrada realmente), primero se debe decir que
la planificada se calcula antes de empezar el a&ntilde;o operativo octubre – septiembre,
de acuerdo a la producci&oacute;n hist&oacute;rica de energ&iacute;a de los meses de noviembre a
febrero (per&iacute;odo seco) por parte de la Direcci&oacute;n de Planeamiento del CENACE,
mientras que la real es registrada por la Direcci&oacute;n de Transacciones Comerciales
del CENACE, una vez finalizado el per&iacute;odo noviembre – febrero del a&ntilde;o operativo
en curso, se determinar&aacute; la potencia equivalente de cada una de estas centrales
dividiendo la producci&oacute;n de energ&iacute;a real para el n&uacute;mero de horas del per&iacute;odo en
menci&oacute;n. Si esta potencia media resulta menor que la PRPD asignada, &eacute;sta ser&aacute;
la nueva PRPD de la central a ser aplicada para todo el per&iacute;odo Octubre Septiembre. En este caso, para cada mes del per&iacute;odo Octubre – Febrero, el
CENACE determinar&aacute; las cantidades que deban reajustarse, que son resultado de
la diferencia entre el valor econ&oacute;mico originalmente asignado por PRPD y el valor
resultante de la aplicaci&oacute;n de la nueva PRPD asignada. Se entender&aacute; que la
determinaci&oacute;n de los montos econ&oacute;micos a ser remunerados (PRPD a remunerar)
son el resultado de la aplicaci&oacute;n del m&iacute;nimo valor entre la PRPD y la PMPD de
cada planta multiplicados por el precio de la potencia en cada mes del per&iacute;odo
antes indicado.
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Tabla 5 - 2: Potencia Remunerable de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Se debe tomar en consideraci&oacute;n que la diferencia entre los valores de la PRPD
planificada y la PMPD real registrada se debe especialmente en el caso de las
centrales hidroel&eacute;ctricas, se debe a que el c&aacute;lculo de la PRPD para este tipo de
centrales se lo hace en base a la estad&iacute;stica de producci&oacute;n hist&oacute;rica de energ&iacute;a
de 10 a&ntilde;os atr&aacute;s (en el per&iacute;odo seco que va de Noviembre – Febrero), y la real
registrada se calcula en base a la potencia disponible de cada central sea o no
despachada, y por esta raz&oacute;n generalmente la calculada va a ser menor que la
real registrada en el caso de las hidroel&eacute;ctricas.
En la Tabla 5-3 se muestran la informaci&oacute;n relacionada con la producci&oacute;n y los
ingresos que recibe la Central Hidroel&eacute;ctrica considerando su generaci&oacute;n vendida
por contratos y en el mercado spot.
Tabla 5 - 3: Producci&oacute;n e Ingresos de Energ&iacute;a por Contratos y Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Dentro de la informaci&oacute;n que contiene la Tabla 5-3, se puede observar que la
mayor&iacute;a de la generaci&oacute;n de esta central est&aacute; comprometida en contratos,
53
teniendo valores sumamente constantes que var&iacute;an entre el 84% y el 96% de la
generaci&oacute;n neta de dicha central.
En lo que se refiere a los ingresos por la energ&iacute;a contratada se que tiene que en
el caso de esta central, el porcentaje de ingresos por este concepto var&iacute;a entre un
78% y un 93% aproximadamente, teniendo tambi&eacute;n en este caso valores
constantes y bastante similares a excepci&oacute;n del a&ntilde;o Octubre 2004 – Septiembre
2005, pero con la diferencia que este pudo haber sido consecuencia del precio de
contratos que haya tenido ese generador en ese a&ntilde;o.
Ahora analizando los ingresos que se tiene por la venta de la generaci&oacute;n neta en
el Mercado Ocasional que se muestran en la Tabla 5-4, se tiene que, en
comparaci&oacute;n con el caso anterior, aumentar&aacute;n y de manera considerable en la
mayor&iacute;a de los casos, a menos que se tuviera alg&uacute;n caso extraordinario en el que
los precios del mercado spot sean menores que los precios que se tuvo por los
contratos.
Como ya se menciono anteriormente, para esta parte del an&aacute;lisis se utiliz&oacute; un
precio spot referencial a partir de los ingresos que se tuvieron por la generaci&oacute;n
vendida en el mercado ocasional y la generaci&oacute;n por ese mismo concepto,
usando el precio medio de venta de la energ&iacute;a y luego de multiplicarlo por la
generaci&oacute;n neta de la central, se obtienen los ingresos que tendr&iacute;a esta central si
vendiera toda su producci&oacute;n en el Mercado Ocasional y poder de esta manera
tener una idea m&aacute;s clara de cu&aacute;l ser&iacute;a el comportamiento de este generador si
estuviera en un mercado competitivo o desregulado.
Tabla 5 - 4: Producci&oacute;n e Ingresos de la Energ&iacute;a solo en el Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
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Ahora comparando los ingresos que tuvieron los generadores de acuerdo al
compartimiento actual del mercado (es decir venta por contratos y en el spot) con
respecto a la situaci&oacute;n que se tendr&iacute;a en un mercado competitivo (toda la
generaci&oacute;n vendida a precio spot), se tiene podr&iacute;an llegar a ser mayores hasta en
un 84% en relaci&oacute;n a los ingresos que reciben actualmente.
La Tabla 5-5 por otro lado muestra la informaci&oacute;n relacionada con los Costos
Fijos, Variables, y Totales de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1, para obtener la
informaci&oacute;n relacionada con los costos de cada generador partimos de los datos
utilizados por el CONELEC.
Tabla 5 - 5: Costos Fijos, Variables y Totales de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Para llegar a obtener los Costos Totales de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1, se
consideraron los siguientes par&aacute;metros:
-
Tasa de descuento:
11,2% (usada por el CONELEC)
-
Costo Total de la Inversi&oacute;n:
967,5 (mill. USD)
-
Vida &Uacute;til:
50 a&ntilde;os
-
Anualidad de la Inversi&oacute;n:
108,90 (mill. USD/a&ntilde;o)
-
Costos Fijos de O&amp;M:
16,33 (mill. USD/a&ntilde;o)
en el caso de las unidades hidroel&eacute;ctricas se asumi&oacute; el valor de acuerdo a lo que
establece corresponde al 15% de la Anualidad.
-
Costos Variables Anuales: se obtuvieron como resultado de multiplicar la
Generaci&oacute;n Neta (MWh) y los Costos Variables de O&amp;M (USD/MWh).
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Otro aspecto fundamental dentro del presente trabajo es el relacionado con los
Costos Fijos Totales, que no son m&aacute;s que la suma de la Anualidad de la Inversi&oacute;n
y los Costos Fijos de Operaci&oacute;n y Mantenimiento, y en este caso en particular
representan alrededor del 90% de los Costos Totales que tiene esta central.
La Tabla 5-6 muestra un resumen de los ingresos que tiene la Central
Hidroel&eacute;ctrica 1, tanto por Potencia, Energ&iacute;a y los Totales, adem&aacute;s se presenta en
la tabla, tanto la rentabilidad como la utilidad que tuvo la central durante el periodo
de estudio del presente trabajo.
Tabla 5 - 6: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad por Contratos y Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
En lo que respecta a la utilidad y la rentabilidad que tuvo esta central se tienen
valores constantes que var&iacute;an entre el 23% y el 26%, a excepci&oacute;n del a&ntilde;o 2005 –
2006 que fue menor y estuvo cerca del 11% (debido a que los ingresos por la
venta de energ&iacute;a en ese a&ntilde;o fueron menores que en los otros a&ntilde;os).
Una parte importante dentro del an&aacute;lisis realizado tiene que ver los ingresos que
tendr&iacute;an los generadores si vendieran su generaci&oacute;n neta a precio spot, es decir
en un mercado de competencia, la Tabla 5-7 permite observar los ingresos,
utilidades y rentabilidad que alcanzar&iacute;a la Central Hidroel&eacute;ctrica 1 en esta
situaci&oacute;n.
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Tabla 5 - 7: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad solo en el Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Es interesante observar y analizar que solo a diferencia del primer a&ntilde;o en el que
la rentabilidad fue menor que en el caso anterior, un 16% aproximadamente (con
las venta de energ&iacute;a solo en el spot) en comparaci&oacute;n con el 25% (por la venta en
contratos y spot) que se tuvo para ese mismo a&ntilde;o.
Pero a partir del segundo a&ntilde;o se observa un comportamiento totalmente diferente
ya que por ejemplo: para el a&ntilde;o 2004-2005 se tiene que la rentabilidad
aumentar&iacute;a de un 26% (contratos - spot) a un 76% (solo spot); para el 2005-2006
aumentar&iacute;a del 11% al 66%, y finalmente para el a&ntilde;o 2006-2007 vario del 23% al
112%, siendo esta ultima la variaci&oacute;n mas considerable de todas debido a los
precios spot de ese a&ntilde;o.
