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RESUMEN

Se analiza la ejecucién de los proéesos técnicos y comerciales del Mercado Eléctrico
Mayorista MEM, durante el periodo abril 1999 - abril 2000, considerando:
requerimientos de entrada, valor agregado que se proporciona a dichas entradas,
normativa vigente y resultados obtenidos en cada uno de los procesos.

El primer proceso que se analiza es el Planeamiento Operativo en sus etapas de
largo, mediano y corto plazos. Se describen la metodologia y modelos mediante los
cuales se optimiza la utilizacion de los recursos energeticos y eléctricos del Sistema

Nacional Interconactado S.N.I.

=l segundo proceso que se estudia es la Coordinacion, Supervision y Control de Ia
Operacion del S.N.I. en Tiempo Real. Se describe la interaccion entre los Actores del
Mercado Eléctrico Mayorista v el CENACE para mantener el balance entre la
demanda vy la oferta de energia eléctrica al minimo costo bajo condiciones de calidad
y seguridad en la operacion del S.N.1.

Finesmer se cestiile 13 Admindsiracién v Licuidzcidn de las Trensecrionas
Comerciaies del MEM, para ello se axplica la adquisicion de datos del Sistema de
Medicion Comercial y la metodologia mediante la cual se transforman las
transacciones lécnicas en iransacciones econdimicus. 3¢ analizia \@nén 2l estacdo

de cobros y pagos entre los Agentes y la empresa de Transmision.

PALANGRAS CLAVES
Mercadn =léctrico Mayorista, Planeamiento Coerativo, Coordinacion de la Operacién,

ranse ciones Comerciales.
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PRESENTACION

ANTECEDENTES

El desarrollo del Sector Eléctrico en el Ecuador empezd en 1970, impulsado por las
regalias del petrdleo y creditos internacionales. El Instituto Ecuatoriano de
Electrificacion INECEL construyd el Sistema Nacional Interconectado y junto a la
colaboracién de la Empresas de Distribucidon permitieron la electrificacion de un alto

porcentaje del pais.

En 1982 se acentua la politizacidn det sector, disminuyen las regalias e INECEL se
ve imposibilitado de continuar con la expansién del sistema y cancelar sus deudas.
Debido a este deterioro del sector y los cambios visibies en algunos paises de
Ameérica Latina y 2l Mundo, desde 1984 nace la necesidad de buscar un esquema
nuevo que permita el adecuado desarrollo del sector para satisfacer las necesidades
del pais y se plantean algunas reformas al interior de INECEL, de hecho no se tenia

clara la vision sobre una privatizacion.

=n 1992 toma iuerza ci concepto de medernizar € astado y per ende el sector
elactrico, iparece la Ley de Modernizacidn, y funcionarios de INECEL comienzan a
trabajar con apoyo del Banco Mundial en un proyecto de reforma al sector que
termind con la expedicion de la Nueva Ley de Régimen del Sector Eléctrico el 10 de
octubre de 1996. La esencia del cambio radica en que el Estado toma la funcion de

regulador y deja todas las etapas operativas al sector privado.

Lz Ley ce Régimen dal Sector Eléctrico LRSE, astablecié 1a division de INECEL en 5
ampresas de¢ generacién: Hidro Paute S.A., Hidro Ageyan S.A., Hidre Pucara S.A.,
Termo Esmeraldas °.A., Electro Guayas S.A. y Termo Pichincha S.A.; una empresa
de tranarmisicn TRANSELECTRIC S.A. y 18 empresas de distribucién, constituidas

como sociedades andnimas; y, la Corporacién Centro Nacional de Control de
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Energia CENACE, como una entidad de derecho privado, eminentemente técnico y
sin fines de lucro responsable de la administracién técnico — comercial del Mercado

Eléctrico Mayorista MEM.

La LRSE establece también la creacion del Consejo Nacional de Electricidad
CONELEC, como la persona juridica de derecho publico, encargada, en
representacion del Estado de elaborar planes para el desarrollo de la energia
eléctrica y ejercer todas las actividades de reguiacion y control.

El 1 de abril de 1999 inicia la operacion comercial del Mercado Eléctrico Mayorista

del Ecuador.

VISION DE LA REESTRUCTURACION DEL SECTOR ELECTRICO EN EL MUNDO

=n &pocas anteriores parecia una utopia que la energia se transfiera en tiempo real
mediante sofisticados sistermas de computadores, en la actualidad es una realidad.
California fue tal vez el estado con el mas sofisticado proyecto para la

reestructuracion del suministro de energia eléctrica.

l.a esencia del cambio es que [a eneroia electrica debe ser separada comerciaimente
corme producto, de su transportacién como servicio, ya que antes era considerada
como un procCucto an el nunto de entrega por el cual se nagaba una tarifa.
Fisicamente la energia transportada por los conductores es indislinguible, pero si se

puede dividir la produccién v compra de su transporte desde un lugar a otro.

La genaracién fue por algun tiempo un monopolio, basado en contratos de una
inmensa cantidad de energia con una planta de gran {amaho. Inicialmente estas
plantas eran inmensas respecto al tamario del mercado pero con el crecirmiento del
mismo llegaron a ser normales, al pasar el tiempo y debido a la tecnologia de
materiales y la supresion de restricciongs tales como quemar gas natural, las plantas

pequenas se volvieron las mas baratas y el coste de su construccién resulta mas
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conveniente a los usuarios, que. pagar los sobrecostos de enormes maquinas

obsoletas.
Cuatra son los problemas principales en la reestructuracion del Sector Eléctrico
% Determinar exactamente quien puede vender que y a quien,

Establecer con precision las reglas del negocio,

d.l

% Adoptar decisiones acertadas frente a los intereses y conflictos, y

En qué grado la transicion es manejable, como hacer que la regulacién de

4‘

servicios no se mezcle con el nuevo régimen de competitividad.

=l nrimer paso de la reestructuracion es decidir el modelo a adoptarse. En general
existen cuatro modelos diferentes en el Sector Eléctrico desde el punto de vista
de competicidn, basados en la extensidon de modelos permitidos o requeridos en la
industria. En la siguiente matriz se observan las caracteristicas de estos cuatro

o
modelos ©,

i Modelo 1 Modelo 2 Modelo 3 Modelo 4
.. P , Aygercia Cornpeticidn Compaticion
Caragteristicas Monopolio Adquisitiva entre Mayoristas | entre Minoristas

Monopalio en

Cornpeticion en
Generacion y

Competicion en
Generacién y

Competicion en
Generacion y

Definicion ; : libre eleccion libre eleccion
3 iste | \
todos los niveles e’égm L:gdsgro para los para 10s usuarios
P Distrinuidores finales
S aronatieiAn ontre
b ooniipaticton antre NO 3] al 3
IL Generadores
| Los Minoristas
tienen libre NO NO Si Si
eleccion
Cusuario fins
&1 usuario final NO NO NO S|

tiene libre eleccién
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Los modelos son una combinacion del grado de monopolio, de competicion y

seleccion, todo esto confrontado ante el sisterma eléctrico fisico.

Modelo 1

Todo es monopolio, nadie elige al suministrador, por lo tanto una sola compania
produce la energia y la entrega por medio de la red a los distribuidores y/o al usuario
final. Si acaso existian companias separadas de distribucién dependen de un solo

suministrador.

Los usuarios pagan a un precio fijo o tarifa; este modelo ha permitido ia creacion de
sistemas de transmision y plantas de generacion de gran escala, ia economia de
escala era la que justificaba los monopolios. Los monopolios fueron apoyados por el

geoierno para permitir el subsidio a sectores de escasos recursos.

Modelo 2

Una Agencia Adquisitiva adquiere toda la energia de algunos generadores que tienen
Starta corpmensia y wiena Apencia tens come moneealio 'a red de transmizion v la

venta a los usuarios finales

Se permiie la competencia en generacion y ésta sera efectiva en !a medida que

pajan los precios, el gobierno ademds puede seguir con sus politicas comunitarias.

=l comprador requiere hacer contratos de largo plazo con los productores y los
usuarios ’inales; el generador esta seguro y racupera su capital, los contratos son
dc

asegura la recuperacion de sus costos de inversion, con esta garantia ellos pueden

w

3 2n costos, la compeatencia se extiende a las plantas de generacidon pero se

<
P

m
%
W

psagar sus deudas y reducir los costos.
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El riesgo es pasado a través del contrato al usuario cautivo, para aislar a los
propietarios del efecto del cambio de la tecnoiogia y las fuerzas de mercado. Este
modelo entorpece la dinamica de los beneficios de la competicién, ya que la
expansion y construccion de nuevos proyectos estd en manos del planeamiento

centralizado.

Modelo 3

Existe competicion a nivel de mayoristas, los distribuidores compran la energia a un
mercado de generacion que puede tener cierta competencia, tienen libre acceso a la
red de transmisién y son un monopolic sobre los usuarios finales.

Los generadores tienen libre acceso a la red y participan en su ampliacién, los
distribuidores pueden comprar directamente a los generacores que compiten. Este
modelo es aquel adoptado por el Sistema Britanico después de su privatizacién en

1880 vy considerado en la politica energética de Estados Unidos en 1992.

Las presencia de muchos compradores hace mas competitivo el mercado y uno de
los beneficios de la competicion consiste en encargar la innovacion de la tecnologia y

o 1esyv ael wnercaco score de los Zensracores.

Los generadores estan en mejores posibilidades de juzgar jos beneficios de la nueva
tecnologia que un regulador, pues ellos asumen el riesgo de aumentar sus costos de
capital, por ello necesitan seleccionar cuidadosamente sus proyectos; es necesario
ademé&s conseguir nuevos mercados y hacer acuerdos con el sisterna de

transmision.

La competicion entre mayoristas puede ser solo una manera de aspera, mientras so
hace efectiva la cornpeticién entre minoristas. Mientras el Reino Unido y los Estados

Unidos buscaban nuevos clientes mediante mercados abiertos, al misme tiempo
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excluian a otros y por ello la definicion de quienes son mayoristas y quienes

minoristas, constituye un tema de gran importancia.

Si el regulador no tiene cuidado puede llevar a la banca rota a las empresas que
estdn a su cargo, alentandolas a desperdiciar un exceso de capital en proyectos
inadecuados, agravando de esta manera los problemas antes de solucionarlos.

Modelo 4

En este modelo todos los usuarios tienen libre accesc a las redes de transmision y
distribucién, todos pueden eiegir su suministrador, |la distribucion es separada de la

comercializacion y la competencia esta presente en todas las actividades.

Se promueve la rotacion de los minoristas; paises tales como Inglaterra, Noruega,
Chile v Victoria en Australia, tienen modelos que se aproximan a éste, California lo
gsta implementando. La propiedad de la transmision es separada y la Distribucion es

separada de la Comercializacion.

La competencia entre mincristas puede hacer en principio mas competitivo &l
mercado irayendo a todos i0s clientes finaies uento dei MieCado, Jers los coeios
suben por necesilarse algunos arreglos propius del negocio y sistemas de medicién
cue pueden representarle al usuario final costos superiores a los beneficios, el

problema radica entonces en integrar a todos los usuarios a este sistema.

Todos estos modelos tienen diferente tipo de propiedad de las empresas y requieren

una regulacion distinta.

En el Ecuador se ha implantedo un modelo muy simifar al rodelo 3.
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EL NUEVO MODELO DEL SECTOR ELECTRICO ECUATORIANO

Zn el nuevo escenario en el que se desarrolla el Sector Eléctrico del Ecuador, el rol
fundamental del gobiernc constituye la creacion de las regulaciones necesarias para
garantizar el bienestar de los usuarios finales, mientras que las empresas privadas
por su parte son responsables de la expansion de la infraestructura que requiere el
Sector para superar con éxito las exigencias del nuevo modeio.

-Zl Gobierno como Ente Regulador debe conciliar los intereses privados y publicos;
ias regulaciones por tanto deben permitir una armonia entre variables criticas dentro
del negocio eléctrico, como son: costos de produccion, competitividad, calidad y
confiabilidad de! servicio y tarifa a usuario final. E| CONELEC su representante debe
ser independiente, sin embargo por su constitucidn es altamente ligado al Gobierno.

La conczpcicn del Mercado Eléctrico Mayorista MEM vy la expansion del sistema
sstan dadas en base ala naturaleza de la energia sléctrica, diferente a la mayoria de
productos, ya que se consume en el mismo momento que se produce y no es posible
almacenarla y ademas no es posible distinguir que a traves del Sistema de
Transmisién, un determinado consumidor recibe cierta cantidad de energia de un

gInsrudor espesifice.

@l servicio de transportacion de la energia se realiza a través del Sistema de
Transmision, en el cual estan presentes considerables economias de escala, gue o
convierten en un monopolio natural y de ahi la necesidad de que sea una empgresa
cle servicios regulada. A nivel de la guneracion no existen significativas economias
d~ 2scala por lo que es factible la competencia; el caso especifico de la central
“outa, oredominante en la generacion hidraulica podria disiorsionar ia competencia
conviri=*ncose en un mencpolio, razén por la cual en la Disposicion Transitoria
Segunda del Reglamento de Funcionamiento del NEM se establece que en su
contrato de concesion deberé establecerse la cbligatoriedad de vender en contratos

a plazo su energia firme a todos los Distribuidores proporcionalmente a su demanda.
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Para 2| caso de la distribucidn al no determinarse claras economias de escala tiende

a desarrollarse como monopolios geograficos.

La naturaleza del MEM exige la coexistencia de dos tipos de mercado, el Mercado

QOcasional o Spot y el Mercado de Contratos.

El Mercado Ocasional se desarrolla en base al modelo marginalista, por lo cual todas
las transacciones que se realicen en 2l se valoran a precio nodal, el cual resulta de la
multiplicacién del precio marginal, en un nodo de referencia, denominado Barra de

Mercado por el correspondiente factor de nodo.

En el Mercado Ocasional el precio de la energia varia temporal y espacialmente,
pues el precio marginal varia hora a hora en funcion del costo variable de la ultima
maquina despachada, en el nodo de referencia, en base a una lista de mérito y que
permite ademas abastecer totalmente la demanda dei sistema. La variacién espacial
del precio de la energia se debe al costo que demanda el transportarla desde el nodo
de produccion hasta el nodo de consumo, la metodologia utilizada para evaluar dicho
costo constituyen los factores de nodo, [0s cuales son menores que 1 para nodos
genaradores o exportadores y mavores que 1 para nodos de demanda o

importadores.

Si no existieran pérdidas ni restriccioras operativas en ¢! Sistema de Transmision, no
existiria discriminacion espacial entre precios y serian los mismos en cualquier nodo
del cistema, perc en |a realidad existen pérdidas y restricciones que hacen que los
precios nodales sean diferentes y permiten que el pago de los Agentes que retiran
anaroia del sistema sea superior al pago realizado a los generadores, esta diferencia
representan las pérdidas totales del sistema valoradas a precio marginal. t2ste monto
es denominado ingreso variaole al Transmisor, pero al no ser suficiente para cubrir
los costos de operacion y mantenimiento se hace necesario un segundo ingreso por
concepto de conexion y capacidad y un ingreso que e permita ademas expandir el

Sistema de Transmision.
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=Zn el Mercado QOcasional el precio de la energia estd expuesto a la dinamica de
muchas variables, lo cual hace que su valor sea impredecible, por ello con el
preposito de mitigar la exposicion de los Agentes del MEM a esta volatilidad, se hace
indispensable la existencia de un Mercado de Contratos, en el cual los Agentes
pactan libremente cantidades, precios y condiciones. Es conveniente que la mayor
parte de las transacciones de los Ageintes sean realizadas mediante contratos a
plazo y que el Mercado Ocasional se convierta en un mercado de diferencias que
permita comprar o vender |a energia necesaria para cumplir sus contratos en tiempo
real. Esta conveniencia se justifica porque los contratos a plazo permiten asegurar
los ingresos a los productores y egresos de los consumidores a precios competitivos.

Para la ‘mplantacién del nuevo modelo en el Sector Eléctrico, fue necesaria la
segmentacién de aquella estructura monopdlica verticalmente integrada, en las

siquientes entidades

% El Consejo Nacional de Electricidad CONELEC, como la persona juridica de
derecho publico, encargada, en representacion del Estado, de todas las

actividades de reguiacion y control.

£l Centro Nacional de Control de Energia C=NACE, como una Corporacién Civil

>
de Tarecho Privado, dz caracter eminentemente técnico y sin fines de lucro,
encargada de la administrar las transacciones técnicas y comerciales del MEM.
% Las Empresas Eléctricas Concesionarias de Generacion, correspondientes a los

generadores gque operan sus empresas por su propia cuenta, asumiendo los
riesgos comerciales inherenies a su negocio, bgajo los principios de
tronsparencia, libre competencia, eficiencia y‘de acuerdo a las regulaciones del
CONELEC.
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“» La Compafia Nacional Concesionaria de Transmision, que mediante el pago de
un peaje regulado, estd obligada a permitir el libre acceso a los Generadores,

Distribuidores y Grandes Consumidores.