La Figura 5-1 muestra la comparaci&oacute;n entre los Ingresos por Potencia (PRPD) y
los Ingresos de Energ&iacute;a, que para esta central est&aacute;n en el orden del 16%, lo que
significa que los ingresos por la remuneraci&oacute;n de potencia no son muy
representativos para esta central, todo lo contrario ocurre con los ingresos de
energ&iacute;a (el 84% restante) que son los verdaderamente importantes y los que
sustentan la inversi&oacute;n de este generador.
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Figura 5 - 1: %Ingresos por Potencia vs Ingresos por Energ&iacute;a de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Por otro lado la Figura 5-2 nos muestra el porcentaje que representan los ingresos
de potencia en comparaci&oacute;n con los Costos Fijos Totales, esta gr&aacute;fica es &uacute;til
porque ayuda a ver que tan importante es la remuneraci&oacute;n de potencia como
se&ntilde;al de inversi&oacute;n para este tipo de tecnolog&iacute;a.
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Se tiene que para este caso espec&iacute;fico representan aproximadamente un 21% de
los costos, lo cual como se observa no representa una se&ntilde;al adecuada para la
inversi&oacute;n, ya que deja casi un 80% de la inversi&oacute;n que debe ser recuperado con la
venta de energ&iacute;a, lo cual significa un riesgo importante para el inversor, quien
debe estar seguro de poder recuperar su inversi&oacute;n.
Finalmente la Figura 5-3 presenta la comparaci&oacute;n entre los Ingresos que recibe
este generador por la venta de energ&iacute;a bajo el esquema de Contratos y Spot
como es en la actualidad, y cu&aacute;les ser&iacute;an los Ingresos por Energ&iacute;a si vendiera
toda su producci&oacute;n en un mercado de competencia (toda la generaci&oacute;n a precio
spot y en el Mercado Ocasional).
350.000.000
300.000.000
250.000.000
INGRESOS TOTALES
(Contratos y Spot)
INGRESOS TOTALES
(Spot)
150.000.000
COSTOS TOTALES
USD
200.000.000
100.000.000
50.000.000
0
Octubre 2003 Octubre 2004 - Octubre 2005 - Octubre 2006 Septiembre 2004 Septiembre 2005 Septiembre 2006 Septiembre 2007
Figura 5 - 3: Ingresos Totales vs Costos Totales de la Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Como se observa en la Figura 5-3, solo a excepci&oacute;n del primer a&ntilde;o del estudio
(Octubre 2003 – Septiembre 2004) los ingresos por venta de energ&iacute;a en el spot
fueron menores que los que se tiene por contratos-spot casi en un 7%, pero a
partir del segundo a&ntilde;o se observa un comportamiento totalmente diferente ya que
los ingresos aumentar&iacute;an entre un 46% y un 84% para los a&ntilde;os siguientes, lo que
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refleja que los precios de contratos sirven para controlar precios y disminuir las
ganancias extraordinarias que tendr&iacute;an algunos generadores si pudieran vender
toda su producci&oacute;n a precio spot.
Esto refleja que los precios de contratos sirven para controlar precios y disminuir
las ganancias extraordinarias que tendr&iacute;an algunos generadores si pudieran
vender toda su producci&oacute;n a precio spot.
5.1.2 CENTRAL HIDROEL&Eacute;CTRICA 2
En el segundo caso de estudio dentro de los generadores hidroel&eacute;ctricos
corresponde a la Central Hidroel&eacute;ctrica 2. En la Tabla 5-8 se presenta toda la
informaci&oacute;n relacionada con la potencia remunerable para esta central, de la
misma manera que en el caso anterior se puede comparar los valores de la PRPD
planificada , la PMPD registrada y la PRPD a Remunerar (es el m&iacute;nimo valor entre
la PRPD planificada y la PMPD real registrada).
Tabla 5 - 8: Potencia Remunerable de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Para este caso en particular se tiene un comportamiento similar al caso de la
central anterior, ya que como se puede observar el valor de la PRPD Planificada
es menor que el de la PMPD real registrada, debido a los mismos motivos
explicados en el caso anterior: la planificada se calcula en base a la estad&iacute;stica de
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producci&oacute;n de energ&iacute;a (en los meses cr&iacute;ticos de noviembre a febrero de cada a&ntilde;o
operativo), y la real registrada en base a la potencia disponible de la central (sea o
no despachada), a excepci&oacute;n del a&ntilde;o 2005 – 2006 debido al programa de
mantenimiento y la disponibilidad que tuvo la central ese a&ntilde;o.
La producci&oacute;n de energ&iacute;a y los ingresos que recibe esta central por dicho
concepto se muestran en la Tabla 5-9, en esta parte se consideran los ingresos
por tanto en contratos como el mercado ocasional.
Tabla 5 - 9: Producci&oacute;n e Ingresos de Energ&iacute;a por Contratos y Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Esta central tiene comprometida entre un 94% y un 99% de su generaci&oacute;n, lo que
pr&aacute;cticamente nos habla de un central que vende toda su generaci&oacute;n en contratos
y ser&aacute; un buen referente al compararlo con la siguiente parte del an&aacute;lisis, en el
cual se analiza el comportamiento de esta misma central con toda la generaci&oacute;n
remunerada a precio spot.
Por otro lado en lo que tiene que ver con los ingresos que reciben por concepto
de la energ&iacute;a vendida en contratos, se tienen valores muy similares (a los
porcentajes que represent&oacute; la generaci&oacute;n vendida en contratos), entre un 90% y
un 98% aproximadamente de los ingresos totales de energ&iacute;a que tuvo este
generador.
La parte complementaria del an&aacute;lisis la conforma el estudio de los ingresos que
tendr&iacute;a cada generador considerado si vendiera toda su producci&oacute;n en el mercado
ocasional a precio spot, dicha situaci&oacute;n se presenta en la Tabla 5-10, dichos
ingresos se obtienen igual que en el ejemplo anterior, usando un precio spot
referencial (obtenido al dividir los ingresos de la generaci&oacute;n vendida en el
61
mercado ocasional y la generaci&oacute;n respectiva), y multiplic&aacute;ndolo por la generaci&oacute;n
neta de la central considerada.
Tabla 5 - 10: Producci&oacute;n e Ingresos de la Energ&iacute;a solo en el Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Al comparar los ingresos que se tuvieron por contratos-spot en relaci&oacute;n con los
que se tendr&iacute;a solo con la venta en el spot, aportan datos muy interesantes para
el an&aacute;lisis, por ejemplo en el primer a&ntilde;o se tendr&iacute;a un incremento del 36% en los
ingresos por energ&iacute;a; en el segundo a&ntilde;o un 75,4% aproximadamente; para el
tercer a&ntilde;o un aumento del 68,43%; y para el cuarto a&ntilde;o el incremento ser&iacute;a del
99,64%.
De esta parte del an&aacute;lisis se puede decir que en el caso particular de esta central
los ingresos que est&aacute; dejando de recibir por tener su energ&iacute;a comprometida en
contratos son bastante representativos (dejando de ganar en unos a&ntilde;os hasta
casi un 100% de lo que podr&iacute;a recibir), lo que confirma que el manejo de los
contratos dentro del Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano solo sirve para controlar
precios y no para manejar el riesgo de la inversi&oacute;n.
Por otro lado la informaci&oacute;n relacionada con los Costos Fijos Totales, Variables, y
Totales de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2 se muestra en la Tabla 5-11, para esto se
parte de la informaci&oacute;n utilizada por parte del CONELEC para este motivo:
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-
Tasa de descuento:
11,2% (usada por el CONELEC)
-
Costo Total de la Inversi&oacute;n:
202,8 (mill. USD)
-
Vida &Uacute;til:
50 a&ntilde;os
-
Anualidad de la Inversi&oacute;n:
22,83 (mill. USD/a&ntilde;o)
-
Costos Fijos O&amp;M:
3,42 (mill. USD/a&ntilde;o) -- 15% de la Anualidad.
-
Costos Variables Anuales: se obtuvieron como resultado de multiplicar la
Generaci&oacute;n Neta (MWh) y los Costos Variables de O&amp;M (USD/MWh).
Tabla 5 - 11: Costos Fijos, Variables y Totales de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Un resumen completo de los ingresos, rentabilidad y utilidad que tiene la Central
Hidroel&eacute;ctrica 2 (contratos y spot) se presenta a continuaci&oacute;n en la Tabla 5-12:
Tabla 5 - 12: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad por Contratos y Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2
A partir de lo presentado en la Tabla 5-12 se puede observar que a excepci&oacute;n del
primer a&ntilde;o en el que se tuvo una rentabilidad mayor al 8%, en los siguientes a&ntilde;os
los ingresos que tuvo esta central no fueron lo suficientemente altos para poder
cubrir los costos que se tienen con la tasa de descuento del 11,2% que plantea el
CONELEC, ya que la tasa es muy alta para este tipo de proyectos (que son
financiados por el estado como es en la mayor&iacute;a de casos para las centrales
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hidroel&eacute;ctricas), y tambi&eacute;n debido a que el per&iacute;odo de recuperaci&oacute;n considerado
es muy alto.
Una situaci&oacute;n completamente diferente se muestra en la Tabla 5-13, en el caso de
que se vendiera toda la generaci&oacute;n en el mercado ocasional (a precio spot), que
en lo que respecta a la rentabilidad se tienen valores altamente interesantes pese
a lo expuesto en el p&aacute;rrafo anterior (una alta tasa de descuento y un tiempo de
recuperaci&oacute;n muy largo). Por ejemplo se tiene que para el primer
a&ntilde;o la
rentabilidad alcanzar&iacute;a cerca del 39%; para el segundo a&ntilde;o casi un 52%; en el
tercer a&ntilde;o un 29% aproximadamente; y finalmente para el cuarto a&ntilde;o ser&iacute;a del
80%, todo esto debido a los excelentes precios que se tuvo en el mercado spot,
especialmente en el ultimo a&ntilde;o como se refleja en la tabla.
Tabla 5 - 13: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad solo en el Spot de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2
La Figura 5-4 muestra que para esta segunda central hidroel&eacute;ctrica la relaci&oacute;n
entre los Ingresos por Potencia (PRPD) y los Ingresos de Energ&iacute;a es muy
parecido al caso anterior, con un 22% en promedio. Del mismo modo que para el
caso anterior se puede decir que para este tipo de tecnolog&iacute;a la remuneraci&oacute;n de
potencia no es la m&aacute;s importante dentro de los ingresos que tiene esta central,
siguen siendo los ingresos por energ&iacute;a los que permiten hacer o no rentable el
negocio.
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Una situaci&oacute;n similar ocurre con respecto a los ingresos de potencia con respecto
a los costos fijos totales, que son los que deben ser cubiertos por la remuneraci&oacute;n
de potencia para saber si es o no atractivo el negocio en este tipo de tecnolog&iacute;a
para un inversionista, ya que e acuerdo a lo que muestra la Figura 5-5, se tiene
que los Ingresos por Potencia sirven para cubrir un 23% de los Costos Fijos
Totales de esta central, lo cual tampoco representa una se&ntilde;al adecuada para la
inversi&oacute;n.
100%
90%
80%
70%
60%
INGRESOS PRPD
50%
COSTOS FIJOS TOTALES
40%
30%
20%
10%
0%
Octubre 2003 Septiembre 2004
Octubre 2004 Septiembre 2005
Octubre 2005 Septiembre 2006
Octubre 2006 Septiembre 2007
Figura 5 - 5: % Ingresos de Potencia vs Costos Fijos Totales
65
Por &uacute;ltimo, la Figura 5-6 muestra la comparaci&oacute;n entre los Ingresos que recibe
este generador por Contratos y Spot, y cuales ser&iacute;an los Ingresos por Energ&iacute;a si
vendiera toda su producci&oacute;n a precio Spot, se tiene que los ingresos aumentar&iacute;an
entre un 29% y un 79% si se tratara de un mercado de competencia.
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Figura 5 - 6: Ingresos Totales vs Costos Totales de la Central Hidroel&eacute;ctrica 2
5.2 CENTRALES T&Eacute;RMICAS
El segundo caso a ser considerado en el presente an&aacute;lisis corresponde a las
centrales t&eacute;rmicas, y dentro de &eacute;stas las diferentes tecnolog&iacute;as que forman parte
del parque generador del MEM.
5.2.1 CENTRAL T&Eacute;RMICA VAPOR
El primer tipo de tecnolog&iacute;a a ser considerada dentro del an&aacute;lisis de las centrales
t&eacute;rmicas corresponde a una central t&eacute;rmica de vapor.
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Al igual que en los casos anteriores la PRPD a remunerar ser&aacute; la menor entra la
PRPD planificada y la PMPD real registrada, pero a diferencia de las centrales
hidroel&eacute;ctricas, en el caso de las unidades termoel&eacute;ctricas el valor de la PRPD
Planificada para el a&ntilde;o operativo Octubre – Septiembre, corresponde al valor de
la potencia efectiva disminuida el efecto de los mantenimientos programados
declarados por los Agentes para el per&iacute;odo Noviembre a Febrero (tomando en
cuenta la disponibilidad de la central, es decir, considerando el n&uacute;mero de d&iacute;as de
indisponibilidad durante el periodo de c&aacute;lculo).
Luego de concluido el per&iacute;odo Noviembre – Febrero, se determinar&aacute; el promedio
de la PMPD real registrada que aport&oacute; cada unidad termoel&eacute;ctrica, dicho valor
ser&aacute; la nueva PRPD asignada a cada unidad t&eacute;rmica por todo el periodo octubre
- septiembre, claro est&aacute; tomando siempre en consideraci&oacute;n la aplicaci&oacute;n del
concepto de remunerar el m&iacute;nimo valor entre la PRPD y la PMPD de cada planta.
En la Tabla 5-14 se puede observar toda la informaci&oacute;n relacionada con la PRPD
de la Central T&eacute;rmica Vapor, y se puede observar que en efecto se cumple lo
expuesto en el p&aacute;rrafo anterior, tambi&eacute;n se tiene que a diferencia del caso de las
centrales hidroel&eacute;ctricas, los valores de la PRPD planificada y la PMPD promedio
(o real registrada) son muy parecidos y las peque&ntilde;as diferencias que pueden
existir entre los valores se deben a los mantenimientos o per&iacute;odos de
indisponibilidad que pudo haber tenido la central.
Tabla 5 - 14: Potencia Remunerable de la Central T&eacute;rmica Vapor
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En lo que se refiere a los datos relacionados con la producci&oacute;n e ingresos que
tuvo esta central por la venta de energ&iacute;a tanto en contratos como en el spot, esta
informaci&oacute;n se muestra a continuaci&oacute;n en la Tabla 5-15:
Tabla 5 - 15: Producci&oacute;n e Ingresos de Energ&iacute;a por Contratos y Spot de la Central T&eacute;rmica Vapor
Como primer aspecto que vale la pena resaltar se tiene que para esta central la
energ&iacute;a contratada represent&oacute; un 29,7% en el primer a&ntilde;o; para el segundo a&ntilde;o el
valor fue del 53,7%; el tercer a&ntilde;o estuvo en el orden del 98,1%; finalmente en el
cuarto a&ntilde;o el valor de la energ&iacute;a contratada fue mayor al de la energ&iacute;a generada,
esto quiere decir que la central tuvo que comprar energ&iacute;a para satisfacer sus
compromisos contractuales.
En lo que se relaciona con los ingresos de energ&iacute;a que presenta esta central, se
observa que a excepci&oacute;n del primer a&ntilde;o en el que generaci&oacute;n comprometida en
contratos fue menor a la que se que se vendi&oacute; en el mercado ocasional; para el
segundo a&ntilde;o la situaci&oacute;n fue diferente ya que la generaci&oacute;n en contratos y la
vendida en el mercado ocasional fueron pr&aacute;cticamente iguales, pero los ingresos
en el Mercado Ocasional fueron mayores (debido principalmente a que el precio
spot fue mayor que el precio de contratos); para el tercer a&ntilde;o la situaci&oacute;n cambia
totalmente ya que la generaci&oacute;n por contratos representa pr&aacute;cticamente el 100%
de la generaci&oacute;n neta de la central y los ingresos en este a&ntilde;o son menores que
en todos los dem&aacute;s a&ntilde;os (porque el precio de contratos fue el m&aacute;s bajo de todos
los a&ntilde;os considerados para el an&aacute;lisis); y finalmente en el &uacute;ltimo a&ntilde;o al igual que
en el anterior la totalidad de la generaci&oacute;n est&aacute; comprometida en contratos, pero
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los ingresos son mayores debido a que los precios de contratos se estabilizaron y
le permitieron a la central tener buenos ingresos por contratos.
Ahora corresponde el an&aacute;lisis de los ingresos de la Central T&eacute;rmica Vapor si
hubiese vendido su generaci&oacute;n neta a precio spot en comparaci&oacute;n con los que se
tuvo en la tabla anterior, esta informaci&oacute;n se presenta a continuaci&oacute;n en la Tabla
5-16:
Tabla 5 - 16: Producci&oacute;n e Ingresos de la Energ&iacute;a solo en el Spot de la Central T&eacute;rmica Vapor
En el a&ntilde;o 2003-2004 los ingresos por contratos y spot fueron pr&aacute;cticamente
iguales a los que se tendr&iacute;a si se vendiera todo en el spot, debido a que para ese
a&ntilde;o el precio de contratos fue muy similar al precio spot; para el 2004-2005 la
situaci&oacute;n tuvo un cambio debido a que el precio spot es mayor al de contratos y
los ingresos aumentar&iacute;an en cerca de un 18%; en el a&ntilde;o 2005-2006 la situaci&oacute;n
entre los ingresos por contratos-spot y los de solo spot vuelve a ser muy similar
debido nuevamente a la gran similitud entre los precios de contratos y spot; para
el ultimo a&ntilde;o 2006-2007 los ingresos spot ser&iacute;an menores debido a los altos
precios de contratos que se negociaron en ese a&ntilde;o.