Las Empresas Eléctricas Concesionarias de Distribucidn, que conformadas como

dl

Sociedades Andnimas operan sus respectivas areas de concesiéon en |os
términos de los contratos otorgados por el CONELEC. Estan prohibidas de

generar o transmitir electricidad.

ENFOQUE DE LOS PROCESOS QUE SE EJECUTAN PARA PERMITIR EL
FUNCIONAMIENTO DEL MERCADQ ELECTRICO MAYORISTA MEM

Un proceso consiste en un grupo de tareas |dgicamente relacionadas que emplean
los recursos de la organizacién, le agregan valor y suministran un producto a un
cliente externo o interno para dar resultados definidos en apoyo de los objetivos de la

organizacion.

Los procesos se ejecutan de una manera mas eficiente en una organizacién piana,
en la cual el nivel directivo comunica directamente |a estrategia de la empresa al
nivel operativo, el cual a su vez la aplica en su tranajo diaiio. A diferencia de las
organizaciones muy jerarquizadas en las cuales la estrategia de la empresa parte dcl
rivel ejzcutivo v debe pasar a través de muchos niveles medios antes de llegar al
nivel operativo, ocasionando distorsion en la informacion y un impacto negativo sobre
la eficiencia y efectividad del proceso. Por esta razdn el nuevo esquema de Sector

Eléctrico favorece la implantacion de una metodologia de procesos.

La implantacion de un nuevo modelo de funcionamiento del Sector Eléctrico
zcuatoriano, en el qua teniendo como ente Regulador al CONELEC; los Actores
desarrollan sus actividades en un ambiente competitivo, bajo la administracion del
CENACE encargado de fa administracion técnica y comercial dzl funcionamiento del

MEM.
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En el presente trabajo se analizan las actividades de los Actores del MEM vy el
CENACE desde el punto de vista de procesos, es decir, se analizan los
requerimientos de entrada, la transformacién que se le da a esa entrada y los
productos o resultados que se entregan a los clientes ya sean internos o externos al

proceso.

En la mayoria de los casos la materia prima para el desarrollo de los procesos que
hacen efectivo el funcionamiento del MEM constituye ia informacion provista por los
Agentes y TRANSELECTRIC, la cual es procesada en el CENACE vy los resuitados
son entregados a cada uno de los Actores del MEM. De esta manera se garantiza

que el MEM funcione cada dia gracias a la interaccion constante de sus integrantes.

Se nota entonces la necesidad por parte de los Agentes y TRANSELECTRIC de
contar con sistemas tecnoldgicos adecuados que posibiliten la entrega de
informacion confiable y oportuna al CENACE, con 2l fin de optimizar al maximo la
calidad de la operacion técnica y economica de |os recursos existentes en el Sistema

Nacional Interconectado S.N.I.

Los rmacrcprocesos requieren para su desarrollo de una normativa ciara y efectiva, 1a

cual en el Sector Eléctrico del Ecuador es responsabilidad del CONELEC.

Se analizaran fundamentalmente los procesos desarrollados en las fases de
Planeamiento Operativo, Coordinacion de la Operacion en Tiempo Real y
Transacciones Comerciales en el MEM.

Zn la fase de Planeamiento Cperativo, se analizaran los procesos siguientes:

Planearaiento Energético y Eléctrico Anual y Programacion Semanal: se

analizara de ranera general los requerimientos basicos de informacion,
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consideraciones para su realizacion, metodologia, resultados. Se estableceran
ademas desviaciones entre datos programados y datos reales.

Despacho Econdmico Diario Programado: en este proceso que ha sido
implantado en el nuevo esquema, se analizara de manera general la metodologia,
los datos requeridos y los resultados, las restricciones y ventajas que presenta; v,
mediante una comparacion con datos reales se estableceran desviaciones que
indiquen la calidad de la programacién.

En la Coordinacidon de la Operacion del S.N.l. bajo la supervision y control del

CENACE, se analizaran los procesos siguientes:

Zjecucion del Despacho Econdmico Diario de Generacidn: se describira de
forma simple el control de generacidn y frecuencia, la elaboracion de redespachos y

5u metodologia. causas y un analisis estadistico de su ejecucian.

Coordinacion, Supervisién y Control en Tiempo Real del S.N.I: se analizara la
metodologia basica de conirol de voltaje y frecuencia, asi como también los flujos en
~ | Se desrcrihira brevementa el funcionamiento del Sistema de Control en
Tiempo Real del CENACE y se estudiaran las desviaciones de voltaje y frecuencia

respecto a los valores permitidos en la ley.

Aprobacion y Coordinacion de la Ejecucidon de Mantenimientos, se estudiara la
netodologia que los actores del MEM utilizan para planificar y ejecutar sus
mantenimientos en coordinacion con el CENACE y se analizaran los resultados, para

avaluar el cumplimiento del programa de mantenimientos.

Analisis Post - Operativo: en base de los resultados de la operacion en tiempo real,
se realizard un andlisis estadistico de la evolucién de la demanda de potencia y
en: ‘gia, se analizaid la componente hidraulica y térmica de la generacion y su

relacién con el precio marginal de la energia.
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Zn lo referente a la parte comercial del MEM se anaiizaran los siguientes procesos:

Administracién de la Informacién de los Actores del MEM: en este proceso se
analizara el fiujo de informacion para realizar de manera transparente las
transacciones técnicas y economicas de los Agentes del MEM y TRANSELECTRIC.

Liquidacion de las Transacciones del MEM: en este proceso se analizaran los
datos y la metodologia para la elaboracion de la liquidacién, se realizara el balance
comercial y energético en el MEM y se estudiara la estructura de los precios para los
Distribuidores, Generadores y TRANSELECTRIC, un analisis de los pagos de los
Distribuidores y los cobros por parte de los Generadores y TRANSELECTRIC,
tomando en cuenta los acuerdos internos establecidos por el Fondo de Solidaridad.

Registro de los Contratos a Plazo: se analizaran los requerimientos basicos y la

metodologia para establecer un contrato a plazo.

Por ultimo se presentaran conclusiones dei funcionamiento del MEM en el periodo
abril 1989 — abril 2000, asi como también se tratard de entregar recomendaciones a
imolantarse en el MEM para corregir los problemas y de esa manera establecer

deiinitivamente el modelo de mercado en ei Sector Elécirico =cuaioriano.



1 CAPITULO 1: PLANEAMIENTO ENERGETICO Y
ELECTRICO DE LA OPERACION EN EL MEM

1.1 PLANEAMIENTO ANUAL DE LA OPERACION EN EL MEM

GENERALIDADES

El Planeamiento Energético y Eléctrico Anual tiene como objetivo fundamental el
optimizar los recursos de generacion y transmisién disponibles, con el fin de
abastecer la demanda y la operacion def Sistema Nacional Interconectade S.N.I. en

las mejores condiciones de calidad y seguridad.

Esta planificacion es realizada por la Direccion de Planeamiento del CENACE vy

tiene como informacion de entrada lo siguiente:

Previsicn de demandas a nivel de las Empresas de Distribucién, prevision de
caudales, factibilidad energética del S.N.I. con los mantenimientos programados de
corto y largo piazo, disponibilidad de plantas de generacion hidrdulicas, unidades

tarmicas v las instalaciones del sistema de transmision.

Mientras que los resultados son: produccidén de potencia y energia a bornes de
generader, potencia remunerable puasta a  disncsicion, potencia  reactiva
remunerable disponible, requerimientos de potencia activa y reactiva por seguridad
cdel S.N.I, precios referenciales de la energia, factores de nodo sin restricciones,

niveles de los principales embalses y vertimientos.

En el presente esiudio se toman como reierencia los datos existentes en g
cocuimento “Programa de Operacion del Mercado Eléctrico Mayorista Octubre 1999 —
Septiembre 2000" que contempla el horizonte de un ano y abarca las estaciones

seca y lluviosa.



1.1.1 METODOLOGIA

Para garantizar el adecuado funcionamiento del S.N.I. con los recursos disponibles
se realiza una simulacién matematica de la operacién que permite optimizar los
costos totales de produccidon sin perder de vista las condiciones de calidad vy

seguridad del S.N.l. Esta simulacion consta de dos etapas:

En la primera se optimizan los recursos hidraulicos tales como: cuotas mensuales y
diarizs de generacion de las centrales hidroeléctricas de regulacion y afluencias a

centrales hidroeléctricas de pasada.

En la segunda etapa, utilizando la informacion resultante de la fase anterior, se
realiza una simulacion del despacho de carga al minimo costo y en la barra de
mercado para los siguientes dias tipicos: laborable, festivo, sabado y domingo, mes a

mes, para el periodo de estudio.

1.1.1.1 Criterios Aplicados
» £l horizonte de planeamiento es de un afo, mes a mes, tomando en cuenta las

estaciones seca (octubre a marzo) y lluviosa (abril a septiembre).

» Auncue se podria considerar un numero mayor de escenarios hidroldgicos, se
toman en cuenta tres que se consideran [os mas probables, y so:1:
« Hidrologia Media: con probabilidad de ocurrencia del 50% anual
» Hidrologia Semiseca: con probabilidad de ocurrencia del 95% anual

+ Hidrologia Seca: con probabilidad de ocurrencia del 50% mensual

» 3¢ utiliza la proyeccion de la demanda de potencia y energia entregada por l0s

Agentes y validadas por el CENACE.

» La representacion de la nemanda en caca mes se la hace mediante dos curvas

tipicas de carga, una para los dias laborables y la otra que representa a los dias



no laborables. .Con 2l propdsito de optimizar la operacién de los embalses, se
utiliza curvas de duracion de carga de nueve bloques, de los cuales cinco
corresponden a datos horarios de demanda punta, dos para la demanda media y
los dos restantes a la demanda base y para el despacho econdémico diario se

utiliza curvas de carga que incluyen las 24 horas del dia.

Los periodos horarios de demanda son:

% De demanda punta, comprendido entre las 17 y las 22 horas de todos los

dias de la semana.

L, De demanda media, comprendido entre las 7 y las 17 horas de lunes a

viernes.

& Las horas restantes de la semana son consideradas como de demanda

base.

La disponibilidad termoeléctrica se la representa mediante la potencia efectiva
cruta oquivelente, que rasuiia ce restar a3 probabilidac ce salida ferzada de 1A

potencia efectiva bruta de la unidad.

Se asume una disponibilidad completa de combustibles y se utilizan precios
internacionales hasta diciembre de 1899, en los meses posteriores se utilizan

precios nacionales de combustibles.

l.os costos variables de produccién son aguellos que varian proporcionalmente a
la produccion de energia y son declarados por los Agentes del MEM y validados
por el CENACE. Estos costos variables se expresan en US$/kWh y los precios
internacionales promedio de combustibles utilizados son: bunker 14,513
USS/barril, diesel 23,92 US$/barril y nafta 19,63 USS$/barril.



Se considera el ingreso de unidades nuevas al S.N.I., como es el caso de Energy
Corp con una potencia efectiva de 105MW e Hidronacidén con 3 unidades de
71MW.

Se toma en cuenta la importacion de Colombia con una potencia efectiva de

25MW y un factor de carga equivalente a 56,1%.

Para el calculo de la potencia remunerable puesta a disposicién se realiza una
simulacion de la operaciéon econdmica del S.N.l., cubriendo la totalidad de la

demanda en un escenario hidrolégico seco.

Se utilizan como fuentes de reactivos a las unidades 1 y 2 de Santa Rosa, 1y 2
de Ecuapower Santo Pomingo y la unidad de Ecuapower Santa Elena. Para
astas unidades se considera toda su capacidad de reactivos como la potencia

reactiva puesta a disposicién.

e toman en cuenta las obras planificadas por TRANSELECTRIC para levantar

.ag rostriceicnes existent2s an 1as Subestaciones Pascuales y Salitral.

£n =l precio referencial de generacion, obtenido rmediante el promedio ponderado
de los precios marginales ae generacion de corio plazo, se han incluido factores
gue impiden realizar un despacho economico optimo como son: costos por
infieibiiidades, restricciones de transmision, generacion forzada, sobrecostcs por

contratos con los generadores privados y suministrc de reactivos.

Tl nrograma utilizado para el despacho econdomico no incluye ios costos de
arranque y parada de unidades turbovapor, sin embargo dichos costos no tienen

mayor influencia en el precio referencial de generacién.
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Se utilizan los factores de nodo promedio para la estacion seca vy lluviosa, en los
bornes en el caso de los Generadores y en el punto de entrega para los

Distribuidores.

El criterio de manejo de los principales embalses del S.N.l. permite tener una
adecuada reserva energética en la estacion seca, la misma que hace posible el
suministro total de la demanda y a la vez que en la época lluviosa se minimicen

los vertimientos.

1.1.1.2 Actividades que constituyen el Proceso de Planeamiento Operativo Anual

El proceso ! de Planeamiento Operativo Anual en su fase energética puede

describirse brevemente a través de las siguientes actividades que se explican en el

giagrama de flujo de la figura 1.1;

1.

Recepcion, de parte de los Agentes Distribuidores, de la prevision de su demanda
punta y curva de carga horaria de la energfa a consumirse en cada unoc de los
dias tipicos del mes: dia laborable, sabados, domingos; v, feriados y de la
proyeccion del consumo de energia para todo el ano de operacion. Esta

informacion permite la actualizacion de la base de datos de Planeamiento.

Prevision y validacion de demandas recibidas. En el caso de aquelios Agentes
cue no declararan valores actualizados de sus proyecciones, se consideran los
resultados obtenidos por el CENACE de estimaciones basadas en datos

nistoricos.

3. Recepcion de las caracteristicas de importacion de energia.

4. Recepcion y .indlisis de factibitidad energética y elacirica de mantenimientos.



3. Recepcion de disponibilidades de generacidn y transmision y actuaiizacidén base

de datos.

8. Recepcion de los niveles y caracteristicas de los embalses, catdlogos de las

centrales hidroeléctricas y prevision de caudales.

7. Recepcién de la curva de generacion de centrales hidroeléctricas de pasada.

8. Recepcidén de restricciones operativas de generacidon y del Sistema de

transmision.

9. Recepcion y actualizacion de los costos variables de generacion.

10. Actualizacion de |la base de datos de Planeamiento.

11.Ejecucion del programa energético de la operaciéon utilizando una modelacion

matematica de flujo en redes.
12.%/alidacion eléctrica del Programa Energético de la Operacion.
13. Cbtencion resultados cefinitivos,
14.Elaboracién de informe, publicacion y difusién.
L.as actividades ™ que constituyen el Planeamiento Operativo Anual en su fase
eléctrica se pueden visualizar mejor en el diagrama de fiujo de la figura 1.2 y son las

siguientes:

1. Recepcién y analisis de informacion de Agentes.



2. Actualizacion de base de datos eléctricos del S.N.1..

3. Analisis del S.N.I. en estado estacionaric mediante flujos de potencia.

4. Obtencion del perfil de voltaje, politicas de operacién de los taps de los
Transformadores, carga de las lineas y transformadores, requerimientos de
generacion forzada y potencia reactiva

5. Analisis del S.N.l. en estado dinamico mediante estabilidad transitoria.

8. ldentificacidon de areas eléctricas y sus caracteristicas

Determinacion de la Reserva Primaria de Frecuencia y la Reserva Secundaria de

-l

Frecuencia.

[0F]

Diseno del esquema de alivio de carga.

9. ldentificacidon de necesidades de compensacion reactiva, definicion de

astrategias para regulacion de voltaje, niveles de seguridad y reserva operativa.

10. Elaboracién del informe y publicacion.
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Figura 1.2: Diagrame de Flujo del Proceso de Planeamiento Eléctrico Anual



1.1.2

1.1.2.1 Demandas de Potencia Maxima y Energia

ANALISIS DE LA INFORMACION DE ENTRADA

190

La prevision de consumos de potencia y energia entregada por cada Distribuidor y
validada por el CENACE se puede observar en el Anexo 1.1 ®, En la tabla 1.1 se
observa la previsién total para el S.N.Il. de los requerimientos de potencia y

energia a nivel de Subestacion de Entrega, mes a mes, en el periodo

comprendido desde abril de 1999 hasta marzo de 2000.

Tabla 1.1: Prevision de la Demanda de Potencia y Consumo de Energia del MEM
a Nivel de S/E de Entrega

| Abr-99 May-99 Jun-99 Jul-99 Ago-99 Sep-99

T 2018.9 2028 20188 20164 | 19982 2019

i GWh 904.4 9428 | 9128 940,5 929,9 907 8

?

| Oct-99 | Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00
M 20672 | 21015 21505 1873,1 1847.6 1285,
GWh 944.4 918,3 969,6 862,1 760 868, 1

£n ecta tacla

~- -
o7 Ay
[ R |

erva CuUe s9 JImve GiCanZi Un aumento en la domanda de

potzncia y el consumo de energia para la mayoria de los meses, respecio al

periodo anterior abril 1998 — marzo 1999, en los porcentajes que se muestran a

continuacion en la tabla 1.2.