Los Costos de la Central T&eacute;rmica Vapor se ponen a consideraci&oacute;n en la Tabla
5-17. En el caso de los costos fijos se obtuvieron a partir de los datos/par&aacute;metros
que usa el CONELEC para las centrales t&eacute;rmicas (24% de la anualidad), mientras
que los costos variables son resultado de multiplicar la generaci&oacute;n neta por los
costos variables de O&amp;M (USD/MWh) de la central.
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Tabla 5 - 17: Costos Fijos, Variables y Totales de la Central T&eacute;rmica Vapor
Lo concerniente a la utilidad y rentabilidad que tuvo esta central de acuerdo al
funcionamiento actual del mercado se presenta en resumen en la Tabla 5-18:
Tabla 5 - 18: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad por Contratos y Spot de la Central T&eacute;rmica Vapor
La rentabilidad que tiene esta central para el per&iacute;odo de estudio var&iacute;a entre el
15% y el 38%, a excepci&oacute;n del a&ntilde;o Octubre 2005 - Septiembre2006, que los
ingresos no son suficientes para cubrir los costos que implica tener la tasa de
descuento del 11,2% (usada por el CONELEC y que sirve de referencia para el
presente estudio), esto tambi&eacute;n se debe entre otros factores al precio de contratos
que se tuvo en ese a&ntilde;o.
Una situaci&oacute;n similar se tendr&iacute;a si toda la generaci&oacute;n se remunerara a precio spot
de acuerdo a lo mostrado en la Tabla 5-19, debido a que los precios del mercado
ocasional fueron lo suficientemente altos como para rentabilizar la inversi&oacute;n
realizada en esta central solo en los dos primeros a&ntilde;os, ya que en los dos &uacute;ltimos
a&ntilde;os los precios no alcanzan para cubrir los costos que implica la tasa del 11,2%
utilizada como referencia (CONELEC) y que fue usada para este trabajo.
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Tabla 5 - 19: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad solo en el Spot de la Central T&eacute;rmica Vapor
Ahora para el caso de la Central T&eacute;rmica Vapor, de acuerdo a la Figura 5-7, se
tiene que para este tipo de tecnolog&iacute;a los Ingresos por Potencia (PRPD) significan
alrededor de un 17% de los Ingresos Totales. Lo cual la sit&uacute;a pr&aacute;cticamente en el
mismo caso que las centrales hidroel&eacute;ctricas, y de la misma forma dependen
mayoritariamente de los ingresos que puedan obtener por energ&iacute;a, ya que al igual
que en los dos casos anteriores son centrales que por sus costos de operaci&oacute;n
son despachadas permanentemente.
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Figura 5 - 7: %Ingresos por Potencia vs Ingresos por Energ&iacute;a de la Central T&eacute;rmica Vapor
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En lo que respecta a los Costos Fijos Totales que tiene que cubrir esta central, la
Figura 11 muestra que los Ingresos por Potencia representaron alrededor de un
50% de los mismos, por lo que se ve que en este tipo de central el valor a cubrir
con la venta de energ&iacute;a es de un 50%, lo que representa un menor riesgo para la
inversi&oacute;n en este tipo de tecnolog&iacute;a; ya que es mucho menor al compararlo con el
de central hidr&aacute;ulica que estaba cerca del 80%.
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Figura 5 - 8: % Ingresos de Potencia vs Costos Fijos Totales
Mientras que en lo que respecta al an&aacute;lisis de los ingresos para esta central se
tiene un comportamiento variable, la Figura 5-9 muestra ese comportamiento a lo
largo de los a&ntilde;os, teniendo en algunos que los ingresos con el funcionamiento
actual del mercado (contratos y spot) son mayores en algunas ocasiones y
menores en otras, todo esto dependiendo de los precios de contratos y los precios
medios de venta de energ&iacute;a de cada uno de los a&ntilde;os, otro factor que tambi&eacute;n
influye es la cantidad de generaci&oacute;n comprometida en contratos que ha ido
aumentando cada a&ntilde;o como se explic&oacute; anteriormente.
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Figura 5 - 9: Ingresos Totales vs Costos Totales de la Central T&eacute;rmica Vapor
5.2.2 CENTRAL T&Eacute;RMICA GAS NATURAL
El segundo tipo de tecnolog&iacute;a considerada dentro las centrales termoel&eacute;ctricas
para el presente an&aacute;lisis, corresponde a la Central T&eacute;rmica Gas Natural, y al igual
que en todos los casos anteriores el primer punto a ser analizado corresponde la
Potencia Remunerable que tiene esta central.
La Tabla 5-20 presenta los valores de la PRPD planificada (calculada en base ala
potencia efectiva de la central), la PMPD promedio o real registrada (es el valor de
la potencia efectiva restado lo correspondiente a su indisponibilidad), la PRPD a
remunerar (el menor valor entre la PRPD y la PMPD), y la PRPD remunerada.
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Tabla 5 - 20: Potencia Remunerable de la Central T&eacute;rmica Gas Natural
En lo que se refiere a la producci&oacute;n e ingresos de energ&iacute;a se tiene que para este
caso en particular solo basta con realizar un solo an&aacute;lisis, ya que esta central
tiene toda su generaci&oacute;n vendida en el mercado ocasional (a precio spot), es
tambi&eacute;n un generador que por sus costos de producci&oacute;n de energ&iacute;a es
despachado permanentemente, lo que en este caso facilita el an&aacute;lisis ya que sus
ingresos no se ven afectados por los precios de contratos.
Tabla 5 - 21: Producci&oacute;n e Ingresos de Energ&iacute;a de la Central T&eacute;rmica Gas Natural
De la misma manera que los casos anteriores, se presenta en la Tabla 5-22, la
informaci&oacute;n correspondiente con los costos que tiene esta central, tanto fijos
como variables.
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Tabla 5 - 22: Costos Fijos, Variables y Totales de la Central T&eacute;rmica Gas Natural
Como ya se mencion&oacute; anteriormente para este caso en particular solo se necesita
hacer un tipo de an&aacute;lisis que es el de la generaci&oacute;n neta vendida a precio spot (ya
que no tiene su producci&oacute;n comprometida en contratos), por lo tanto de la Tabla
5-23 se puede obtener un an&aacute;lisis limpio del funcionamiento de una central
t&eacute;rmica en un mercado de competencia.
Tabla 5 - 23: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad de la Central T&eacute;rmica Gas Natural
Observando los datos para este caso en particular la rentabilidad y utilidad
obtenidas son buenas en todos los a&ntilde;os considerados, superando en todos los
casos el 20 o 30% y llegando casi al 50 o 60%, esto no solo se debe a los precios
del mercado sino tambi&eacute;n a que este tipo de tecnolog&iacute;a tiene sus costos fijos
bastante inferiores en comparaci&oacute;n con los casos analizados anteriormente y en
relaci&oacute;n a sus propios costos totales.
Para este caso se tiene que los Ingresos por Potencia representan entre el 10% y
el 16% de los Ingresos Totales, como se muestra en la Figura 13.
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Figura 5 - 10: %Ingresos por Potencia vs Ingresos por Energ&iacute;a de la Central T&eacute;rmica Gas Natural
En esta central se tuvo que los Ingresos por Potencia representaron alrededor de
un 60% de los Costos Fijos Totales que tiene que cubrir, como se observa en la
Figura 5-11, dicho en otra palabras el porcentaje que debe cubrir por venta de
energ&iacute;a es del 40% aproximadamente, lo que la har&iacute;a a esta central todav&iacute;a m&aacute;s
interesante para la inversi&oacute;n, ya que el riesgo que tendr&iacute;a un inversionista en este
tipo de tecnolog&iacute;a ser&iacute;a menor que en los casos anteriores.
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Figura 5 - 11: % Ingresos de Potencia vs Costos Fijos Totales
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En lo que respecta a si es necesario o no el Pago de Potencia para esta central,
se puede decir que esta central puede cubrir sus costos solo con la venta de
energ&iacute;a, la Figura 5-12 muestra esta situaci&oacute;n, e incluso as&iacute; tendr&iacute;a una utilidad
bastante aceptable (alrededor del 13%), por lo que en este caso en particular la
remuneraci&oacute;n de potencia le sirve a este generador para aumentar sus ganancias
siempre y cuando se cumplan los pagos que se deben realizar a esta central por
parte del mercado.
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Figura 5 - 12: Ingresos Totales vs Costos Totales de la Central T&eacute;rmica Gas Natural
Debido a que esta central vende toda su generaci&oacute;n en el mercado ocasional solo
se puede realizar el an&aacute;lisis de sus ingresos al precio Spot, por lo tanto no hace
falta realizar los dos an&aacute;lisis como en los casos anteriores. Con los ingresos que
reciben actualmente del mercado por la venta de su generaci&oacute;n en el M.O. se
tiene que la rentabilidad promedio para esta planta (tipo de tecnolog&iacute;a) ser&iacute;a del
40%, siendo la m&aacute;s alta de todo el estudio.
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5.2.3 CENTRAL T&Eacute;RMICA GAS 1
Una parte fundamental dentro del presente estudio ser&iacute;a el relacionado con las
unidades t&eacute;rmicas de punta, este es el caso de los 2 &uacute;ltimos casos a ser
analizados y que corresponden a las unidades t&eacute;rmicas de gas.
Por el hecho de tratarse de unidades que son despachadas cuando los
requerimientos de la demanda as&iacute; lo requieran, por esta raz&oacute;n los Ingresos por
Potencia que puedan tener estas centrales son muy importantes, ya que los
ingresos por energ&iacute;a no son constantes (ya que dependen de la demanda y
tambi&eacute;n del hecho de ser o no despachados de acuerdo a sus costos de
producci&oacute;n).
De acuerdo a la normativa y los conceptos relacionados con la Potencia
Remunerable y que han sido explicados constantemente a lo largo del trabajo, se
muestra a continuaci&oacute;n en la Tabla 24 los valores de la PRPD para esta central.
Tabla 5 - 24: Potencia Remunerable de la Central T&eacute;rmica Gas 1
Los valores de la PRPD planificada y la PMPD son muy similares en la mayor&iacute;a
de los a&ntilde;os, lo que indica que esta central no se vio afectada mayormente por
problemas de indisponibilidad para el periodo considerado en este estudio, a
excepci&oacute;n del primer a&ntilde;o en el que su producci&oacute;n se regularizo a partir del mes
de Enero del 2004.
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Debido a que es una unidad de punta y que entra al despacho cuando las
necesidades del sistema as&iacute; lo requieran, es obvio que esta central no tenga
energ&iacute;a comprometida en contratos, por lo que al igual que en el caso anterior,
para esta central solo fue necesario hacer el an&aacute;lisis a precio spot, el mismo que
se presenta a continuaci&oacute;n en la Tabla 5-25:
Tabla 5 - 25: Producci&oacute;n e Ingresos de Energ&iacute;a de la Central T&eacute;rmica Gas 1
Por lo tanto los ingresos por energ&iacute;a de esta central est&aacute;n totalmente relacionados
con los ingresos que obtuvo por la venta de su generaci&oacute;n neta en el mercado
ocasional, ya que no tiene ning&uacute;n tipo de ingresos por contratos, como se observa
en la tabla los ingresos han ido variando de acuerdo a la generaci&oacute;n despachada
que tuvo la central y al precio que se tuvo a lo largo del per&iacute;odo de estudio.
En lo que se refiere a los costos de esta central, la Tabla 5-26 muestra todo lo
relacionado con este tema, tanto los costos fijos, variables y totales.
Tabla 5 - 26: Costos Fijos, Variables y Totales de la Central T&eacute;rmica Gas 1
Por otra parte de acuerdo a los ingresos y costos que tuvo esta central se
obtuvieron valores de utilidad y rentabilidad que tendr&iacute;a esta central de acuerdo a
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loa par&aacute;metros usados para este estudio y que est&aacute;n de acuerdo a lo que
establece el CONELEC para las centrales t&eacute;rmicas: tasa de descuento (11,2%),
costos fijos (24% de la anualidad), y los costos variables (en funci&oacute;n de la
generaci&oacute;n neta y los costos variables de O&amp;M).
Tabla 5 - 27: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad de la Central T&eacute;rmica Gas 1
Luego de analizar la informaci&oacute;n que presenta la Tabla 5-27, se tiene que esta
central no podr&iacute;a cubrir los costos que tiene con sus ingresos de potencia y
energ&iacute;a en los dos primeros a&ntilde;os, debido principalmente a que su producci&oacute;n de
energ&iacute;a en esos a&ntilde;os no fue suficiente, y tambi&eacute;n a los altos costos variables de
O&amp;M, razones que no permitir&iacute;an que la inversi&oacute;n en esta central fuera rentable
como se esperar&iacute;a para el que caso de una unidad de punta, misma que es muy
importante para poder cubrir los per&iacute;odos cr&iacute;ticos o de demanda m&aacute;xima.
Pero a partir del tercer a&ntilde;o se observa el comportamiento normal que deber&iacute;a
tener este generador, obteniendo valores razonables de rentabilidad cercanos al
13%, consecuencia de que la generaci&oacute;n aumento debido a la demanda del
sistema y a que los precios se estabilizaron.
De acuerdo a la Figura 16, se presentan que para la Central T&eacute;rmica los Ingresos
por Potencia representan en promedio cerca del 17% de sus ingresos totales, a
excepci&oacute;n del primer a&ntilde;o en el que estuvieron cerca del 50%, debido a que su
producci&oacute;n de energ&iacute;a no fue muy alta.
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Figura 5 - 13: %Ingresos por Potencia vs Ingresos por Energ&iacute;a de la Central T&eacute;rmica Gas 1
En lo que corresponde al an&aacute;lisis de los Ingresos por Potencia como se&ntilde;al de
inversi&oacute;n, se muestra en la Figura 5-14, que la remuneraci&oacute;n de potencia
representa cerca del 70% de los Costos Fijos Totales que tiene que cubrir esta
central. Dicho en otras palabras, para este tipo de tecnolog&iacute;a el pago de potencia
si representa una se&ntilde;al de inversi&oacute;n. El 30% restante de los costos que deben ser
recuperados por la venta de energ&iacute;a dependen de si este tipo de generadores son
despachados o no de acuerdo a las necesidades de demanda del sistema.
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Figura 5 - 14: % Ingresos de Potencia vs Costos Fijos Totales
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La comparaci&oacute;n entre los ingresos y los costos totales para este generador se
presenta a continuaci&oacute;n en la Figura 5-15:
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Figura 5 - 15: Ingresos Totales vs Costos Totales de la Central T&eacute;rmica Gas 1
Los ingresos se estabilizan a partir del 3er a&ntilde;o (con una rentabilidad cercana al
13%), debido a que la producci&oacute;n de energ&iacute;a se estabiliz&oacute; gracias al despacho
que tuvo esta central resultado de la demanda del sistema, ya que en los 2
primeros a&ntilde;os la generaci&oacute;n no estuvo en los valores adecuados como para
rentabilizar la inversi&oacute;n en esta central.
5.2.4 CENTRAL T&Eacute;RMICA GAS 2
Como parte final dentro del presente an&aacute;lisis se consider&oacute; otra unidad de punta
que en este caso corresponde al igual que en el caso anterior a una central
t&eacute;rmica de gas.
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Tabla 5 - 28: Potencia Remunerable de la Central T&eacute;rmica Gas 2
Como en los casos anteriores la Tabla 5-28 presenta los valores de la potencia
calculada en comparaci&oacute;n con la potencia real registrada, y la menor entra las dos
es la potencia a remunerar, las diferencias entre los dos primeros valores se
deben en el caso de las unidades t&eacute;rmicas a disponibilidad que tuvieron los
generadores debido a mantenimientos.
Tambi&eacute;n se tiene que los valores correspondientes a la potencia remunerada en
d&oacute;lares se mantienen constantes a lo largo de los a&ntilde;os considerados para el
per&iacute;odo de estudio al igual que el de la potencia a remunerar, vale la pena
recalcar una vez m&aacute;s que al tratarse de una unidad de punta los ingresos por
potencia son fundamentales y se podr&iacute;a decir que hasta indispensables para este
tipo de unidades y por lo tanto para este tipo de tecnolog&iacute;a, ya que son
despachadas durante ciertos per&iacute;odos durante el a&ntilde;o de acuerdo a las
necesidades de la demanda.
La Tabla 5-29 muestra toda la informaci&oacute;n correspondiente a energ&iacute;a que tiene
esta central, la generaci&oacute;n y los ingresos de esta central se vendi&oacute; en su totalidad
en el mercado ocasional, y por lo tanto no hace falta realizar el an&aacute;lisis
comparativo entre la situaci&oacute;n que en el spot y con los contratos, porque para este
caso en particular las actividades de este generador si se desarrollan en un
ambiente de competencia.
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Tabla 5 - 29: Producci&oacute;n e Ingresos de Energ&iacute;a de la Central T&eacute;rmica Gas 2
En lo que se refiere a los costos la Tabla 5-30 presenta de manera detallada lo
referente a los costos fijos, variables y totales para esta central.