Tzbla 1.2: Variacion Prevista en la Potencia y Energia Respecto al Periodo
Abril 98 - Marzo 99

B Alr-63 May-69 Jun-99 Jut-99 Ago-93 Sep-59
| Poioncia | 10.8% -10.7% -6.7% -7.3% 5.6% | -3.8%
Ensrgia -6.4% 7.2% -9.0% -9.2% T74% | -3.9%
Oci-89 Nov-89 Dic-39 Ene-Cu Fah-00 Mar-00
Potencia 0.2% -1.0% 1.7% 1.2% 3.3% 8.1%
Energia -0.2% 0.1% -0.2% 0.1% 2.0% 4.0%
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Es indispensable para realizar la proyeccion de la demanda de potencia y el

consumo de energia, conocer su evolucion en el tiempo. En los siguientes

graficos se observa esta evolucidn mes a mes, a panir del ano 1998 hasta el 2000

(utilizando valores previstos para noviembre y diciembre de 2000).

Mw

EVOLUCION DE LA DEMANDA DE POTENCIA A NIVEL DE S/E DE

ENTREGA
2000
1900 e A
1800
1700 —
1600 {

Jan Feb M™Mar Apr May Jun Jul Aug Sep Oc¢t Nov Dec

Figura 1.3: Evolucién de la Demanda de Potencia a Nivel de S/E de Entrega

En la figura 1.3 se muestra la contraccion que tiene la demanda de potencia en el

periodo de estudio, puesto que, se observa que los valores del ano 1998 son

superiores a los de 1999 y del 2000.

EVOLUCION DEL REQUERIMIENTO DE ENERGIA A NIVEL DE S/E DE ENTREGA

A

e

i

N e~ L Y

2
:
S

'Y

| ~+—1998 |
1
| —— 1909 !

| —— 2000 |

Jan Feb Mar Apr May

r

Jun Jul Aug Sep Ot

Nov

Dec

Figura 1.4: Evolucién de los Requerimientos de Energia a Nivel de S/E de Entrega
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Algo similar ocurre también con la energia en la cual se nota una contaccién a

partir del ano de 1998, como se muestra en la figura 1.4.

by Caudales

En la tabla 1.3 ' se observan las caracteristicas de los principales embalses del

pais.
Tabla 1.3: Caracteristicas de ios Embalses
| UNIDAD | PISAYAMBO | AMALUZA AGOYAN D.PERIPA
1.Volumen Bruto mill. de m” 100.70 84.54 1.85 5430.09
2. Volumen Util mill. de m’ 79.50 52.36 0.76 3280.78
3. Energia Equivalente GWh 79.74 82.73 0.27 462.59
Almacenada
|

4, Factor de Productividad Medio W

- maximo kwn/m* 1.003 1.580 0.350 0.141
| - medio kwh/m” 0.980 1.552 0.136
1 |
5. Nivel Maximo de L m.s.n.m. 3565 1991 1651 85
|Operacion
6. Nivel Minimo de Operacién

- tedrico m.s.n.m. | 3541 1935 1645 85

- real m.s.n.m. | 3545 1970 70

La previsicn e caudaias ailuantas = los ampalses Amaluza, Pisayvambo Agovan
y Daule - Peripa para las hidrologias media, semiseca y seca se observan en &l
anexoi.2 ®l, Se tiene una probabilidad de excedencia del 50% anual para la
hidrologia media, 95% anual para la hidrologia semiseca y 90% mensuzl para la

hidrologia seca.

La informacion histdrica utilizada en la prevision de caudales se analiza a

continuacién:

AMALUZA: se tienen caudales afluentes prormedios mensuales desde el afio 1964
a 1999 v los valores mensuales maximo, minimo y promedio para este periodo se

muestran en la figura 1.5.
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Figura 1.5: Medidas Estadisticas de los Caudales Afluentes al Embalse Amaluza
para el Periodo 1964-1999

PISAYAMBO: se tienen caudales afiuentes promedios mensuales desde el aio
1962 a 1999 y los valores mensuales maximo, minimo y promedio para este
periodo se muestran en la figura 1.6.
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—4—PROMEDID| 47 | 53 | &1 | 6% | 35 | 18 131 02 | el ' 55 | 13 ' a5 ||
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ot MAXIMO 123 7a4 | 112 ] 14t ] 130 0190 229 147 ¢ 158 | 93 7o | 97 14

————— v — !

— — MNIMD 15 16 22 1 29 35 | 45 48 | 42 | 48 | 24 | 23 | 15 |

Figura 1.6: Medidas E&stadisticas de los Caudales Afiuentes al Embalse
Pisayambo para el Periodo 1963 —1999
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AGOYAN: se tienen caudales afluentes promedios mensuales desde el afio 1963
a 1999 vy los valores mensuales maximo, minimo y promedio para este periodo se

muestran en la figura 1.7.

400 —

A

350 T " -

300 - <

250 - " ———

O S
/ . \

m¥s

100 pom—— o \‘,,' ——
s .—\H_L !

50 L e a—— e
0 i

ENE | FEB | MAR ' ABA | MAY | JUN ' JuL | AGC [ SEP . OGT : NOV | DG |
(—— PROMEDIO| 847 | 970 | 111.6 _132.5 | 1411 | 1754 ; 1891 | 1454 ' 1220 | 1008 ; 88.1 | 810 |
w-MAXMO | 1637 | 1879 | 1752 ! 266.0 | 2609 | 3386 | 33227 | 2499 | 2418 ' 1624 | 1548 | 1429
i | .—MINMO__ (470 417 | 384 ; 688 , 654 | 893 . '084 | 703 | 769 593 | 543 ! 386

Figura 1.7: Medidas Estadisticas de los Caudales Afluentes al Embalse Agoyan
para el Periodo 1963-1999

DAULE - PERIPA: se tienen caudales afluentes promedios mensuales desde el
ano 1963 a 1999 y los valores mensuales maximo, minimo y promedic para este

periodo se muestran en la figura 1.8:
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Figura 1.8: Medidas Estadisticas de ios Caudales Afluentes al Embalse
Daule-Peripa para el Periodo 1963-19¢9



Se puede cbservar que los caudales afluentes al embalse Daule — Peripa al
pertenecer a la cuenca occidental, tienen un régimen complementario a los
caudales de las cuencas orientales que ingresan a l0s embalses Amaluza,
Pisayambo y Agoyan, entonces cuando los caudales son bajos en Daule — Peripa

los caudales de las cuencas orientales son altos y viceversa.

1.1.2.2 Disponibilidad de Potencia de las Centrales de Generacién

La disponibilidad de potencia de las centrales hidrceléctricas de embalse y de
pasada y de las unidades termoeléctricas, para los tres escenarios hidroldgicos

descritos se observa en la tabla 1.4:

Tabla 1.4: Disponibilidad de Potencia de las Centrales
de Generacion (MW)

Sep-99 | Oct-99 Nov-SQlEc-SQ Ene-00 | Feb-00 | Mar-00

‘ Abr-99 |May-99| Jun-99 | Jul-99 |Ago-9§
{

I HIDROLOGIA MEDIA PROBABILIDAD 50 °6 ANUAL

T

- ] r 1
HIDRO EMBALSE | 1105 | 1176 | 1212 | 1212 | 1247 tma 1342 | 1316 | 1338 | 1335 L1314 1245

HIDRO PASADA 186 166 164 157 1517153.2 302.3 | 304.6 | 285.2 | 314.9 | 314.9 | 302.9

TERMOELECTRICAS| 1104 | 1120 | 1032 | 953 | 1234 | 1280 | 1251 | 1222 | 1306 | 1257 | 1298 | 1294

TOTAL 2376 | «462 | 2408 | 252z | 2632 | 2731 | 2085 | 284C | 292¢ | 2006 | 2927 | 2842

—

5 T
7

L
| HiDROELEGTRICAS | 3%

55% | 57% | 59% | 53% | 23% | 7% | 57% | 35% | 57% | 56% | 54%

o/
TERMOSLECTRICAS| 48% | 45% | 43% | 41% | 47% | 47% | 43% L43% 45% | 43% | 44% | 46%
[l [\ e Ny |

HIDROLOGIA SEMISECA PROBABILIDAD 95 % ANUAL T

HIDRO EMBALSE 1106 | 1176 | 1212 1 1212 | 1247 | 1318 | 1342 | 1316 1338L335 1314 | 1245

HIDRQC PASADA 150 | 150 | 140 140 134 | 134 |292.4 | 2874 | 266 2973 300.9 | 287.5

e

| TERMOSLECTRICAS| 1104 | 1120 | 1032 | 953 | 1234 | 1280 | 1251 | 1222 | 1306 | 1257 | 1298 | 1294

L
TOTAL 2360 | 2446 | 2384 | 230 | 2615 | 2732 | 2885 | 2825 | 2810 | 2889 | 2913 | 2827
[ % 53% | 54% | 57% | £9% | 53% 53% 57% | 57% | 55% | B6% | 55% | 54%

HIDROELECTRICAS

[TERMOEL:ECTRICASL‘W% 46% | 43% | 41% | 47% | 47% | 43% | <3% | 45% | 44% | 45% | 46%
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Tabla 1.4: Disponibilidad de Potencia de las Centrales
de Generacién MW (Continuacién)

HIDROLOGIA SECA PROBABILIDAD 90 9% MENSUAL

|

HIDRO EMBALSE | 1106 | 1176 | 1212 | 1212 | 1247 | 1318 | 1342 | 1316 | 1338 | 1335 | 1314 | 1245
HIDRO PASADA 150 | 150 | 140 | 140 | 134 | 134 | 291.5| 287 | 265.5|297.1 | 300.4 | 287.4
TERMOELECTRICAS| 1104 | 1120 | 1032 | 953 | 1234 [ 1280 | 1251 | 1222 | 1306 | 1257 | 1298 | 1294
TOTAL 2360 | 2446 | 2384 | 2305 | 2615 | 2732 | 2884 | 2825 | 2909 K 2889 | 2912 | 2827

%

HIDROELECTRICAS 53% | 4% | 57% | 59% | 53% | 53% | 57% | 57% | 55% | 56% | 55%

54%

9>

LTEHMOELE?ECTHICAS 47% | 46% | 43% | 41% | 47% | 47% | 43% | 43% | 45% | 44% | 45%

46%

1.1.2.3 Programa de Mantenimiento

En el Planeamiento Anual se consideran los mantenimientos programados de
generacion y transmisidon dentro del periodo de estudio. La informacion requerida
consiste en: equipo o instalacion que requiere de un mantenimiento, tipo de
mantenimiento, fecha a realizarse, tiempo que tomara dicho mantenimiento y
como este afectara a la topologia y funcionamiento del S.N.I.  Este tema sera
analizado con en la etapa de Operacion, en la cual se coordina |a ejecucion de las

maniobras requeridas por los Agentes para realizar sus mantenimientos.

1.1.3 ANALISIS I'E LOS RESULTADOS

1.1.3.1 Produccién Energética a Bornes de Generador

El planeamiento energético a bornes de generador determina la produccion de
enargia que permita satisfacer ia demanda y manlener condiciones de calidad,

seguridad y economia del S.N.I. E! planeamiento =se lo ha hecho para las tres

hidrologias de estudio.
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La antrega de potencia es obtenida mediante un despacho econémico para un dia

tipico laborable en condiciones de demanda maxima. En la tabla 1.5 se puede

observar la variacion de la potencia mes a mes para las tres hidrologias.

Tabla 1.5: Despacho de Potencia para un dia Tipico de Trabajo (MW)

(__

HIDROLCGIA MEDIA PROBABILIDAD 50 % ANUAL

Abr-99 (May-S9 | Jun-99 Jul-Qp Ago-99 | Sep-99 | Oct-99 | Nov-98 | Dic-98 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00
| HIOROELECTRICA | 1265 | 1339 | 1314 | 1347 | 1433 | 1397 | 1374 | 1375 | 1375 | 1408 1360 | 1484
IMPORTACION |
COLOMBIA 0 o 0 0 -0 0 24 24 24 24 24 0
TERMOELECTRICA | 754 690 705 670 585 622 443 517 532 494 416 402
TOTAL 2019 | 2029 | 2019 | 2017 | 1998 | 2018 | 1841 | 1816 | 1931 | 1926 | 1800 | 1886

Tabla 1.5: Despacho de Potencia para un dia Tipico de Trabajo (MW) Continuacién

—

HIDROLOGIA SECA PROBABILIDAD 35 % ANUAL

Abr-99 May-39|Jun-99 | Jul-99 | Ago-€9  Sep-99 | Oct-99 | Nov-89 | Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00
HIDROELECTRICA | 1141 | 1237 | 1281 | 1304 | 1258 | 1191 | 1173 | 1118 | 1227 | 1224 | 1181 | 1268
T IMPORTACGION
[
I COLOMBIA 9 0 0 0 0 b 24 24 24 24 24 24
tI'ERMOELECTHICA 878 | 791 | 738 | 713 | 739 | az8 | 633 | 773 | 677 | 674 | s85 | sa3
[ TOTAL 2019 | 2028 | 2019 | 2017 | 1998 | 2019 | 1836 | 1915 | 1928 | 1922 | 1790 | 1875

HIDROLOGIA SEMISECA PROBABILIDAD 90 % MENSUAL

IWDF‘.CELECT?IC:! R B B ! 1

22C l 1?3?' 1208 l ‘19

|

1 ! 10071 =113 | 1100

1092 { 1003 | 1078

MPORTACION _ —I—“—f— — i

COLOMBIA 0 0 0 0 3 9 24 24 24 24 24 24 '
TERMOELECTRICA| 903 | so2 | 788 | 737 | 789 | &8 | 303 | 775 | 205 | 305 | 764 | 772
TOTAL 2019 | 2028 | 2018 | 2017 | 1997 | 2019 | 1834 | 1912 | 1929 | 1921 | 1791 | 1874

| 2 | | E |

La generacién necesaria para cubrir los requerimientos de energia se observa en

la tabla 1.6.




Tabla 1.8: Produccion de Energia a Bornes de Generador (GWh)
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HIDROLOGIA MEDIA PROBABILIDAD 50 % ANUAL

Abr-99 | May-99| Jun-99 | Jul-99 | Ago-59 | Sep-99 | Oct-99 | Nov-99 | Dic-69 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00
HIDROELECTRICA | 855 | 732 | 732 | 743 | 733 | 621 | 3562 | 525 | 548 | 569 | 547 | 577
T ACION 0 0 0 0 0 0 6 5 5 7 7 0
TERMOELECTRICA | 249 | 211 | 181 | 197 | 197 | 287 | 306 | 314 | 337 | 321 | 258 | 227
TOTAL 904 | 943 | 913 | 940 | 930 | 908 | 874 | 845 | 491 | 897 | 812 | ass
HIDROLOGIA SEMISECA PROBABILIDAD 95 % ANUAL
HIDROELECTRICA | 540 | 595 | €51 | 719 | 600 | 476 | 432 | 416 | 432 | 447 | 425 | 504
'Mggfghﬁ‘g’:g” 0 o | o 0 0 0 10 ) 10 10 9 8
TERMOELECTRICA | 364 | 345 | 262 | 222 | 330 | 432 | 432 | 423 | 450 | 442 | 379 | 388
TOTAL 904 | 943 | 913 | 940 | 930 | 908 | 874 | 845 | 891 | @97 | 812 | ses
HIDAOLOGIA SECA PROBAEBILIDAD 90% MENSUAL
HIDROELECTRICA | 510 | 454 | 532 | 720 | 539 Lizo 374 3727 387 | 404 | 3s8 | 452
“'g'gfgagf}?“’ 0 0 0 o o | o 10 9 ‘ 10 10 9 10
TERMOELECTRICA | 394 | 489 | 381 | 221 | 391 | 487 | 493 | 468 | 497 | 485 | 447 | 440
| oA 904 \ 943 | 913 | 940 | 930 | 908 | B74 | 845 | 891 | 897 | B2 | 898

1.1.3.2 Potencia Remunerable Puesta a Disposicion PRPD

PRPD es la cantidad de potencia activa que sera remunerada a cada

21 se la calcuta mediante una simulacidn de la operacién econdimica

Generador®l
del S.N.l. mes a mes para el periodo cctubre - marzo del ano mas seco
registrado en las estadisticas para sl que sea posible cubrir la curva de carga, v
matematicamente es igual al promedio de la potencia maxima con la que sean

despachados en las horas de demanda maxima y media.