Los Costos Fijos Totales comprenden la Anualidad (usando la tasa de descuento
del 11,2% utilizada por el CONELEC) y los Costos Fijos de O&amp;M (24% de la
anualidad para unidades t&eacute;rmicas).
En lo que se refiere a los Costos Variables, estos se obtuvieron a partir de la
generaci&oacute;n neta y los costos variables de operaci&oacute;n y mantenimiento
registrados/declarados para esta central.
Tabla 5 - 30: Costos Fijos, Variables y Totales de la Central T&eacute;rmica Gas 2
Finalmente la Tabla 5-31 muestra un completo resumen de todos los ingresos que
tuvo esta central por potencia y energ&iacute;a, adem&aacute;s del an&aacute;lisis correspondiente a la
utilidad y rentabilidad para cada uno de los a&ntilde;os considerados.
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Tabla 5 - 31: Ingresos, Utilidad y Rentabilidad de la Central T&eacute;rmica Gas 2
Para este &uacute;ltimo caso, y al tratarse de una unidad de punta, que es la parte
fundamental del an&aacute;lisis, y a las que va dirigida principalmente la remuneraci&oacute;n de
potencia, los datos muestran que la rentabilidad promedio que tubo esta central
estuvo en el orden del 11% aproximadamente.
En lo que se refiere a los ingresos totales, la Figura 5-16 muestra que los ingresos
por potencia representaron alrededor del 17%.
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Figura 5 - 16: % Ingresos por Potencia vs Ingresos por Energ&iacute;a de la Central T&eacute;rmica Gas 2
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Por otro lado, con respecto a los costos fijos totales, que son los que se deben
cubrir con el pago de potencia y al mismo tiempo permiten comprobar si
representa una se&ntilde;al para la inversi&oacute;n en generaci&oacute;n para este tipo de tecnolog&iacute;a,
la Figura 20 permite observar dicha relaci&oacute;n, que para esta central alcanza un
valor promedio del 84%.
Teniendo para este tipo de tecnolog&iacute;a los valores m&aacute;s altos de todo el estudio
(como era de esperarse, ya que se trata de la unidad de punta). En este caso el
porcentaje de los costos fijos totales a recuperar con la venta de energ&iacute;a es de
apenas un 16%, lo cual se podr&iacute;a considerar como una verdadera se&ntilde;al de
inversi&oacute;n para esta central, y por lo tanto para este tipo de tecnolog&iacute;a, pero una
vez m&aacute;s ese peque&ntilde;o margen depende del despacho y los ingresos que esta
central pueda obtener con la venta de energ&iacute;a.
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Figura 5 - 17: % Ingresos de Potencia vs Costos Fijos Totales
Finalmente la utilidad o diferencia entre los ingresos y los costos que tuvo esta
central constan en la Figura 5-18, adem&aacute;s de tener una rentabilidad promedio del
11%.
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Figura 5 - 18: Ingresos Totales vs Costos Totales de la Central T&eacute;rmica Gas 2
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6 CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES
6.1 CONCLUSIONES
•
En pa&iacute;ses donde la energ&iacute;a el&eacute;ctrica proviene fundamentalmente de
plantas de generaci&oacute;n hidroel&eacute;ctrica y en una menor proporci&oacute;n de plantas
de generaci&oacute;n t&eacute;rmica, como es el caso del Ecuador. El depender de los
aportes hidrol&oacute;gicos, en las &eacute;pocas de sequ&iacute;a que se presentan durante el
a&ntilde;o, hace indispensable contar con unidades de punta (plantas de
generaci&oacute;n con energ&iacute;a firme) que remplacen la energ&iacute;a generada por las
centrales hidroel&eacute;ctricas, para atender la demanda. De no contar con estos
recursos,
los
usuarios
tendr&iacute;an
que
ser
racionados,
con
los
correspondientes costos sobre la econom&iacute;a nacional y el bienestar de la
poblaci&oacute;n.
•
Aquellos modelos que no puedan dar soluci&oacute;n a los aspectos de suficiencia
y seguridad del sistema, generar&aacute;n fallas en la operaci&oacute;n, provocando
racionamientos sumamente costosos para el pa&iacute;s. En contraparte, los
modelos que creen un exceso de incentivos, generar&aacute;n operaciones
costosas y poco &oacute;ptimas en materia econ&oacute;mica. Por esta raz&oacute;n, el an&aacute;lisis
de los modelos impuestos en cada pa&iacute;s, puede ser tomado como
referencia, considerando las ventajas y desventajas que tiene cada uno de
ellos, pero al momento de realizar cualquier cambio o de plantear alguna
alternativa relacionada con en el m&eacute;todo usado para asegurar la inversi&oacute;n
y suficiencia en generaci&oacute;n, este deber&aacute; ajustarse a la realidad del
escenario donde se est&aacute; implementando, considerando que las soluciones
particulares para un pa&iacute;s, muchas veces no funcionar&aacute;n &oacute;ptimamente en
otro.
•
El pago de potencia deber&iacute;a apuntar a resolver b&aacute;sicamente dos
situaciones: la primera se vincula a una b&uacute;squeda por lograr la
estabilizaci&oacute;n de los ingresos que captan las unidades de punta (que s&oacute;lo
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est&aacute;n presentes en per&iacute;odos breves de la operaci&oacute;n). La segunda se
relaciona con la emisi&oacute;n de se&ntilde;ales de inversi&oacute;n, que permitan alcanzar los
niveles de seguridad deseados, y poder as&iacute; satisfacer los requerimientos
futuros de la demanda.
•
Del dise&ntilde;o y el an&aacute;lisis relacionado con el pago de potencia, se
desprenden dos desaf&iacute;os importantes:
-
El primero de ellos es poder determinar un monto o volumen
adecuado de remuneraci&oacute;n por concepto de la potencia firme
suministrada al sistema (de manera que los niveles de suficiencia y
seguridad
que
se
deseen
obtener,
est&eacute;n
estrechamente
relacionados con este monto), ya que un monto adecuado podr&iacute;a
traducirse en una se&ntilde;al clara para que existan inversiones en
capacidad instalada.
Por esta raz&oacute;n, se debe tener especial cuidado en determinar este
monto (siendo de suma importancia su adecuada estimaci&oacute;n),
porque el tener un eventual monto inadecuado o un volumen
deficiente (que no ser&iacute;a percibido en el corto plazo), podr&iacute;a estimular
una baja capitalizaci&oacute;n en el mediano plazo, trayendo como
consecuencia, un crecimiento inadecuado del parque generador, lo
que implicar&iacute;a la generaci&oacute;n de cortes innecesarios y racionamientos
en el consumo.
-
El segundo desaf&iacute;o tiene relaci&oacute;n con una distribuci&oacute;n inteligente de
la remuneraci&oacute;n, que permita premiar a los generadores que
efectivamente contribuyen con la seguridad del sistema. Este punto
a menudo es quiz&aacute;s el m&aacute;s controversial, ya que los generadores de
diferentes tecnolog&iacute;as o caracter&iacute;sticas, tales como, hidr&aacute;ulicos,
t&eacute;rmicos, gas natural, etc., preferir&aacute;n una u otra forma de repartir el
pago, de manera de salir favorecidos.
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•
Si en un mercado competitivo, los precios de contratos y los precios spot
son similares o casi iguales, el hecho de que en el Mercado El&eacute;ctrico
Ecuatoriano este principio no se cumpla, y que los contratos se realicen
para controlar lo precios (se hacen normalmente para controlar los riesgos
de la inversi&oacute;n), es una se&ntilde;al de que el mercado el&eacute;ctrico tiene la oferta
desadaptada a la demanda, y por ello se han tenido que aplicar medidas
administrativas (como son los contratos) por parte del Ente Regulador para
bajar los precios de la generaci&oacute;n.
Esta claro que cualquier generador tratar&iacute;a de aprovechar los precios del
mercado para obtener una mayor rentabilidad en lugar de comprometer su
producci&oacute;n de energ&iacute;a en contratos. A pesar de ello existen algunos
generadores que tienen que vender su producci&oacute;n de energ&iacute;a por contratos
debido a la garant&iacute;a de pago que se tiene bajo ese esquema, aunque los
ingresos sean menores que si vendiesen su generaci&oacute;n a precio spot. Esta
distorsi&oacute;n del mercado se debe al enorme riesgo de pago existente.
•
El an&aacute;lisis realizado a cada generador de acuerdo al esquema de venta de
energ&iacute;a en Contratos y en el Spot, permiti&oacute; conocer la situaci&oacute;n econ&oacute;mica
actual de los generadores considerados para el estudio, concentr&aacute;ndose
principalmente en los ingresos que tuvieron por energ&iacute;a y la remuneraci&oacute;n
de potencia, en comparaci&oacute;n con sus costos. De esta manera poder
verificar si el negocio ha sido sustentable para los distintos tipos de
generadores y tecnolog&iacute;as que participan en el despacho del MEM,
adem&aacute;s para saber si la rentabilidad obtenida fue la adecuada (en el orden
del 11,2% de acuerdo a lo que establece el CONELEC).