En el anexo 1.3 se incluye una simulacion para un dia tipico laborable y un dia
tipico feriado, de los que se ha obtenidco un promedio ponderado, algunas
unidades térmicas no han sicdo despachadas por que sus costos variables de
operacién son demasiado altos o no son indispensébles para la seguridad del
S.N.l. teniendo una PRPD de cero. La Regulacion 001/00 establece una nueva

metodologia para el célculo de PRPD, que da como resultado un valor de 2088,6
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MW que tiene vigencia desde el 1 de enero hasta el 20 de septiembre de 2000.
Los valores de PRPD planificados y reales se observan en ia tabla 1.186.

Los generadores con mayor PRPD son Hidropaute con 319 MW, Hidronacion con
167,4 MW, Termoesmeraldas con 119,9 MW y Trinitaria con 118,7 MW.

1.1.3.3 Potencia Reactiva Remunerable Disponible QRPD

A nivel del S.N.I. la QRPD alcanza los 147 MVAR de los cuales, 48 corresponde a
Santa Rosa, 72 corresponden a las dos unidades de Ecuapower en Santo

Domingo, 27 a la unidad de Ecuapower en Santa Elena

1.1.3.4 Requerimientos de Potencia Reactiva

Ce acuerdo a las condiciones de voltaje y para garantizar la seguridad del S.N.I.
se hace necesario inyectar potencia reactiva, especialmente en el periodo lluvioso
abril - septiembre, en el cual la demanda se cubre en un gran porcentaje de
generacion proveniente de centrales hidroeléctricas, que estan alejadas de ios
centros de carga. Entonces, al tener que transportar la energia a través de
grandes distancias, son considerables las caidas de voltaje. Este efecto se
acentua si auemas se iiene una hidroiogla media. =n el caso Ce hiaraiogia seca,
se hace necesario utilizar unidades térmicas para cubrir la demanda, las que
astan distribuidas generalmente cerca de los centros de carga, siendo asi que
para esta hidrologia solo estan disponibles 84 MVAR pues la unidad Santo

Domingo 2 y Santa Elena 1 son requeridas para generar potencia activa.

1.1.3.5 Valoracién de Sobrecostos por Potencia Reactiva

Se toman en cuenta primeramente los costos fijos de las unidades que actidan
como compensadores sincronicos. Estos costos se estiman en US$ 1 667 0688 en -
el periodo octubre 1399 — septiembre 2000 son los mismos para la probabilidad
de hidrologia media y semiseca, tanto en la época de estiaje como en la lluviosa;

en cambio en la hidrologia seca estos sobrecostos zlcanzan los US$ 852 610.
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| uego se consideran los costos variables que son considerablemente superiores
en la época lluviosa. El costo total sera la suma de los dos y al dividir este monto
por ia energia a consumirse se obtiene un costo asociado al kWh por concepto de

reactivos, que varia como se observa en la figura 1.9.

0.5
0.4 ——
= /:’/ +
= 0.3 —
= .//
&
g 0.2 -
0.1
0
Hidrologia Seca Hidrologia Semiseca Hidrologia Media
—e— Estacién Seca 0.19 0.335 0.339
—a— Estacion Liuviosa | 0.221 ] 0377 0.408

Figura 1.9: Costo asociado al kWh por Concepto de Reactivos

1.1.3.6 P-ecio Medio Estacional de Energia

El precio medio estacional de energia resulta del promedio ponderado de los
precios marginales de generacidon de corto plazo. Se calculan seis valores para
2ste grecio estacionai us ensrgia, para a 2siacion seca (cctubre a marze) vy
Hluviosa (abril a septiembre) y para los tres periodos horarios de punta, media y
base. El precio medio estacional se calcula como el promedio ponderado en base

a sus respectivas energias. En la tabla 1.7 se observan estos valores.

Tabla 1.7: Precio Medio Estacional de Energia (US$/kwh)

ESTACICON SECA: CCTUBRE/99 - HIDROLOGIA | HIDROLOGIA | HIDROLOGIA
LARZO/CO SECA SEMISECA MEDIA
EHECJO MEDIO ESTACIONAL PUNTA: 0.045994 ‘ 0.043466 0.038221
PRECIO MEDIO ESTACIONAL MEDIA: 0.045584 0.043768 0.036714
PRECIO MEDIO ESTACIONAL BASE: 0.044137 0.042461 0.034918
PRECIO MEDIG ESTACICNAL 0.045103 0.043143 | 0.023584
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Tabia 1.7: Precio Medio Estacional de Energia US$/kWh (continuacién})

ESTACION LLUVIOSA: ABRIL/00 - HIDROLOGIA | HIDROLOGIA | HIDROLOGIA
SEPTIEMBRE/Q0 SECA SEMISECA MEDIA
PRECIO MEDIO ESTACIONAL PUNTA: 0.044325 0.041886 0.034368
PRECIO MEDIO ESTACIONAL MEDIA: 0.043651 0.039871 0.027163
PRECIC MEDIO ESTACIONAL BASE: 0.042313 0.0383890 ¢.020010
PRECIO MEDIO ESTACIONAL 0.043299 0.039836 0.026284

1.1.3.7 Componente de Energia del Precio Referencial de Generacion

Esta constituido por el precio medio estacional de energia, el sobrecosto por

generacion forzada, el sobrecosto por generacion de reactivos y una componente

que se debe a los contratos con los Generadores Privados, como se puede

apreciar en las figuras 1.10, 1.11y 1.12.
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Figura 1.10: Estructura de la Componente de Energia del Precio Referencial de
Generacion Promedio en la Estecion Seca
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Figura 1.11: Estructura de la Componente de Energia del Precio Referencial de

Generacion Promedio en la Estacion Liuviosa
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Figura 1.12: Estructura y Variacion de la Componente de Energia

del Precio Referencial de Generacion

En estos graficos se observa que en la estacion seca no existe sobrecosto por

generacién forzada y que solo se presentaria si en la estacion lluviosa se tiene

una hidrologia media. Se detecta una seria incidencia en el precio debido a los

contratos con los Generadores Privados, pues constituye el 12,04% vy el 8,11%

del precio referencial de generacion para las estaciones seca y liuviosa,

respectivamente.
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1.1.3.3 TFactores de Nodo

En el MEM pueden realizarse transacciones ya sea en el Mercado de Contratos,
en donde los Agentes pactan libremente Ias condiciones, y el Mercado QOcasional
o Spot, en el que los precios son sancionados en forma horaria en funcion del
minimo costo de produccion. Este esquema funciona en base al sistema nodal en
el cual el precio de la energia varia tanto temporal como espacialmente.

El zrecio marginal es sancionado en un nodo fisico del sistema de Transmisién,
denominado Barra de Mercado y que tiene un factor de nodo igual a la unidad. El
precio nodal en cualquier punto de la red es igual al precio en la Barra de
Mercado multiplicado por su respectivo factor de nodo. Para un nodo que exporta
0 genera energia su respectivo factor de nodo es menor que 1, mientras que para
un nodo que consume o importa energia el factor de nodo es mayor que la

unidad.

Si cambia la Barra de Mercado cambian los factores de nodo puesto que son
calculados con respecto a esta referencia, y ademas cambia el precio de Barra de
Mercado pero el precio marginal nodal para todos los puntos de la red se
mantiene constante, razon por la cual se puede tomar cualquier punto fisico de la

red como Barra de Mercado sin aiectar la hquidacion ae ias transacciones.

En el Planeamiento Operativo, se han definido factores de nodo para las
estaciones seca y lluviosa tomando en cuenta ademas tres escenarios
hidrolégicos de estudio, para lo cual ha sido necesario definir configuraciones de
la red y cargas representativas en cada caso. Estos factores de nodo estacionales
serian de gran utilidad para fijar tarifas estacionales al usuario final las cuales
resuitarian de multiplicar el precio estacioral por el factor de nodo estacional de
cada Agente Distribuidor. Estos factores de nodo estacionales se pueden

observar en los anexos 1.4y 1.5

Los factores de nodo, técnicamente son una sefal para la reduccion de pérdidas,

pero no son una sefal suficiente para deiinir la localizacién de nuevas cenraies
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de generacién, puesto que, luego de instalar una central en una barra de carga
con factor de nodo mayor que uno, el facter de nodo cambiara y puede llegar a
ser menor que uno, lo cual influird en la liquidacién de las transacciones de
energia y dejara de ser conveniente para ese Agente Generador.

1.1.3.9 Niveles de los Embalses Amaluza, Pisayambo y Daule Peripa

De acuerdo al Planeamiento, se observa que para el embalse Amaluza se prevé
mantener un volumen mensual de aproximadamente 43 Hm® en el periodo enero -
mayo, mientras que en los otros meses se mantendra un nivel superior a los 80
Hm®. Para el caso del embalse Pisayambo se inicia con 100 Hm® se reduce
paulatinamente hasta llegar a 24 Hm®en los meses de enero y febrero para luego
comenzar a subir hasta Hlegar a 100 en Julio y finalmente para el embalse Dauie
Peripa se prevé una cota maxima de 85,8 m.s.n.m. en abril y una minima de 72,9

m.s.n.m. en diciembre.
1.1.3.10 Vertimientos

Debido a que la demanda no puede ser cubierta totalmente por generacion
hidroeléctrica, dadas las condiciones de seguridad y voltaje en el sistema, en la
estacion lluviosa y para la hidrologia media, se preve la existencia de vertimienics
an el embaise de Amaluza del 24,4% dei voiumen mensual afluente y &n el
embalse Pisayambo del 24,8% del volumen mensual afluente, en el mes de julic

para ambos cascs.
1.1.3.11 Reguerimientos de Combustibles

En las tablas 1.8 y 1.9 ® se puede observar la prevision del requerimiento de
combustibles para el periodo octubre 1999 - septiembre 2000, ademas se incluye
el costo que representaria el adquirir este combustible considerando precios
internacionales, gue para este estudio scn los siguientes: USS 14,513/barril de
bunker, US$ 23,92/barril de diesel y US$ 19,63/barril de nafta.



Tabla 1.8: Requerimiento de Combustibles (Millones de Galones)

HIDR.MEDIA | HIDR. SEMI SECA|  HIDR. SECA
BUNKER 158717.6 224081.8 248379.3
E. ELECTRICAS 350.5 6382 8672.5
E. GENERADORAS | 158367.1 217699.8 239706.8
DIESEL 5886.8 53173.5 76986.8
£. ELECTRICAS 61.7 1266 2123.7
E. GENERADORAS |  6825.1 51907.5 74863.1
NAFTA 0 770.9 14927.2
ENERGY CORP | 0 770.9 14927.2

Tabla 1.9: Gasto por Combustibles {Millones de Ddlares)

HIDR. MEDIA | HIDR. SEMI SECA|  HIDR. SECA
BUNKER 54.82 77.4 85.8

£, ELECTRICAS 0.12 2.2 3

E. GENERADORAS 54.7 75.2 82.8
DIESEL | 394 30.3 13.8
E.ELECTRICAS |  0.04 0.7 1.2

E. GENERADORAS | 39 29.6 42.6
NAFTA 0 0.4 7

| ENERGY CORP 0 0.4 7

| TOTAL 58.8 108.1 1366 |

1.1.3.12 Valor del Agua

ci agua tiene ur. valoi de oportunidad dependiendc de su escasez 0 abundancia.
Para encontrar los niveles optimos de 10s embalses, se hace una modelacién de
todo el S.NLL para varins escenarios, de tal manera que el us¢c adecuado de la

energia hidraulica permita minimizar el costo total de operacidn del Sistema.

En el Plareamiento se ha obtenido el valor del agua en US$/kWh para los

siguientes Agentes:

HIDROPAUTE, para sl cual se estima un valor del agua maximo de 0,04301
US$/kWh en el periodo noviembre 1999 - mayo 2000, para el escenario de
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nidrologia seca y un minimo de 0,002 US$/kWh en los meses de junio y julio, para

una hidrologia media.

HIDROPUCARA, se estima un vaior dei agua maximo de 0.043 US$/kWh en todo
el periodo octubre 1999 — septiembre 2000 para el escenario de hidrologia seca y
un minimo de 0,002 US$/kWh en el mes de julio, para una hidrologia media.

HIDRONACION, se estima un vaior del agua maximo de 0.04295 US$/kWh para
el periodo abril - junio para el escenario de hidrologia seca y un minimo de 0,0237
US$/kWh en el mes de junio, para una hidroiogia media.

Se ha adoptado el valor de 0,002 US$/kWh como costo variable de operacion y
mantenimiento de las centrales de pasada y de embalse que registren
vertimientos. La eleccion de dicho valor se basa en fa referencia disponible a nivel
internacional, CAMMESA considera 0,002 US$/kWh para valorar la generacién de
las centrales de pasada y de embalse con vertimientos, en Perd para la Central
hidraulica del Sur el costo variabie de operacién y mantenimiento aicanza 3,00272
USS/kWh.

La segunda causa para la adopcion de 0,002 US3/kWh consiste en la dispersion
existente en los valores declarados por los Agentes del MEM, que para ei caso de
EMELNORTE van desde 12,3 S/./kWh hasta 32,51 S/./kWh, la Empresa Eiécirica
Quitc presentd un valor de 118,4 S/./kWh e HIDROAGOYAN 80 S/./kWh.

Cabe anotar que la Direccion de Planeamiento del CENACE (DPL), realiza
actualizaciones trimestrales al Planeamiento Energético y Eléctrico Anual, en las
cuales se consideran las ultimas novedades operativas en lo referente a
dispenibilidad del parque generador, como fue el caso de Hidroagoyan, algunas
modificaciones en I0s programas de mantenimienio. Entonces, los resultados que
varian fundamentaimente son la operacion de los embalses, el programa de
mantenimiento, la generacion hidroeléctrica y termoeléctrica, vertimientos, costo

marginal ce la energia y requerimiento de combustibles.
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Los criterios usados para estas actualizaciones son similares a los utilizados en el
Planeamiento Anual, con modificaciones, como por ejemplo el eliminar el
escenario hidroldgico semiseco y utilizar uno denominado lluvioso con una
probabilidad de ocurrencia del 10% anual. La mayoria de resuitados son
presentados para los meses comprendidos en el periodo enero — septiembre
2000, estos valores en algunos casos varian respecto a los resultados obtenidos
en el Planeamiento Anual pero en general mantienen el mismo comportamiento,

1.1.4 COMPARACION DE LOS DATOS PLANIFICADOS CON DATOS
REALES

La misma DPL realiza seguimientos trimestrales al Programa Anual de
Generacion, en los cuales se estudian las novedades ocurridas y se calculan
desvios respecto a lo sucedido en la realidad, en lo que se refiere a las
previsiones de: demandas, caudales, disponibilidad, generacion, niveles de los

embalses, vertimientos y precios de la energia.

Para el presente analisis se usaran datos contenidos en los documentos de
Seguimiento Trimestral al Planeamiento Anual de la Operacién realizados por la
DPL.

La ecuacién para calcular los desvics de ics valores previsios frente a los valores

reales es la siguiente:

Desvio = Valor Previsto - Valor Rea_l “100 (1.1)
Valor Real

1.1.4.1 Prevision de la Demanda

Para tener una vision mas general de los desvios en la previsién de demanda se
utilizan datos desde abril 1999, mes en 2l que inicia el funcionamiento del MEM,
hasta abril 2000. Los porcentajes de desviaciéon se observan en las tablas 1.10 y
1.11,
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Tabla 1.10: Desviaciones en la Prevision de la Demanda a Bornes de Generadcr

Abr-99 | May-99 | Jun-89 | Jui-99 | Ago-99 | Sep-99 | Cct-99 | Nov-99 | Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00 | Abr-00
Prewsta{MW} | 2018.9 | 2028 | 19215 | 19125 | 19415 19844 | 19021 | 16108 | 1977.2 | 18455 | 1827 | 18525 | 18838
Real (MW) 1837.1 | 1825.1 | 1784.2 | 17744 | 1773.5 | 18388 | 18475 | 18718 | 1917 1850 | 18515 | 1887.8 | 1897.9
Desvio 9.9% | M1% | 71% | 78% | 94% | 7.9 | 29% | 21% | 31% | 02% | -13% | -1.9% | -1.8%

Tabla 1.11: Desviaciones en la Previsién de la Energia a Bornes de Generador

( Abr99 | May-98 | Jun-99 | Jul-99 | Ago-99 | Sep-99 | Oct-99 | Nov-9%9 | Dic-99 | Ene00 | Feb-00 | Mar-00 | Abr00
Prevista(GWh) | 9044 | 9429 | 8985 | 9155 | 9106 | 8960 | 8739 | 8456 | 6909 | 8441 | 7956 | 8557 | 8m2
Real (GWh) 850.1 | Be24 | 8233 | 8337 | 3206 | 8341 | 8683 | 3528 | 8942 | 8749 | sa73 | uvoa7 | 878
Desvio 6.4% | 93% | 91% | 39% | 96% | 74% | 06% | 08% | 04% | -35% | 61% | -54% | -51%

Para la potencia se observa que la previsiéon estuvo por encima de Ia realidad es
decir no alcanzé el crecimiento esperado, lo cual se atribuye principalmente a la
recesion econdémica que vive el pais y sdlo a partir del mes de enero 2000
comienza a tener un comportamiento cercano al planificado. En el caso de la
energia se tiene que a partir del mes de noviembre el consumo es superior ai
valor esperado. Si se comparan los valores de 1999 respecto a 1998 se tiene una
tasa de decrecimiento promedio de 3,9% y 4,9% para la potencia y la energia

respectivamente.
1.1.4.2 Precios de los Combustibles

Hay algunas desviaciones en lcs precios reales de los combustibles respecto a
los utilizados para el Planeamiento Anual octubre 1999 — septiembre de 2000,
especialmente a partir del mes de diciembre de 1999, mes en el cual se empiezan
a usar precios nacionales de combustibles.