•
Para verificar si el pago de potencia esta funcionando adecuadamente en
lo que se relaciona con la inversi&oacute;n y expansi&oacute;n de la generaci&oacute;n, fue
necesario realizar un an&aacute;lisis considerando que los generadores vendiesen
toda su producci&oacute;n a precio spot, y de esta manera saber cuales ser&iacute;an los
ingresos reales que tendr&iacute;a cada generador en un mercado de
competencia (sin la intervenci&oacute;n en los precios de la energ&iacute;a resultado de
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tener la energ&iacute;a comprometida en contratos). Esta parte del trabajo fue la
que permiti&oacute; realmente poder sacar las conclusiones sobre la potencia y
comprobar si funciona como una se&ntilde;al de inversi&oacute;n en generaci&oacute;n, adem&aacute;s
de saber cual ser&iacute;a el comportamiento natural de un generador en un
mercado de competencia (donde venda toda su producci&oacute;n a precio spot).
•
Los Ingresos por Potencia de las Centrales Hidroel&eacute;ctricas representaron
alrededor de un 20% de los Costos Fijos Totales que debe cubrir este tipo
de tecnolog&iacute;a, lo que quiere decir, que el 80% restante de la inversi&oacute;n se lo
debe cubrir con la venta de energ&iacute;a, esto no representa una se&ntilde;al
adecuada y hace que este tipo de tecnolog&iacute;a no sea muy interesante para
la inversi&oacute;n privada, adem&aacute;s que en este tipo de tecnolog&iacute;a la inversi&oacute;n se
recupera en un per&iacute;odo muy largo. Al comparar los ingresos que recibe
este tipo de central al vender su producci&oacute;n en contratos y en el spot, se
tiene que la diferencia podr&iacute;a llegar a ser hasta un 80% mayores si
vendieran la misma generaci&oacute;n a precio spot en el Mercado Ocasional.
•
En el caso de las centrales t&eacute;rmicas, se tuvieron distintos resultados de
acuerdo al tipo de tecnolog&iacute;a analizada, por ejemplo:
-
Para la Central T&eacute;rmica Vapor, el Pago de Potencia representa
aproximadamente el 50% de los Costos Fijos Totales, lo que deja el
50% restante para ser cubierto con la venta de energ&iacute;a.
-
Para la Central T&eacute;rmica Gas Natural, el Pago de Potencia
representa alrededor del 60% de sus Costos Totales Fijos, lo que
deja un 40% para ser cubierto con la venta de energ&iacute;a.
-
Para la Central T&eacute;rmica Gas, el Pago de Potencia representa casi
un 70%, lo que deja solo un 30% de los Costos Fijos Totales a ser
cubiertos por la venta de energ&iacute;a.
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Para considerar al Pago de Potencia como una se&ntilde;al de inversi&oacute;n en un
determinado tipo de tecnolog&iacute;a de generaci&oacute;n, se deber&iacute;a esperar que al
menos cubra un 70% de los Costos Fijos que tiene esa central.
•
Desde el punto de un inversionista, la rentabilidad que le puedan brindar
los diferentes tipos de tecnolog&iacute;as, al momento de realizar una inversi&oacute;n en
generaci&oacute;n ser&iacute;a un aspecto muy importante a considerar, del an&aacute;lisis se
pudieron
obtener
los
siguientes
resultados:
para
las
centrales
hidroel&eacute;ctricas se tiene una rentabilidad promedio del 20%; para las
unidades t&eacute;rmicas dicho valor promedio es: del 15% para la central t&eacute;rmica
vapor, de un 40% para la central t&eacute;rmica de gas natural (la m&aacute;s alta de
todas dentro del presente estudio), y de un 12% para las centrales t&eacute;rmicas
de gas (unidades de punta). Por lo que para aumentar dicha rentabilidad, y
si los ingresos recibidos por potencia y energ&iacute;a no fuesen suficientes, se
correr&iacute;a el riesgo de que el parque generador se llene de centrales viejas,
que son mas baratas, con la finalidad de reducir los costos de operaci&oacute;n,
por lo que es muy importante considerar este aspecto, antes de analizar
cualquier posible cambio en el m&eacute;todo de pago de potencia, y en los
requerimientos o exigencias para nuevas inversiones en generaci&oacute;n.
•
Finalmente podr&iacute;a resultar que en algunos casos y para algunos tipos de
tecnolog&iacute;as, los ingresos que reciban los generadores solo con la venta de
energ&iacute;a fueran suficientes para promover la inversi&oacute;n y obtener una
rentabilidad adecuada, si pudieran los generadores vender toda su
producci&oacute;n a precios m&aacute;s convenientes (ya sea mejorando los precios de
contratos o simplemente usando el precio spot), se podr&iacute;a analizar tambi&eacute;n
en que casos la remuneraci&oacute;n de potencia es adecuada o no (tanto para
generadores t&eacute;rmicos como hidroel&eacute;ctricos), es decir a quienes realmente
deber&iacute;a ir dirigida (y no solo para aumentar los ingresos en algunos casos
o darles ingresos permanentes como en el caso de las turbinas de gas).
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6.2 RECOMENDACIONES
•
Se podr&iacute;a plantear un m&eacute;todo que remunere separadamente a las
diferentes tecnolog&iacute;as de generaci&oacute;n que participan en el Mercado
El&eacute;ctrico Ecuatoriano, de acuerdo a la importancia o al aporte que tengan
en los momentos cr&iacute;ticos de la demanda, que permita realmente poder
cumplir lo que establece la Ley del R&eacute;gimen del Sector El&eacute;ctrico.
•
Se tendr&iacute;an que revisar la duraci&oacute;n y los precios de los contratos para los
generadores, de tal manera de darles estabilidad y a su vez enviar se&ntilde;ales
claras y serias para los inversionistas, porque con el reglamento actual del
Mercado El&eacute;ctrico Ecuatoriano, al generador no se le puede asegurar al ni
precio, ni la cantidad de energ&iacute;a requerida.
•
Una inestabilidad econ&oacute;mica o regulatoria dentro del pa&iacute;s, mayor de la que
ser&iacute;a recomendable en un negocio (en el que los periodos de amortizaci&oacute;n
de las inversiones son tan largos), adem&aacute;s de la incertidumbre del rol que
el Estado quiere desempe&ntilde;ar en el futuro del sector el&eacute;ctrico, son factores
que pueden complicar el desarrollo de las actividades de generaci&oacute;n,
incluso pueden afectar aspectos importantes como la seguridad y el
abastecimiento energ&eacute;tico. Por ello es necesarios definir claramente las
pol&iacute;ticas estatales a largo plazo, buscando el punto de equilibrio, entre que
es lo m&aacute;s conveniente para el sector el&eacute;ctrico, si la libre competencia o la
intervenci&oacute;n regulatoria, si debe predominar lo p&uacute;blico o lo privado,
tratando de crear un entorno m&aacute;s favorable para atraer inversiones.
•
Se debe proporcionar una se&ntilde;al econ&oacute;mica de largo plazo para la
expansi&oacute;n de la capacidad instalada requerida por cada pa&iacute;s (mediante el
dise&ntilde;o de un nuevo sistema de precios para el MEM). De la misma
manera, la evoluci&oacute;n y el comportamiento de los precios deben reflejar el
nivel de confiabilidad en el suministro que est&aacute; dispuesta a pagar la
demanda nacional.
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Sin embargo, la volatilidad en los precios del mercado (que se explica en
gran parte por el elevado componente hidr&aacute;ulico), la estacionalidad
clim&aacute;tica y la aparici&oacute;n peri&oacute;dica de fen&oacute;menos naturales, puede constituir
un riesgo considerable y ahuyentar la inversi&oacute;n en generaci&oacute;n. Por estas
razones, es necesario implementar un esquema de remuneraci&oacute;n que
permita hacer viable la inversi&oacute;n en los recursos de generaci&oacute;n necesarios
atender la demanda de manera eficiente en condiciones cr&iacute;ticas de
abastecimiento h&iacute;drico, a trav&eacute;s de la estabilizaci&oacute;n de los ingresos del
generador.
•
Una alternativa aparentemente viable tuvo su origen en Brasil en el a&ntilde;o
2004, plantea que el dise&ntilde;o del mercado el&eacute;ctrico brasile&ntilde;o se base en dos
aspectos: primero en la obligaci&oacute;n de contratar el 100% del consumo para
todos los consumidores; y segundo en la obligaci&oacute;n para las distribuidoras
de contratar el suministro mediante subastas p&uacute;blicas.
Se pretenden resolver las incertidumbres del abastecimiento el&eacute;ctrico
futuro, a trav&eacute;s de un nuevo esquema regulatorio de definici&oacute;n de precios
de mediano y largo plazo que no est&aacute; basado en el precio spot de corto
plazo, sino en un esquema de subastas p&uacute;blicas reguladas convocadas por
las empresas distribuidoras de electricidad. En estas subastas se licitan
contratos forward o energy call options obligatorios con respaldo f&iacute;sico, los
cuales aseguran a los inversionistas una fuente de ingresos estable,
independiente de la incertidumbre del precio spot. Estos contratos
pretenden resolver el problema de aversi&oacute;n al riesgo de los inversores,
sobre todo gracias al largo plazo del compromiso (de hasta 30 a&ntilde;os, con
compromiso de entrega de entre 3 y 5 a&ntilde;os con posterioridad a la subasta).
En este marco, el regulador recupera parte de sus pasadas atribuciones,
principalmente su papel de planificador del sistema. Bien mediante la
definici&oacute;n de las caracter&iacute;sticas de los contratos que se subastan (duraci&oacute;n
de los contratos), definiendo las tecnolog&iacute;as que pueden acudir a algunas
de ellas o incluso licitando proyectos concretos.
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•
Otra alternativa puede ser considerar el Cargo por Confiabilidad (dise&ntilde;ado
en Colombia), este mecanismo conserva lo esencial del esquema de
liquidaci&oacute;n, facturaci&oacute;n y recaudaci&oacute;n del Cargo por Capacidad.
Uno de los componentes esenciales del nuevo esquema, corresponde a la
existencia de Obligaciones de Energ&iacute;a Firme (compromiso de los
generadores para producir energ&iacute;a firme durante condiciones cr&iacute;ticas de
abastecimiento), dichas obligaciones se subastan entre los generadores
para cubrir la demanda del Sistema. Al generador que se le asigna una
OEF recibe una remuneraci&oacute;n conocida y estable durante un plazo
determinado, y se compromete a entregar determinada cantidad de energ&iacute;a
cuando el precio de bolsa supera un umbral previamente establecido por el
Ente Regulador (Precio de Escasez). Dicha remuneraci&oacute;n es pagada por
los usuarios del SIN, a trav&eacute;s de las tarifas que cobran los
comercializadores, y permite asegurar la confiabilidad en el suministro de
energ&iacute;a en el largo plazo a precios eficientes brindando se&ntilde;ales e
incentivos para la inversi&oacute;n en nuevos recursos de generaci&oacute;n.
•
Este enfoque ha inspirado las reformas de numerosos pa&iacute;ses de la regi&oacute;n:
-
La nueva Ley Corta II chilena de 2005 ha establecido un esquema
de licitaciones de energ&iacute;a (menos centralizadas que las brasile&ntilde;as y
vinculadas a contratos de duraci&oacute;n menor, de entre 3 y 15 a&ntilde;os).
-
En Per&uacute; la Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la
Generaci&oacute;n El&eacute;ctrica, del 2006, contempla procesos de licitaci&oacute;n.
Estos no son los &uacute;nicos movimientos de reforma regulatoria en Am&eacute;rica
Latina, se debaten actualmente cambios de diferente calado, desde
reformulaciones del dise&ntilde;o, como reformas en la metodolog&iacute;a de
determinaci&oacute;n de la capacidad firme (Guatemala, Panam&aacute;, Per&uacute;, entre
otros), convocatorias de licitaciones o incluso replanteamientos m&aacute;s
radicales, como devolver al Estado el rol de una planificaci&oacute;n centralizada
de car&aacute;cter imperativo (caso Ecuatoriano).
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ANEXOS
ANEXO A: POTENCIA REMUNERABLE
A.1 PRPD Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Tabla A - 1: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 03/Sep04)
Tabla A - 2: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 04/Sep05)
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Tabla A - 3: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 05/Sep06)
Tabla A - 4: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 06/Sep07)
A.2 PRPD Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Tabla A - 5: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 03/Sep04)
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Tabla A - 6: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 04/Sep05)
Tabla A - 7: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 05/Sep06)
Tabla A - 8: Potencia Remunerable Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 06/Sep07)
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A.3 PRPD Central T&eacute;rmica Vapor
Tabla A - 9: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 03/Sep04)
Tabla A - 10: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 04/Sep05)
Tabla A - 11: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 05/Sep06)
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Tabla A - 12: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 06/Sep07)
A.4 PRPD Central T&eacute;rmica Gas Natural
Tabla A - 13: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 03/Sep04)
Tabla A - 14: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 04/Sep05)
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Tabla A - 15: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 05/Sep06)
Tabla A - 16: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 06/Sep07)
A.5 PRPD Central T&eacute;rmica Gas 1
Tabla A - 17: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 03/Sep04)
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Tabla A - 18: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 04/Sep05)
Tabla A - 19: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 05/Sep06)
Tabla A - 20: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 06/Sep07)
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A.6. PRPD Central T&eacute;rmica Gas 2
Tabla A - 21: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 03/Sep04)
Tabla A - 22: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 04/Sep05)
Tabla A - 23: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 05/Sep06)
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Tabla A - 24: Potencia Remunerable Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 06/Sep07)
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ANEXO B: ENERG&Iacute;A
B.1.
ENERG&Iacute;A POR CONTRATOS Y SPOT
B.1.1. Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Tabla B - 1: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 03/Sep04)
Tabla B - 2: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 04/Sep05)
Tabla B - 3: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 05/Sep06)
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Tabla B - 4: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 06/Sep07)
B.1.2. Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Tabla B - 5: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 03/Sep04)
Tabla B - 6: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 04/Sep05)
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Tabla B - 7: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 05/Sep06)
Tabla B - 8: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 06/Sep07)
B.1.3 Central T&eacute;rmica Vapor
Tabla B - 9: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 03/Sep04)
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Tabla B - 10: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 04/Sep05)
Tabla B - 11: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 05/Sep06)
Tabla B - 12: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 06/Sep07)
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B.2. ENERG&Iacute;A SOLO EN EL SPOT
B.2.1 Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Tabla B - 13: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 03/Sep04)
Tabla B - 14: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 04/Sep05)
Tabla B - 15: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 05/Sep06)
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Tabla B - 16: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 1 (Oct 06/Sep07)
B.2.2 Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Tabla B - 17: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 03/Sep04)
Tabla B - 18: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 04/Sep05)
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Tabla B - 19: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 05/Sep06)
Tabla B - 20: Resumen Energ&iacute;a Central Hidroel&eacute;ctrica 2 (Oct 06/Sep07)
B.2.3 Central T&eacute;rmica Vapor
Tabla B - 21: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 03/Sep04)
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Tabla B - 22: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 04/Sep05)
Tabla B - 23: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 05/Sep06)
Tabla B - 24: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Vapor (Oct 06/Sep07)
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B.2.4 Central T&eacute;rmica Gas Natural
Tabla B - 25: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 03/Sep04)
Tabla B - 26: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 04/Sep05)
Tabla B - 27: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 05/Sep06)
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Tabla B - 28: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas Natural (Oct 06/Sep07)
B.2.5 Central T&eacute;rmica Gas 1
Tabla B - 29: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 03/Sep04)
Tabla B - 30: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 04/Sep05)
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Tabla B - 31: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 05/Sep06)
Tabla B - 32: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 1 (Oct 06/Sep07)
B.2.6 Central T&eacute;rmica Gas 2
Tabla B - 33: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 03/Sep04)
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Tabla B - 34: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 04/Sep05)
Tabla B - 35: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 05/Sep06)
Tabla B - 36: Resumen Energ&iacute;a Central T&eacute;rmica Gas 2 (Oct 06/Sep07)
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ANEXO C: Costos Variables
C.1 Central Hidroel&eacute;ctrica 1
Tabla C - 1: Costos Variables Anuales Central Hidroel&eacute;ctrica 1
C.2 Central Hidroel&eacute;ctrica 2
Tabla C - 2: Costos Variables Anuales Central Hidroel&eacute;ctrica 2
C.3 Central T&eacute;rmica Vapor
Tabla C - 3: Costos Variables Anuales Central T&eacute;rmica Vapor
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C.4 Central T&eacute;rmica Gas Natural
Tabla C - 4: Costos Variables Anuales Central T&eacute;rmica Gas Natural
C.5 Central T&eacute;rmica Gas 1
Tabla C - 5: Costos Variables Anuales Central T&eacute;rmica Gas 1
C.6 Central T&eacute;rmica Gas 2
Tabla C - 6: Costos Variables Anuales Central T&eacute;rmica Gas 2
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ANEXO D: Costos Variables de Producci&oacute;n
D.1. CVP
Tabla D - 1: CVP Oct 2003 – Sep 2004
Tabla D - 2: CVP Oct 2003 – Sep 2004
Tabla D - 3: CVP Oct 2003 – Sep 2004
Tabla D - 4: CVP Oct 2003 – Sep 2004
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