8]

Las desviaciones cbservadas en la tabla 1.12 permiten concluir que para los
meses octubre y noviembre de 1999 los precios intarnacionales de los
combustibles utilizados en el MEM fueron superiores a los previstos, mientras que
los precios nacionales de combustible utilizados en el MEM a partir del mes de
diciembre son bastante inferiores a los precios internacionales utilizados en el

Planeamiento.
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Tabla 1.12: Variacion de los Precios de los Combustibles

Precios de los Combustibles utilizados en ei Planeamiento US$/barril

22;993' Oct-99 | Nov-89 | Dec-99 | Jan-00 | Feb-00 | Mar-00
BUNKER | 11.62 | 14510 | 14510 | 14510 752 7.02 7.02
NAFTA 1425 | 19.630 | 19.630 | 19.630 13.02 13.02 13.02
DIESEL 1479 | 23.920 | 23.020 | 23.920 16.74 16.74 16.74

Precios de los Combustibles utilizados en el MEM USS/barril

ggggg' Oct-99 | Nov-99 | Dec-98 | Jan00 | Feb-00 | Mar-00
BUNKER | 11.12 | 16.720 | 16.650 | 7.920 7.683 6.087 5.426
NAETA 1650 | 20.110 | 19.920 | 13.020 13.02 13.02 13.02
DIESEL 16.02 | 25570 | 25.970 | 16.740 16.246]  12.871]  11.474

Variacion de los Precios de los Combustibles respecto a los utilizados en el
Planeamiento USS/barril

90- T

gg;gg Oct-99 | Nov-99 | Dec-99 | Jan-00 | Feb-00 | Mar-00

BUNKER .| 4% | 15% 15% -45% -3% -23% -31%
NAFTA 16% | 2% 1% -34% 0% 0% 0%
DIESEL 10% 7% 9% | -30% | 3% -23% -31%

Esta variacion en los precios de los combustibles respecto a los utilizados en el
planeamiento ha ocasionado que ios precios planificados de energia esten muy

por encima de los reales en el periodo diciembre 1999 — abril de 2000.

1.1.4.3 Disponibilidad de Potencia

En la figura 1.13 puede observar que en la mayoria de meses la disponibilidad de
unidades de generacién es considerablemente menor a la prevision, lo cual
obedece a factores imprevisibles, como por ejemplo la salida de Ageyan a partir
del 18 de octubre.

En los meses de enero a marzo 2000 se observa un desvio bastante bajo, puesto
que se tomo datos de la actualizacion trimestral del Programa de Operacion, en el

cual ya se contempian las dltimas novedades en cuanto a disponibilidad de

generadores.
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Figura 1.13: Disponibilidad de Potencia

1.1.4.4 Caudales

=n la tabla 1.13 se observa la desviacién de ia proyeccion de caudales para ia
hidrologia medie respecto al caudal real promedio mensual. La hidrologia que se
presentd en la realidad se acerca en mayor proporcién al escenario de hidrologia
media, por lo tanto la comparacion de los valores planificados frente a los reales

<2 &1 hace ccn respents 110s valeres planificadas nara la hidrolnoia media.

Se puede observar que para los tres embalses las proyeccior.es estan muy por
debajo de ia realidad, lo cual indica que existieron liuvias considerables en sste
periodo comprendido dentro de la estacion seca. Se puede concluir que estos
errcres se deben 4 la aplicacion de consideraciones para la eleccion de los

escenarios hidrologicos, que en la realidad no se cumplieron.
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Tabla 1.13: Desvio en la Prevision de Caudales

| Meses AMALUZA PISAYAMBC AGOYAN

| REAL Desvio REAL Cesvio REAL Desvio

[ Abr-99 337.8 -60% 14.1 -52% 265.8 -50%
May-99 283.1 -47% 9.8 -14% 189.8 -28%
Jun-99 147.0 16% 11.5 4% 183.6 -10%
Jul-99 175.7 15% 11.6 7% 162.8 12%
Ago-99 180.8 -23% 10.2 -3% 193.5 -27%
Sep-99 98.1 12% 9.2 -15% 125.2 -8%
Oct-99 96.3 -4% 6.7 -20% 118.4 -19%
Nov-99 47.5 54% 3.4 22% 47.0 79%
Dic-09 952 -36% 4.9 -16% 85.1 -10%
Ene-00 46.0 33% 3.8 7% 74.9 5%
Feb-00 92.9 -16% 4.8 -7% 106.9 -15%
Mar-00 136.5 -27% 5.5 4% 139.2 -23%
Abr-00 190.4 -29% 8.6 -22% 172.7 -26%

1.1.4.5 Produccion Energética a Bornes de Generador

Al observar la tabla 1.14 se puede concluir que las desviaciones en |a prevision de
la produccidn de energia son negativas para ia mayoria de generacion
hidroeléctrica y positivas para la generacion termoeléctrica, debido a que se tuvo
una afluencia superior a la esperada, razdn por la cual aumentd la generacion
hidroeléctrica, disminuyd la generacion térmica y no hubo necesidad de importar
energia desde Colombia. En la actualizacion trimestral se han tomado en cuenta

estas novedades y la prevision se acerca mas a la realidad.
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Tabla 1.14: Desvio en la Previsién de |a Produccién de Energia

Meses HIDROELECTRICA | TERMOELECTRICA | INTERCONEXION
REAL(GWHh) | Desvio | REAL{GWh}| Desvic | REAL{GWh) |Desvio
Abr-99 677.8 -3% 172.5 44% 0.0 0%
May-99 8680.5 8% 182.5 16% 0.0 0%
Jun-89 705.2 4% 118.0 53% 0.0 0%
Jul-99 725.1 2% 108.0 82% 0.0 0%
Ago-89 693.7 6% 136.9 44% 0.0 0%
Sep-99 515.3 21% 318.8 -10% 0.0 0%
Oct-99 583.8 -4% 2786 10% 5.8 7%
Nov-99 368.3 43% 476.8 -34% 7.5 -17%
Dic-99 584.2 -6% 307.1 10% 2.7 130%
Ene-00 424.3 34% 450.8 -29% 0.04 4%
Feb-00 498.9 10% 348.5 -26% 0.0 ‘0%
Mar-00 787.2 -14% 117.5 88% 0.0 0%
Abr-00 763.1 -3% 840.9 -84% 0.0 0%

En la tabla 1.14 el desvio esta calculado respecto a los valores previstos para

hidrologia media

1.1.4.6 Desvios en la Prevision del Precio de la Energia

En la tabla 1.15 se observa la desviacidn en la proyeccion del precio de la
energia, en los periodos horarios de punta, media y base, para la hidrologia
mediz. Se utitiza el precio previsto mensual de energia a nivel de Barra de
Mercado para la hidrologia media, en este precio se incluyen sobrecostos por
inflexibilidades, restricciones operativas y pérdidas. En il precio real de la energia
también se consideran los sobrecostos por inflexibilidades, restricciones
operativas y pérdidas y ademas se realiz0 un ajuste de acuerdo a ia variacién de

'os precios da los comhustibles.
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Tabla 1.15: Precios Planificados y Reales de la Energia

' Meses PUNTA MEDIA BASE
REAL Desvio REAL Desvio REAL Desvio
_(USS$/MWh) (USS/MWh) US$/MWh)
Abr-89 27.90 -18% 20.52 -82% 2.57 -20%
May-99 27.78 -17% 10.14 -63% 2.04 1%
Jun-99 16.66 62% 3.0 156% 2.06 2%
Jul-99 20.84 29% 8.83 -76% 4,56 -57%
Ago-99 26.49 -1% 14.40 55% 12.92 1%
Sep-99 45.53 -32% 44.28 -33% 40.81 -28%
Oct-99 311 13% 30.5 18% 27.0 27%
Nov-99 46.0 -17% 48.2 -6% 45.1 -17%
Dic-99 37.4 9% 33.9 34% 28.7 40%
Ene-00 221 -19% 23.5 -26% 23.25 -26%
Fab-00 24.5 -35% 24.4 -39% 226 -34%
Mar-00 12.8 17% 6.2 13% 2.9 36%
Abr-0Q 13.1 76% 6.0 150% 3.1 59%

Se puede concluir que el precio de la energia para noviembre fue superior al
proyectado, lo cual puede atribuirse al bajo nivel de lluvias en las cuencas
orientales, mientras que en junio, octubre y diciembre se tuvo un comportamiento
lluvioso no esperado, lo cual permitié que el precio de la energia disminuya y para
marzo y abril de 2000 la hidrologia tuvo un comportamiento comprendido entre los
escenarios de hidrologia media y semiseca, que llevo a tener precios de energia

niLchos mas baios gue los previsics.
1.1.-4.7 Potencia Remunerable Puesta a Disposicion

La desviacién entre la potencia remunerable proyectada y real se observa en la
tabla 1.16 y se puede apreciar que el indica de indispcnibilidad de las unidades y
centrales de generacion es bajo, lo cual centribuye a aumentar la confiabilidad del

SN
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Tabla 1.16: Desvio en la Previsién de la Potencia Remunerable

PLANIFICADA(MW) | REAL(MW) | DESVIO
Apr-99 1397 1137 22.9%
May-99 1397 1144 22.1%
Jun-99 1417 1059 33.8%
Jul-99 1417 1024 38.4%
Aug-99 1417 940 50.7%
Sep-99 1417 1067 32.8%
Oct-99 1416 1346.3 5.2%
Nov-99 1416 1284.7 10.2%
Dec-99 1416 1292.4 9.6%
Jan-00 2088.5 2088.6 0.0%
Feb-00 2088.6 1916.9 9.0%
Mar-00 2088.6 1956.0 6.8%
Apr-C0 2088.6 | 18670 | 119%

1.2 PROGRAMACION SEMANAL

La Programacion Semanal consiste en una planificacion de corto plazo, pues
abarca un periodo de 7 dias (168 horas), con principal objetivo de estimar el
abastecimiento de la demanda al minimo costo, manteniendo siempre ias

condiciones de calidad y seguridad en |a operacion del S.NLi.

Los criterios aplicados en este proceso estan delineados claramente por politicas
que se obtuvieron principalmente en el Planeamiento Energético y Eléctrico

Anual.
1.2.1 ENTRADAS

La informaciéon requerida es entregada al CENACE semanalmente por los
Agentes y TRANSELECTRIC hasta las 10:00 del jueves de cada semana; v, es la

siguiente:
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1.2.1.1 Oferta de Generacién !

Viene dada por ia disponibilidad de las centrales hidroeléctricas y de las unidades

termoeléctricas de generacion.

Todos los generadores deben entregar semanaimente su programacién de
mantenimientos especificando la duraciéon de los mismos y la potencia

indisponible por este concepto.

De forma anual o cuando haya modificaciones, los generadores entregan su curva
de capabilidad y restricciones operativas, lo cual implica: tiempos de arranque y
parada, tiempos maximos y minimos de operacion y potencia efectiva.

Adicionalmente hay informacién que se entrega dependiendo del tipo de

generador y es asi que:

+ Las Centrales Hidroeléctricas de Pasada presentan su potencia efectiva
mediante una curva horaria de la programacion de su generacion para la

siguiente semana.

« Las Centrales Hidroeléctricas de Embalse, presentan su proyecciéon de

caudales diarios y las restricciones que afecien a la programacicn semainal.

» las Unidades Termoeléctricas presentan la disponibilidad de combustibles,
sus costos variables de generacion y las restricciones que afecten a la
programacién semanal.

1.2.1.2 Demanda de Potencia y Energia !

Se refiere a los requerimientos de potencia y energia de los Distribuidores,

Grandes Consumidores e Intercambios Internacionales.

l.os Distribuidores y Grandes Consumidores entregan la proyeccién horaria de su
demanda y la proyeccion de requerimientos de generacion forzada po!
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condiciones de seguridad. Las Intercambios Internacionales a su vez entregan la
proyeccion horaria de exportacion o importacion de energia.

1.2.1.3 Informacién del Sistema de Transmisién ©!

El Transmisor informa semanaimente al CENACE acerca de su programa de
mantenimientos diarios y sobre la entrada en funcionamiento de nuevos equipos.
Ademas, de manera anual 0 cuando existan modificaciones, se informa sobre la

capacidad de los elementos del Sistema de transmision y requerimiento de

reactivos.
1.2.1.4 Validacién de la Informacion

Una vez entregada esta informacidon es validada por el CENACE mediante la
comparacion con datos reales o con el Plan Anual de Operacion, especialmente
an el caso de los mantenimientos. Si no se ha recibido a tiempo la informacién
requerida se procede a asumir en base de datos estadisticos, con el objetivo de
obtener una programacion semanal que cumpla a plenitud con sus objetivos.

1.2.1.5 Consideraciones a Tomarse en Cuenta

Se wn.an en cuenia las siguiantes consideracicnas:
% Politicas de operacidén para los embalses (niveles inicial y final de los
embaises y una consigna para la operacion) y el vaior del agua presentes en

el Programa Anual de Operacion.

Reservas de potencia: regulacién primaria y secundaria de frecuencia,

G‘i

rodante y fria.

% Reglamentos y procédimientos de Despacho y de Mercado.
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1.2.2 METODOLOGIA

El diagrama de flujo ! de ia figura 1.14 permite visualizar el proceso de la
Programacién Semanal: entradas, procesamiento de informacién y salidas

respectivas.

El proceso ' de la Programacién Semanal puede ser descrito por las siguientes

actividades:

1. Recepcién de las demandas enviadas por los Distribuidores y Grandes

Consumidores.
2. Previsién y validacion de las demandas.

3. Recepcion de las caracteristicas de las Intercambios Internacionales y su

oferta 0 demanda de energia.

4. Recepcion y analisis de la factibilidad energética y eléctrica de los

mantenimientos a corto plazo.
5. Recepcion de las disponibilidades de generacion, transmisidon y districucion;
disponibilidadas de centrales de embalise; y, de combustibles y actualizacion

de la base de datos.

Recepciodn de las predicciones de los aportes hidraulicos, analisis y validacion.

o2

7. Recepcion de las restricciones operativas de generacion.
8. Recepcion y actualizacion de los costos variables de generacion.

9. Actualizacion completa de la base de datos de la Programacion Semanal.



38

Datos de ios Datos de ios Datos Intercambios
Generadores Dislribuidores Transmision internacionales

L i T ]

EE

Verificacién de la
tnformacion

L

Ejecucion de 1a Coordinacidn
Hidrotérmica

. ]
Validacion Eléctrica
l de la Solucién

y
Aprobacion dei
Programa Semanal
h 4

Publicacion dei
Programa Semanal

Figura 1.14: Diagrama da Flujo de! Procesao de la Programacién Semanal

10. Coordinacidn con las politicas de la planificacién de largo piazo.

11.Ejecucion de la Programacién Semanal, mediante la utilizacion de un modelo

de Coordinacién Hidrotérmica.

12.Validacion eléctrica de la programacion cemanal, mediante la utilizacién del
programa PSS (Power System Simulation), el cual permite realizar estudios
eléctricos del S.N.I. en estado estable y dinamico, determinando el

requerimiento de generacion forzada por condiciones de calidad del sistema.
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Si la solucién al problema de Coordinacion Hidrotérmica no es eléctricamente
factible, se procede a cambiar la penalizacion de las restricciones planteadas

inicialmente.

13. Obtencion resultados definitivos

14. Determinacion de la Reserva Adicional de Potencia

15, Elaboracién del informe, publicacién y difusién

1.2.3 MODELO UTILIZADO

Para la ejecucién de la Programacién Semanal se utiliza un paquete
computacional de coordinacidén hidrotérmica, que realiza la distribucion de la
carga entre los generadores hidraulicos y térmicos, de tal manera de obtener el
minimo costo de operacion, tomando en cuenta las restricciones operativas del
S.N.I. y manteniendo condiciones de calidad y seguridad. El despacho de carga
para los generadores se 10 hace en la barra de mercado, en base a sus costos
variables de produccion afectados por sus factores de nodo que reflejan su

posicion eléctrica en la red de transmision.

El programa de ccordinacion hidrotérmica utilizado en el CENACE es el
denominado JASSON, que resuelve el problema de programacion lineal
consistente en minimizar la funcidn objetivo de costo global de operacion del
S.N.1., sujeto a las restriccicnes de abastecimiento de la demanda, disponibilidad
del parque generador, nivel de los embalses, generacion forzada por restricciones

del sistema de transmision y generacion inflexible.

Si no es posible encentrar una solucion, se cambia la penalizacion de las
restricciones en orden de prioridad hasta hallar una solucidén aceptable la cual

cebera ser valicada electricamente.
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El diagrama de bloques [ de las entradas y salidas de la programacién semanal

se indica en la figura 1.15.

RECTRICCIONES DEL

SISTEMA DE TRANSMISION ,

PREDICCION DE LA DEMANDA —————p

—

DISPONIBILIDAD DE
GENERADORES,

RESTRICCION DE OPERACION, >

PRCGRAMA DE GENERACION
DE PASADA, RESERVA

INTEACAMBICS
INTEANACIONALES

1.2.4 RESULTADOS

PROGRAMA OE OPERACION
SEMANAL

GENERACION FORZADA

PAQUETES ENERGETICOS
HIDROELECTRICOS

PAQUETES ENERGETICOS
TERMOELECTRICOS

—>
JASSON
(PROGRAMA DE _—y
DESPACHO
SEMANAL) :
—
e

Semanal

Los resultados de la Programacién Semanal son:

UNIDAD Y PRECIO
MARGINALES

Figura 1.15: Diagrama de Bloques de las Entradas y Salidas de la Programacién

Despacho economico programado que contiene la potercia de caua central

despachada en los tres periodos ae demanda: base, media y punta para cada

uno de los dias de la semana, y la energia por central hidroeléctrica o unidad

termoeléctrica.

Precio marginal para los periodos de demanda base, media y punta en cada

dia de la semana y el costo total diario de produccidn en la barra de mercado.

Requerimientos de combustibies: bunker, diesel y nafta y produccion semanai

de energia por central.

Los requerimientos de reserva fria de generacion
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» Politicas de operaci¢n de los embalses de Amaluza y Pisayambo, se prevé la
energia y cota diaria; y, para Daule Peripa (Hidronacién), se prevé la
disponibilidad de energia

+ Unidades de vapor requeridas por concepto de reserva fria de generacion y su

costo diario de operacion

+ Generacion forzada por restricciones operativas del S.N.I. e inflexibilidades de

unidades de generacion

« Previsidon de la curva de carga horaria del sistema, dia a dia para toda la

semana.

» El plan de mantenimiento aprobado por el CENACE, en el que consta: nombre
de la unidad, fecha y hora de inicio y finalizacion del trabajo, tipo de trabajo y

potencia indisponible por efecto de los mantenimientos.
1.2.5 COMPARACION DE DATOS PLANIFICADOS CON DATOS REALES

Para el andlisis se ha seleccionado a la semana comprendida entre el 10 y el 16
de noviempre de 1999 como una semana iipica. existe una gran cantidad criterios
para considerar a una semana como tipica, el criterio utilizado en este trabajo es
que la semana elegida permita analizar la participacion de las unidades
termoeléctricas en la produccion de energia y su influencia en el precio de la

misma.

1.2.5,1 Prevision de Caudales, Cotas y Disponibilidad Enerzética de las Centrales

Hidraulicas con Embalse

En la tabla 1.17 se observa la variacion de los caudales reales respecto a
planificados, para las centrales de Paute y Pucara. Se tiene la prevision hecha
por los Agentes y otra por el CENACE, se nota que se requiere un modelo que
represente con mas exactitud el comportamiento de los caudales, especiaimente
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por parte de los Agentes quienes tiene la obligacién, segin la normativa vigente,

de entregar al CENACE informacion precisa.

Tabla 1.17: Variacion en la Prevision Semanal de Caudales

] PAUTE
Fecha Proyectado Real Error
CENACE Agentes CENACE Agentes
10-Nov-99 50.0 66.0 43.9 12% 33%
11-Nov-99 50.0 67.0 72.9 -46% -9%
12-Nov-99 50.0 76.0 59.2 -18% 22%
13-Nov-99 50.0 72.0 46.1 8% 36% - |
14-Nov-99 50.0 64.0 44.0 12% 31%
15-Noyv-99 50.0 687.0 38.1 24% 43%
16-Nov-99 50.0 | 70.0 37.9 24% 46%
PUCARA
Fecha Proyectado Real Error
CENACE Agentes CENACE Agentes
10-Nov-38 3.00 3.00 3.40 -13% -13%
11-Nov-93 3.00 3.40 3.48 -16% 2% |
|12-Nov-29 3.00 3.60 3.64 -21% -1%
1 3-Nov-89 3.00 6.25 3.04 : -1% 51%
14-Nov-89 3.00 3.70 2.02 33% 46%
15-Nov-88 3.00 3.90 3.81 -20% 8%
16-Nov-938 3.00 4.40 3.08 -3% 30%

En la tabla 1.18 se indica el manejo de las cotas de los embalses Amaluza y
Pisayambo, basicamente se nota que el error entre ias cotas progrannadas vy
reales es bastante bajo, 10 que indica que esie es un proceso que se cine a las

politicas del Planeamiento Operativo.

Tabla 1.18: Desviacidn en la Proyeccion Semanal de las Cotas
de Amaluza y Pisayambo

B Amaiuza ____Pisayambo

Ffecha |Programado| Reai Error Programf‘,-do Real | Error
| m.s.n.m m.s.n.m m.s.n.r m.s.n.m
10-Nov-19 1987.0 1900 4.6% 3563.60 3500 1.8%
11-Nov-::9 1986.7 1900 4.6% 3563.45 3500 1.8%
12-Nov-49 1986.5 1900 1.6% 3563.31 3500 1.8%
13-Nov-99 198¢.4 1500 4.5% 3563.18 3500 1.8%
'14-NOV-99 1986.4 1800 4.5% 3563.07 3500 1.8%
@-NOV-QQ 1966.2 1900 4.5% 3562.92 3500 [ 1.8%
116-Nov-99 1985.9 1900 4.5% 3562.76 3500 | 1.8%
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En la tabla 1.19 se detalla la disponibilidad de energia programada y real para las
centrales Paute y Pucard, se observa que la disponibilidad energética tiene una
relacion con los caudales afluentes a los embalses, por lo que la variacion entre

los valores proyectados y reales son similares.

Tabla 1.19: Disponibilidad Energeética en los Embalses

Amaluza Pisayambo

Fecha Pro?arsvrr‘ada 33:': Error Prog:nrsvnr:ada Ss\zl‘ Error
10-Nov-99 7445.07 9644 -23% 959.42 610 57%
11-Nov-99 7313.67 8563 -15% 942.49 933 1%
12-Nov-99 7198.33 9681 -26% 927.62 946 -2%
13-Nov-99 8458.86 7152 -10% 832.33 894 -7%
14-Nov-99 5970.58 5346 12% 769.41 804 -4%
15-Nov-99 7258.84 7423 2% 935.42 1255 -25%
15-Nov-99 742111 | 7305 2% 956.33 | 1656 -42%

1.2.5.2 Variacion en la Prevision de la Demanda
En la previsidn de la demanda para la semana en estudio se tuvo un error
promedio de 2,33%.
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Figura 1.16: Desviacion en la Proyeccion Semanal de la Demanda
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=l maximo error positivo es 11,8% registrado en la hora 160 correspondiente al
viernes 16 de noviembre a las 16:00; el maximo error negativo es -7,6% y se
registré en la hora 64 correspondiente al domingo 12 de noviembre a las 17:00; el
minimo error 0,01% se registré en la hora 1 correspondiente al viernes 10 de
noviembre a la 1:00, como se muestra en la figura 1.16.

A diferencia del Planeamiento a largo plazo, en la programacién semanal se
cuenta con un método matematico de proyeccion de la demanda de tipo ARIMA
(Autoregressive Integrate Movable Average) en base a series de tiempo, que a
diferencia de las series historicas se les da un tratamiento estadistico completo,
los datos previstos de demanda son bastante cercanos a los datos reales, por lo
gue se puede concluir que el método de proyeccion se ajusta a los requerimientos
del Planeamiento de mediano y corto plazos y ademas se conoce muy bien al

comportamiento de la demanda en el S.N.L.

1.2.5.3 Desvio en la Prevision de los Precios de Energia en la Barra de Mercado

=n la figura 1.17 se observa la variacion entre los precios planificados y reales. Se
nota que en cada dia existen tres puntos, el primero corresponde a la banda de
demanda base, el segundo punto a la banda de demanda media y el tercer punto
a la banda de demanda maxima. Los precios de energia en cada banda de
demanda, resuitan Ce calcuiar el promedio penderado en bace & la energia, da los
respectivos precios horarios. Para la semana en estudio se tiene un error
promedio de 2,7% y la maxima desviacion de 10% se la tiene el dia 14 de
noviembre en la banda de demanda base, el cual se debe a la ejecucién de un

redespacho a las 2:04 horas, a causa de una disminucion de caudal en Paute.
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1.2.5.4 Desviaciones en las Previsiones de Generacion Hidroeléctrica y

Termoeléctrica

£n ia figura 1.18 se detalla ia variacion entre la generacion hidroeléctrica prevista
y real. Para el caso de las unidades termoeléctricas, por ser un numero
considerable, en la figura 1.19 se compara la generacion real y prevista de las
unidades termoeléctricas de vapor mientras que en la figura 1.20 se representa la

generacion del resto de unidades termoeléctricas.
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1.3 DESPACHO ECONOMICO DIARIO PRCGRAMADO
GENERALIDADES

El Despacho Econdmico Diario Programado es una planificacion de muy corto

plazo, pues su horizonte es un dia, y su objetivo principal es programar hora a
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hora los recursos de generacion considerando restricciones de transmisidn e
inflexibilidades de las unidades de generacidn y las intercambios internacionales,
de tal manera de abastecer la demanda en las mejores condiciones de calidad y
seguridad, manteniendo el minimo costo de operacién dei S.N.I.

1.3.1 REQUISITOS DE INFORMACION

La siguiente informacidn debe ser entregada por parte de los Actores del MEM ali
CENACE hasta las 10:00. ‘

1.3.1.1 Demanda

La prevision de |a demanda de potencia y energia es entregada mediante la curva
de carga diaria de cada Agente Distribuidor o Gran Consumidor.

1.3.1.2 Generacién

Los Agentes Generadores, deben entregar informacion de acuerdo al tipo de
unidad o central que se trate, como se describe a continuacion:

% CENTRALES HIDROELECTRICAS DE EMBALSE:

+ Los blogues de energia asignados a ias centrales hidroeldctricas de

embalse determinados en la Programacion Semanal.

» Nivel del embalse leido a las 6:00 y su correspondiente volumen de

agua almacenado.
» Volumenes de agua turbinados y vertidos en el dia anterior.
+ Caudal promedio afluente al embalse en el dia anterior.

+  Mantenimientos programados vy disponibilidad hidroldgica de las

unidades de generacion.
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% CENTRALES HIDROELECTRICAS DE PASADA
« Curva de generacion horaria programada para el dia siguiente.
« Mantenimientos, indisponibilidades y restricciones operativas.

% UNIDADES TERMOELECTRICAS DE GENERACION E INTERCAMBIOS
INTERNACIONALES

« Ladisponibilidad de potencia y energia para el dia siguiente.

« Mantenimientos, indisponibilidades y restricciones operativas.

« Costos variabies de las unidades termoeliéctricas (mensuaimente).
1.3.1.3 Informacién del Sistema de Transmision
TRANSELECTRIC debe proveer la siguiente informacion:

+ Programacién de mantenimientos de los equipos 2 instalaciones del Sistema

de transmisién.

+ Disponibilidad de los equipos de compensacion reactiva.

« Restricciones operativas, que basicamente consisten en los limites de
transmisién y cargabilidad de ciertos equipos o niveles bajos de voltaje por la
distancia eléctrica existente entre los centros de carga y la generacién.

1.3.1.4 Intormacién Adicional

Para el despacho economico diario programado tambien se toma en cuenta:
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Parametros técnicos de las centrales hidroeléctricas, unidades termoeléctricas

y del sistema de transmision

Requerimientos de generacion forzada necesaria para mantener la calidad y

seguridad de la operacién del S.N.I..

Programacion de unidades que estén en pruebas

1.3.2 DESCRIPCION DEL PROCESO DESPACHOlECON()MICO DIARIO

PROGRAMADO

Las actividades que componen este procesol pueden visualizarse en el diagrama

de flujo de la figura 1.21 y son las siguientes:

no

. Recabar los parametros técnicos de las centrales y unidades de generacién y

del sistema de transmision

Recabar los costos variables de procuccion de los Generadores.

Recabar la informacién de los Distribuidores y Grandes Consumidores acerca

de su demanda de potencia y energia y requerimientos de yeneracion forzada,

Recabar la informacién de Generadores, Intercambios Internacionales y
sistema de transmisién acerca de su disponibilidad, mantenimientos y

restricciones operativas.

Revisar que los datos disponibles sean consistentes, caso contrario notificar a

los Agentes correspondientes y corregir.
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Figura 1.21: Diagrama de Flujo del Proceso Despacho Econémico Diario
2rogramado

8. Recabar informacién sobre poiliticas de manejo de los embalses, cotas

energéticas, caudales afluentes a los embalses y generacién de pasada.
7. Ingresar la informacion a la base de datos.
8. Ejecutar el despacho econdmico sin restricciones y determinar la marginalicad.

9. Realizar el despacho a ejecutarse considerando las condiciones de calidad y
seguridad del sistema; y, determinar generacion forzada, generacion inflexible

y requerimientos de potencia reactiva.

10.Revisar el despacho en una reunion en al que participan representantes de
tcdas las areas del CENACE.



11.Publicar los resultados en la pagina Web del CENACE hasta las 14:00 de cada

dia.

1.3.3 DESCRIPCION DEL MODELO UTILIZADO PARA EL DESPACHO

ECONOMICO DIARIO

El despacho econdmico diario se denomina centralizado porque lo realiza el

CENACE programando la operacidon del S.N.I. de tal forma que el costo de

produccion en la barra de mercado sea el minimo posible. Para estabiecer el

balance entre oferta y demanda en una sola barra, que es la de mercado, es

necesario utilizar 1os factores de nodc que actualmente se caiculan mediante un

flujo DC. El modelo utilizado cumple con los siguientes requerimientos:

L)

Toma en cuenta las restricciones operativas del sistema de transmisién y los

mantenimientos en sus equipos.

Representa a cada unidad termoeléctrica por su costo variable promedio de
operacion, consumo de auxiliares y margen de reserva, estableciendo asi su

potencia efectiva neta y considerando sus restricciones operativas.

Representa el tiempo minimo entre la paraga y ei arrangue, y costos de

arranque y parada para el caso de las unidades de vapor.

Representa los tiempos minimo y maximo de operacion de los generadores y

sus mantenimientos.

Permite mantener niveles adecuados de reserva rodante y reserva fria que

permitan garantizar la calidad y seguridad del S.N.!,

Representa los diferentes tipos de Centrales Hidroeléctricas, la variacion de la
eficiencia con el nivel del embalse, los niveles maximo y minimo y sus

restricciones operativas.
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» Modela la exportacién de energia como una demanda adicional, y la

importacion de energia como generacién térmica disponible.
» Permite considerar un eventual déficit de abastecimiento en la demanda.

Matematicamente el modelo de despacho puede ser representado por las

siguientes expresiones:
La funcion objetivo a minimizar es el costo total de operacion del sistema:

N C,'*Ph

Cn L | (1.2)

n=l h=| anh

7 =

En donde:
Z = Costo total de produccion del sistema

N = Numero de centrales hidroeléctricas y unidades termoelectricas de
generacion
n = Una hora determinada del dia, el despacho se io hace para 24 horas

cn = Costo de produccién de cada unidad termoeléctrica de generacion “n”.
P.n = Potencia generada por el generador “n” en la hora “h”
Brn = Factor de nodo de la barra en la que esta el generador “n” para la hora “n”

Las restricciones que deben cumplirse son:

1.- Equilibrio entre generacion y demanda mas las péerdidas

i \fj -

P,=D,+L, Para: h=1...24

Th

™

- Limites de las centrales hidroeléctricas y unidades termoeléctricas:

P Para: n=1...N; h=1...24

a(miny —

<p,<P

n (mdx)

3.- Restricciones del sistema de transmision:



Para h=1..24 & fs =0

fr.nmm; = Jfrx(h) pS 75 (mdx)
4.- Requerimientos de reserva

P

w2 Dy + L, + R, Parah=1..24
5.- Las centrales hidroeléctricas de embalse son despachadas de acuerdo a
bloques de energia asignados en la programacion semanal

24
> P,<G, ParaneE

A=l

En donde:

On = Demanda del sistema en ia hora “h”

Ln = Pérdidas del sistema en la hora “h”

Prnminy = Potencia minima del generador “n”

Primay = Potencia maxima del generador “n”

s {h) = ~Fiujo a2 patencia desde & nodo ™ al neds “s” en la hora “h”
fsminy =  Flujo de potencia minimo desde &l nodo “r* al nodo “s”
frsimay =  Flujo de potencia maximo desde el nodo “ al nodo “s”
Rn = Reserva de potencia para la hora “h"

Gn = Cuota de energia para la central “n”

= = Conjunto de unidades hidroeléctricas de embalse

Este modelo de despacho puede ademés describirse por el diagrama mostrado

en ia figura 1.22.

Debe anotarse gue, el precio_ marginal se determina mediante un despacho que

no considera las restricciones operativas del S.N.I. denominado despacho

gconomico programado _sin _restricciones, se realiza ademas un despacho
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gcondémico considerando las restricciones operativas del S.N.I. denominado

despacho econdmico programado con restricciones el cual permite obtener las

penalizaciones por restricciones operativas e inflexibilidades.
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Factores de Nodo igual a 1 1
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Figura 1.22: Diagrama d< Blogues del Modelo de Despacho Economico Diario

{Restricciones)

A 4
( Resultados )




Debe anotarse ademas que no se utiliza como una entrada el valor del agua para
las centrales de embalse, sino mas bien el despacho de dichas cehtrales se
realiza en base a una cuota energética. Cuando existe una alta hidrologia e
incluso probabilidad de vertimiento, se libera la cuota energética de las centrales
hidroeléctricas para utilizar toda su afluencia, el programa se encarga de
despacharlas a su méxima potencia y les asigna como costo de produccion 0,002
cent US$/kWh, valor gue ya fue explicado anteriormente.

En estiaje se asigna una cuota energética a cada central hidroeléctrica de
embalse, el programa se encarga de repartir esta energia entre las diferentes
horas del dia, e incluso deben ser despachadas después de algunas unidades

termoeléctricas, para esto, se asigna al agua un valor superior al costo variable de

esas unidades termoeléctricas.
1.3.4 RESULTADOS
lLos resuitados obtenidos mediante el Despacho Diario Programado son:

« El despacho horario de potencia de las unidades termoeléctricas y las

cenirales ridrosléctricas cen e que se cunrz la demanda del S.N.'.

« La unidad marginal hora a hora y por ende el precio marginal horario de la
energia y el costo total de produccion en la barra de mercado.

« Los factores de nodo de cada barra en cada hora.
- Los flujos de potencia y las pérdidas en el sistema de transmisién.

» La energia con que aporta cada central hidroeiéctrica o unidad termoeléctrica

despachada.
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1.3.5 COMPARACION DE LOS DATOS PLANIFICADOS CON DATOS
REALES

Los resuitados del Despacho Econdmico Diario Programado, estan representados
fundamentaimente en la generacion de energia y el costo de produccion en la
barra de mercado hora a hora sin perder de vista la calidad de servicio y la
seguridad del S.N.I.

Para efectos de andlisis se han realizado comparaciones entre valores
planificados y reales en el periodo abril 1999 — abril 2000 y se obtiene su
diferencia aritmética, en lo que se refiere a la produccidn de energia en demanda
base, media y punta asi como sus respectivos precios ponderados en la Barra de
Mercado. Esta diferencia dia a dia se ta puede observar en las figuras 1.23 hasta
la 1.29, si la diferencia es positiva indica que el valor planificado es superior al real
caso contrario el valor planificado es inferior al real. En las tablas 1.20 hasta la
1.26 se presentan los errores maximo positivo, maximo negative y minimo

absoluto.

Los desvios en el precio de la energia mas que indicar el grado de exactitud en la
planificacién, dan una vision global de la variacion que experimenta el precio de la
energia como resultado de adaptar un despacho programaao a las nuevas
condiciones que varian continuamente en la operacion del S.N.I. en tiempo real.
En a2ste anadlisis no se toman en cuenta los desvios producidas por condiciones

aleatorias en la operacion del sistema como son las fallas.
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Sigura 1.23: Diferencia Diaria entre 2| Valor Planificado y Real del Precio de la

Energia en la Barra de Mercado en Demanda Base

Tabla 1.20: Desviacicnes entre el Valor Planificado y Real del Precio de la Energia

en la Barra de Mercado en Demanda Base

‘I
wLn-29 Jul-SG—iFA;c-QC’ ! 582-63 1 Oc*g9

‘\ Apr-99 | May-59 |

N(\\ﬁg;! Die-99 ] Ene-00

Feb-OO] Mar-00

Abr-00

Error Maximo
Positiva

809% | 184%

9%

12%

P

S%

1%

29%

1%

1%

Error Maximo
Nejaivo

-3%

-8%

-9%

-13%

-10%

-48%

-14%

-1%

-1%

Error Minimo
Absoluto

130% 0%

0%

0%

0
|

%

0%

|

0%

0%

0%

Se puede observar que en la mayoria de los meses, el error maximo positivo es

alto, especialmente en el mes de abril en 2l cual no existe un error maximo

negativo, lo cual indica que los valores planificados del precio de la energia en la

Barra de Mercado en demanda base, estuvieron muy por encima de los valores

reales, la razon de estas desviaciones en abril estda en la no definicion, para ese

entonces, del modelo de despacho y del valor del agua para las centrales de

pasada y de embalse en vertimiento, llegandose a utilizar en el despacho




econdmico programado valores superiores a los 110 S/./kWh, mientras que el

valor que se utilizé para la sancion de precios reales fue 50 S/./kWh.,
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Figura 1.24: Diferencia Diaria entre el Valor Planificado v Real del Precio de la
Energia en la Barra de Mercado en Demanda Media

Tabla 1.21: Desviaciones entre el Valor Planificado y Real del Precio de la Energl’aj

en la Barra de Mercado en Demanda Media

i
L

Abr-99 | May-99 | Jun-89 ﬁul-sg

Ago-99 | Sgp-99 | Out-99

NOov-99 I Jic-o o

Ene-0C Fa'ﬁ-COEar«OD

Abe-C

Zrror Maximo 459% | 215%

2%

162%

44%

88%

114% %

13%

7% 48% LBS%

1%

Positivo
Error Maximol 1. | pgey | .56% | -R3% | -70% | -23% | 76% | -10% | 3% | -9% | -16% | -57% | -1%
Negalivo : ’ ’ ’ ’ ’ ' °
Error Minmo | o | e | q% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0%
Absoluto L

Se pucde observar que en algunos meses, el error maximo positivo es alto,

mientras que el error maximo negativo es menor, o cual indica que los valores

planificados del precio de la energia en la Barra de Mercado en demanda media,

estuvieron por encima de los valores reales, especialmente en abril, julio y agosto

lo cual se atribuye en abril a la no definicion, para ese entonces, del valor del

agua para las centrales de pasada y de embalse en vertimiento, llegandose a

utilizar en el despacho econdmico programado valores superiores a los 110

S/./kWh, mientras que el valer que se utilizd para la sancidn de precios reales fue
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50 S/./kWh, y; a la alta hidrologia presentada julio y agosto que ocasioné inciuso

la presencia de vertimientos.
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rigura 1.25: Diferencia Diaria entre el Valor Planificado y Reai de! Precio de la
Energia en la Barra de Mercado en Demanda Punta

anla Barra

de Merzadn en Demanda Punta

Tabla 1.22: Desviaciones entre el Valor Planificado y Real del Precio de la Energia

l Abr-99 | May-59 | Jun-29 | Ju.-99 Ago-QQ[Sep-QQ Oct-99]Nov-99 Dic-9¢ | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00 | Abr-00
L
’E:ror Maximo
g 0% | 13% | 132% | 46% | 67% | 9% | 5% | 5% | 16% | 3% | 16% | 60% | 21%
ositivo L
Error Maximo| - 190, | 589 | .77% | -20% | -29% -17°/J 25% | 8% | 2% | -15% | -14% | -36% | -23%
Negalivo
E'K’gﬁ"&':;gw 0% | 0% | 1% | 1% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0% | 0%

Se puede observar que los valores planificados del precio de la energia en la

Barra de Mercado en demanda punta, se acercan bastante a los valores reales,

existiendo solamente errores maximos positivos considerables en |os meses de

junio y diciembre de 1999 y marzo y abril de 2000, atribuibles principalmente a la

presencia de una hidrologia superior a la prevista en ¢sos meses.
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Figura 1.26: Diferencia Ciaria entre el Valor Planificado y Real del Precio
Promedio Diario de la Energia en la Barra de Mercado

Tabla 1.23: Desviaciones entre el Valor Planificado y Real del Precio Promedio

Diario de la Energia en la Barra de Mercado

= = T T m —T T T
Abr-99 |May-39| Jun-99 | Lul-g% Ago—SG’Se-p»QQ Jct-39 | Mev 99 1 Dig-29 | En=-C0 | Feo-00 | Mar-00 | Aor-30
E *Adxd
“"g;':t?:;m" 121% | 10% | 97% | 23% | 41% | 17% | 121% | 6% | 78% | 7% | 47% | 56% | £7%
Error Maximo| o 50| sas | Lane, | -34% | -48% | -12% | -42%% | 9% | 5% | -9% | -18% | -27% | -16%
Negalivo : ; : : ' ; A b
i’fg s“gl':t';"" 0% | 0% | 3% | 0% 1% | 0% | 0% | 0% | €% | 0% 0% 0% 0%

Es posible inferir que los valores planificados del precio promedio diaric de

la

energia en la Barra de Mercado, se encuentran por encima de 10s valores reales,

ya que los errores maximos positivos son mas altos que los errores maximos

negativos, la razon de estas desviaciones en abril estd en la no definicidn, para

ese entonces, del valor del agua para las centrales de pasada y de embalse en

vertimiento, llegandose a utilizar en el despacho econdmico programado valores

superiores a los 110 S/./kWh, mientras que el valor que se utilizé para la sancién
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de precios reales fue 50 S//kWh; y, en los otros meses son atribuibles

principalmente a la presencia de una hidrologia superior a la prevista.

kwti

HEm
f

K

—

|

L

o
|

500

Abr-39 May-s»

Jus-ay

JukSe

Age-nn

Huy-a8

Fob-ag MNar.se Anr-ae

Figura 1.27: Diferencia Diaria entre el Valor Planificado y Real
de la Produccién de Energia en Demanda Base

Tabla 1.24: Desviaciones entre el Valor Planificado y Real

de la Producrion ds Energia =an Demanda Rase

’7 Abr-99 (May-99 | Jjun-99 | Jul-99 ! Ago-39 | Sen-99 | Oct-99 | Nov-89 | Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00 | Abr-00
ErorMaximo|  co | 4oy | 5o | 5% | 4% | 5% | 7% | 9% | 7% | 7% | &% | 8% | 6%
?Ositlvo o o -] -] - 0 /0 Q -] a -] (-] (-]
E'ﬁ’;ggﬁt?° 5% | -4% | A% | 5% | 4% | 5% | 7% | 6% | 7% | 7% | 8% | 8% | -6%
e :’g s“g,‘;‘";m Lo% 0% | c% | 0% | o% | 0% | 0% | 0% 0% | 0% | 0% 3 0% | 0%

Se observa que los valores ptanificados de la produccién de energia en demanda

base se acercan bastante a los valores reales, con un desvio maximo del 8%, se

nota ademas que el error maximo positivo y maximo negativo tienen la misma

magnitud para la mayoria de los meses, lo cual indica que la prevision no estuvo

polarizada por encima ni por debajo de la realidad, el error minimo absoluto

permite apreciar que en aigunos dias el error se acerca o es cero.
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Figura 1.28; Diferencia Diaria entre el Valor Planificado y Real
de la Produccion de Energia en Demanda Media

Tabla 1.25: Desviaciones entre el Valor Planificade y Real

de la Produccion de Energia en Demanda Media

i T T I
Abr-99 |May-88 | Jun-99 | ,ul-89 1 Ago-:9 Sep—;! Cer-99 | hov-32| Dic-9% Eno—OO]Feb-DO M-;r-OOIAbr-OO—|

| L

E"grog’i't?:(')m 14% | 10% | 4% | 7% | 7% | 5% | 5% | 12% | 1% | 6% | 4% | 5% | &%

E"\‘J” Maximo| 4o | _a% t-z% 6% | 7% | 4% | 8% | 7% | 3% | -4% | 3% | -4% | -2%
Negahvo

Er;‘gsﬂ':";m 0% | 0% LO% 0% | 0% | 0% | 0% LO% 0% | 0% | 0% | 0% | 0%

Se observa que los valores planificados de la produccion de energia en demanda
media se acercan bastante a los valores reales, con excepcién de abrl y
noviembre meses en los cuales la demanda no alcanzé el crecimiento esperado,
se nota ademas que el error maximo positivo tiene una magnitud mayor que el
maximo negativo, lo cual indica que la prevision estuvo por encima de la realidad,

el error minimo absoluto permite apreciar que en algunos dias el error se acerca o

5 C3ro.
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Figura 1.29: Diferencia Diaria entre el Valor Planificado y Real
de la Produccidn de Energia en Demanda Punta

Tabla 1.26: Desviaciones entre el Valor Planificado y Real

de la Produccion de Energia en Demanda Punta

[ Abr-99 | May-99 | Jun-99 [ Jul-99 [Ago-99 | Sep-99 | Oct-99 | Nov-99 | Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-0C | Abr-00
F
il ;;‘S\’i‘l?\fg”o 2w | 6A | 7% ' 590 b oam 25 | E% | 19% | 10% | g% 4% 5% %
Error Max'lno [-7] 0, [} Q, 10 /. Q7 =0, s [:74 174 10/ Qs -7
Negatvo | 1% | 3% [ -03% | 1% | 2% | 5% | -13% | 2% | -2% | .20 | .20 2%
”;ogs"gl‘:t’g“’ 0% 2 | 9% ' 12 9% | 0% | 0o % | 0% | 0% | a% 0% 0%
-

Se observa que los valores planificados de la produccion de energia en demanda

punta se acercan bastante a los valores reales, con excepcion de abril y

noviembre meses en los cuales la demanda no alcanzé el crecimiento esperado,

se nota ademds que el error maximo positivo tiene una magnitud mayor que el

maximo negativo, lo cual indica que la prevision estuvo por encima de la realidad,

el error minimo absoluto permite apreciar que en algunos dias el error se acerca o

28 cero.
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Tabla 1.27: Precio Ponderado de Ia Energia en la Barra de Mercado en el
Periodo Abril 1999 - Abril 2000 (S/./kWh)

PLANIFICADO REAL VARIACION
PROMEDIO DEMANDA BASE 259.9 247.9 4.8%
ENEL DEMANDA MEDIA 274.6 267.4 2.7%
PERIODO DEMANDA PUNTA 369.5 364.3 1.4%

Tabla 1.28: Valores Maximos y Minimos del Precio Ponderado en la Barra de

Mercado en el Periodo Abril 1999 - Abril 2000 (S/./kWh)

VALOR MAXIMO
VARIACION
FECHA DE OCURRENCIA PLANIFICADO |REAL
DEMANDA BASE Jueves 9 de septiembre de 1999 743.7 749.8 -0.8%
DEMANDA MEDIA Domingo 28 de noviembre de 1999  |761.2 752.4 1.2%
DEMANDA PUNTA Lunes 14 de Febrero det 2000 742.7 825.0 -10.0%
VALOR MINIMO
; VARJACION
| FECHA DE OCURRENCIA PLANIFICADO  |REAL
IDEMANDA BASE Martes 25 de mayo de 1999 18.1 17.9 1.1%
}DEMANDA MEDIA Domingo 23 de mayo de 1999 18.2 17.9 1.2%
DEMANDA PUNTA Domingo ¢ de Mayo de 1999 1.4 18.3 0.6%

En las tablas 1.27 y 1.28 se observa la comparacion entre los valores promedio,

maximo y minimo para el periodo de estudio, referentes al precio ponderado de la

energia en la Barra de Mercado.

En las tablas 1.29 y 1,30 se muestran los valores promedio, minimo y maximo

nlanificados y reales de la produccidon de energia durante el periodo de estudio.

Tabla 1.29: Produccién de Energia en el Periodo Abril 1999 - Abril 2000 (kWh)

r PLANIFICADO REAL VARIACICON
DEMANDA BASE 8,712.6 8,867.3 -1.7%
ME
PROMEDIO DEMANDA MEDIA 11,655.3 11,630.7 1.1%
ENEL
DEMANDA PUNTA 7,788.0 7,541.0 3.3%
FERIODO

DIARIO 28,155.9 27,939.0 0.8%




Tabta 1.30: Valores Maximos y Minimos de la Produccién de Energia
en el Periodo Abril 19899 - Abril 2000 (kWh}

I | VALOR MAXIMO VARIACION
FECHA DE OCURRENCIA PLANIFICADO REAL
DEMANCA BASE Jueves 27 de abrii del 2000 9,562.0 9,934.0 -3.7%
DEMANDA MEDIA Viernes 28 de abril del 2000 13,357.8 13,338.4 0.1%
DEMANDA PUNTA | Juaves 9 de diciembre de 1999 8,275.7 8,481.9 -2.4%
DIARIO Jueves 27 de abril del 2000 31,286.9 31,588.8 -1.0%
VALOR MINIMO VARIACION
FECHA DE OCURRENCIA PLANIFICADO REAL
DEMANDA BASE Domingo 18 de julio de 1999 7,866.5 7,788.0 2.3%
DEMANDA MEDIA Sabado 1 de enero del 2000 8,027.0 7.883.7 1.8%
}L DEMANDA PUNTA Sabado 1 de enero del 2000 6,395.0 6,077.3 5.2%
L DIARIO Domingo 22 de agosto de 1999 22,619.4 22,3196 1.3%

En estas tablas se puede observar que Ia variacion entre los valores planificados
y reales se encuentran dentro de un rango aceptable, y especialmente para la
energia la variacion es considerablemente baja porque ésta es una variable que
se puede predecir con una adecuada precisién. Los precios en cambio muchas
veces resultan impredecibles debido a las novedades operativas que se
presentan en el S.N.I. como son: indisponibilidad de alguna unidad o central de
generacion, restricciones de transmision, variacion de los caudales afluentes a los

embalses.

En el periodo de estudio la maxima variacion del precio ponderado de energia en
la Barra de Mercado en demanda base se tuvo el dia domingo 19 de septiembre
de 1999, en el que se pronosticé un precio de 378,2 S/./kWh, pero el precio real
fue de 24,6 S/./kWh lo cual se debio a un aumento muy considerable en el caudal
afluente al embaise Amaluza, Io cual obligd a realizar un redespacho a las 0:00

de ese dia.
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En 2l periodo de estudio la maxima variacion del precio ponderado de energia en
la Barra de Mercado en demanda media se tuvo el dia lunes 9 de agosto de 1999,
en el que se pronostico un precio de 360.8 S/./kWh pero el precio real fue de 25,1
S//&XWh, lo cual se debid a la ejecucidén de un redespacho a las 8:00 por un
incremento de caudal en HIDROPAUTE, este dia hubo ademas dos redespachos
mas, uno a las 16:00 por indisponibiidad de la unidad AT1 de
ELECTROECUADCR vy a las 17:15 horas por disponibilidad de G1 de Ia
PRCPICIA de EMELESA.

En el periodo de estudio la maxima variacion del precio ponderado de energia en
la Barra de Mercado en demanda punta se tuvo el dia domingo 20 de junio de
1999 en el que se pronosticé un precio de 106,9 S/./kWh pero el precio real fue de
24,7 S//KWh, porque se tenia previsto que margine Trinitaria pero la demanda se
presentd 6% menor a lo previsto, por o que marginé HIDROPAUTE, sin embargo
Trinitaria ingresé pero como generacion forzada por causa de la restriccion

existente en ¢of transformador de Pascuales.

Entonces como se ha podido comprobar las grandes variaciones entre lo
planificado y lo ejecutado en la realidad se deben principalmente a la presencia de
condiciones que no podian ser pronosticadas y que obligan a la ejecucion de

redespachos por parte de la Direccién de Operaciones del CENACE.
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2 CAPITULO2: COORDINACION, SUPERVISION Y
CONTROL DE LA OPERACION DEL S.N.I. EN
TIEMPO REAL

De acuerdo a la normativa vigente el CENACE es el encargado de realizar la
coordinacién en tiempo real de la operacién de todas las instalaciones y equipos
de los sistemas de generacidn y transmision. Para cumpiir con esta misién el
CENACE coordina las maniobras a ejecutarse con el Centro de Operacién del
Transmisor y deberia hacerlo también con Centros de Control de los
Distribuidores pero hasta la fecha no se han implementado.

Las principaies funciones de los Centros de Control del Transmisor y de los

Distribuidores, basicamente son:

-

<> Supervisar los voltajes y las potencias activa y reactiva en las barras de

conexion.

S Cumplir con las consignas operativas del CENACE.

6]

Operar los equipos de conexion con los Agentes o los equipos de

distribucion respectivamente, segun las disposiciones del CENACE.

%, Operar sus instalaciones durante una contingencia o restablecimiento del

sistema.

Informar al CENACE cuando ciertas variables o parametros de operacion

(}Z{

eswén fuera de sus limites previstos.

*> Coordinar con el CENACE los mantenimientcs programados de sus

equipos.
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Para cumplir con su labor el CENACE cuenta con un centro de control de energia
en tiempo real, que le permite supervisar la operacién del sistema de potencia,
conocer el valor de sus variables y parametros y ejecutar ciertas funciones de
aplicacion utilizando la informacién proveniente de su sistema de adquisicién de

datos.

El proceso denominado “Ejecutar el Despacho de Generacidén” desarrollado en {a
Direccidn de Operaciones del CENACE puede dividirse en dos: 1) controlar la

generacion y la frecuencia y 2) elaborar el Redespacho.

2.1 EJECUCION DEL DESPACHO ECONOMICO DIARIO DE
GENERACION

Este procesc se inicia en el CENACE con el analisis c¢el despacho econdmico
diario programado, una vez comprobada su consistei.cia y considerandc las
politicas operativas, se asigna los valores respectivos de potencia activa vy
reactiva a las unidades termicas y centrales hidraulicas de generacién tomando
en cuenta sus tiempos de arranque y parada y velocidad de toma de carga. Se
coordina ademas con el transmisor la ejecucién del programa de maniobras que

rermitan l'evar a caho =l nrograma de despacho de generacion.

=5 necesaria la supervision constante para asegurar que se cumpla a cabalidad el
programa de despachc y que su ¢jecucion en tiempo real no viole (as
restricciones operativas del S.N.l. Los comandos directos sobre los equipos son
efectuados por los Agentes y TRANSELECTRIC v no pueden ser realizados
directamente por el CENACE quien estd encargado de fa supervision vy

coordinacion del S.N.I.

La variacién de la produccién energética de los generadores asi como la
desconexion de carga por parte de ios Distribuidores o Grandes Consumidores
debe hacerse con una gradiente (MW/minuto) que no preduzca variaciones de

frecuencia fuera de lo permitido.
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El cespacho de la generacion debe mantener el equilibrio entre oferta y demanda
y garantizar la seguridad, calidad y economia en la operacion del S.N.l. Con el
proposito de mantener la frecuencia dentro de sus limites aceptables, durante la
ejecucion del despacho econdmico, se asigna una reserva para la regulacién de
la frecuencia y la cual se utiliza para compensar las variaciones entre la oferta y ia

demanda.

Todos los generadores tienen la obligacion de participar en la regulacion primaria
de la frecuencia del S.N.I, la cual se lleva a cabo a través del regulador de

velocidad localizado en cada unidad de generacion.

La regulacién secundaria de frecuencia dentro del S.N.I. es realizada por las
unidades de generacion con las caracteristicas requeridas para este objetivo y

nasta el momento, lo realiza ia central hidroeléctrica Paute.

Zn la operacién en tiempo real tambien se realiza el control de error de tiempo
CET, lo que consiste en actuar sobre la frecuencia nominal del sistema para
eliminar la desviacion existente entre el tiempo del S.N.l. respecto a un tiempo
patron dado por el sistema de tiempo base del sistema de control del CENACE.
Mientras que las Gesconexiones de carga en los Distribuidores son efectuadas por

las protecciones de baja frecuencia instaladas en sus sistemas de distribucién.

Cuando por causas de calidad, seguridad o economia de la operacién del sistema
de potencia no sea conveniente o0 no se pueda seguir con la ejecucion normal del
programa de despacho, se recurre a la realizacion de un redespacho. Toda
conexién o desconexidn de cualquier unidad de generacidn debe ser autorizada
por el CENACE.

En la figura 2.1 se muestra la concatenacion de actividades que conforman el

proceso de ejecucion del despacho de generacion en tiempo real.
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Recepcion y Analisis del
Despacho Programado

y

Establecimiento de Politicas

- Legislacion Vigente
> Operativas

—_

\i
Coordinacion de la Entrada y

Salida de Unidades de
Comunicar Redespacho Generacion
T ) Disponer Valores de Potencia

Activa y Reactiva ?h

Registro en Bitdcara

Realizar Redespacho

Seguimiento de Control de la
Frecuencia y Error de Tiempo

Si Existen nuevas condicionas que
maodifican la calidad, sequndad ¢
egconomia de la operacién?

NOC

Seguir Ejecutando el Despacho ce
Generacion Vigente

Figura 2.1: Diagrama de Flujo del Preceso c'2 Ejecucion del Cespacho de
Generacion

2.2 ELABORACION Y EJECUCION DE REDESPACHOS

Durante la operacion en tiempo real pueden presentarse cambios en las
condiciones operativas del sistema y dependiendo de la magnitud y duracién de
astos cambios, et CENACE modifica el despacho diario programado, mediante la
realizacion de los redespachos que scan necesarios, para cumplir en todo
momento con la operacién optima de los recursos del S.N.I. en las diferentes

condiciones de oferta y demanda.
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2.2.1 CAUSAS PARA REALIZAR UN REDESPACHO

Cualquier variacion en las condiciones operativas no necesariamente hace
necesario un redespacho y de ser asi simplemente no hay cambios en el
despacho de unidades ni en el precio de la energia. Las causas del redespacho
especificadas en los Procedimientos de Despacho y Operacion son:

a) DISPONIBILIDAD DE GENERADORES

% Declaracion de indisponibilidad o entrada en mantenimiento antes de lo
programado por parte de una o mas unidades de generacion despachadas.

Declaracion de disponibilidad de una 0 mas unidades de generacién que no

41

han sido consideradas en el Despacho Econdmico Diario y su costo
variable permite reducir el costo marginal de la energia.

El aumento de caudales en las plantas hidroeléctricas de pasada o de

(;.l

embalse que hagan prever vertimientos.

cl ingreso de unidades de generacion en pruebas que garanticen una

6}

generacion estabilizada para periodos superiores a una nora.
b) LIMITES DEL SISTEMA DE TRANSMISION

Variacion en la topologia del sistema de transmision que modifique los
limites de transferencia y por lo tanto sea necesario el ingreso de

generacién adicional en una o mas areas operativas del S.N.IL.
c) VARIACION DE LA DEMANDA

Si ta demanda del sistema o de intercambio internacional cambian en una
magnitud tal que no pueda ser cubierta con las unidades de generacion

despachadas.



d)
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REGULACION DE FRECUENCIA

La reserva regulante es aquella parte de la reserva rodante asignada en el
despacho, para realizar la regulacién primaria de frecuencia y se utiliza en
funcién del desvio entre generacidén y carga. En ocasiones esta reserva
puede verse disminuida por causas tales como: salida no prevista de un
generador, modificaciones en el Sistema de Transmisién o algun problema
que reste capacidad de regulacion a un generador; es entonces cuando se
requiere un redespacho para recuperar la magnitud de esta reserva

regulante.

Si por alguna causa la reserva para regulacién secundaria de frecuencia se
ha reducido significativamente, esto también sera causa de un redespacho.

2) GENERACION FORZADA EN CONDICIONES EXTRAORDINARIAS

2.2.2

La generacidn que se ingresa luego de una falla, para levantar la
sobrecarga a uno o mas elementos det S.N.I. y recuperar las condiciones
normales de operacion, es considerada como forzada mientras este
operando, a menos que iusgo sea requeriva dentro dal despacho ncrmai a

través de un redespacho.

EJECUCION DE REDESPACHOS EN LA OPERACION EN TIEMPO
REAL

Se ha establecido que las variaciones en la disponibilidad de los generadores

sean

reportadas al CENACE mediante el formulario “Modificacion de

Disponibilidad de Generacion”. Ademas debe ser informada al CENACE toda

desviacién mayor o igual a 1 MW respecto al programa diario de despacho, para

que de acuerdo a la informacion sumiinistrada se decida si es necesario 0 no un

redespacho.
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Si un generador reporta al CENACE que su potencia maxima operable ha
disminuido, se procede a disminuir su potencia despachada con el fin de
mantener la reserva rodante. En el caso de que un generador perdiera su
capacidad de regulacion, el CENACE puede a partir de ese momento despachar
toda su potencia efectiva. Si una o mas unidades de la central hidraulica Paute
encargada de la regulacion secundaria de frecuencia, sufre un dafio que le
imposibilita cumplir con esta labor, se realizara un redespacho para recuperar la
reserva de regulacién secundaria. Se puede tolerar la variacién de un 25 % de la
reserva rodante por un periodo aproximado de 20 minutos, luego del cual se
toman medidas correctivas, una de ellas es el redespacho.

Si luego de una falla un elemento del S.N.|. queda sobrecargado, el CENACE
puede solicitar el ingreso de una unidad térmica que no conste en el despacho por
un periodo maxime de dos horas, luego del cual serd necesario un redespacho.

=n caso de habilitarse importaciones dentro del Mercado Ocasional, mientras se
ejecuia |a operacion en tiempo real, sera necesario un redespacho mediante sl
cual se determina la cantidad de energia a importarse y {a capacidad remanente
de transporte en los nodos de importacion. En caso de presentarse algun
inconveniente en cualquiera de los sistemas oferente y demandante se podra
suspender la importacidn previa coordinacion entre los Centros de Control. Zn
caso de requerirse un excedente de energia se hara la solicitud de importacion
correspondiente a los paises que han acordado el intercambio internacional de
energia, de la misma manera si uno de esos paises requiere importar energia, se
hara la oferta correspondiente tomando en cuenta los [imites de transporte de los
nodos de interconexién. Siempre que se modifique la exportacion o importacion

de energia dentro del Mercado Ocasional se hara necesario un redespacho.
2.2.3 CRITERIO Y MODELO PARA EFECTUAR EL REDESPACHO
De acuerco al Reglamento de Despacho y Operacién: “El Despacho Horario

podra ser modificado durante la ejecucién del mismo con el fin de tener en cuenta

las condiciones de operacion y los recursos del Sistema.”
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El criterio para efectuar el redespacho es la necesidad de cambiar el despacho
diario programado a partir de una hora determinada, para satisfacer [a demanda
al minimo costo de produccion y mantener la seguridad del S.N.l. frente a:
variaciones en la disponibilidad del parque generador, variacion de los limites de
transferencia en el sistema de transmisién, variacidon importante de la demanda
respecto a lo previsto y disminucion en la magnitud de reserva para reguiacion de

frecuencia.

Toda modificacién al programa de despacho horario mayor o igual a 1 MW debe
ser informada al Centro Nacional de Control de Energia, siendo potestad de éste
la realizacidon de un redespacho en base a la informacion suministrada por las

empresas generadoras y distribuidoras.

MODELQ UTILIZADO PARA EL REDESPACHO

Se aplica el mismo modelo utilizado para el Despacho Econémico Diario
Programado, con la diferencia que el periodo de optimizacion es menor o igual a
24 horas y deben tomarse en cuenta las condiciones operativas y los recursos
existentes al momento de realizarse el redespacho, por o tanto la funcidn objetivo

a minimizarse constituye el costo de operacion de! sistema:

2=Y3% Pu. 7o (2.1)
n=1 h=1 Bnh
En donde:
Z = Costo total de produccién del sistemna
N = Numero de centrales hidroeléctricas y unidades termoeiéctricas de
generacion
h = Una hora determinada del dia, el redespacho se |0 hace para un periodo

menor o igual a 24 horas

[{yeny 1)

cn = Costo de produccién de cada unidad termoeiéctrica de generacion, “n

P., = Potencia generada por el generador “n" en la hora “h”
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3. = Factor de nodo de la barra en la que esta el generador “n” para la hora
thl
T = Periodo horario para el cual se realiza el Redespacho

Las restricciones que deben cumplirse son:

1.- Equilibrio entre la generacion y la demanda mas las pérdidas

N
MpP,=D,+L, Para: h=1...T (2.2)

n=|

2.- Cumplir con los limites de las centrales hidroelectricas y unidades

termoeléctricas;

P <P, <P Para: n=1..N; h=1...T (2.3)

a(min) = £ ah — L nimdx)
3.- Cumplir con las restricciones del sistema de transmision:

Frsimim € Fromwr £ Fromany PArah=1..T; fis=0 (2.4)

4.- Cumplir con los requerimientos de reserva

P 2D, +L,+R, Parah=1..T (2.5)

nh (max) —

5.- Las centrales hidroeléctricas de embalse son despachadas de acuerdo a
blogues de energia asignados en la programacion semanal, tomando en cuenta la

energia ya utilizada en el periodo previo a la realizacidn del redespacho

Y P.<G, ParancE (2.6)

T
h=1

En donde:
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Dn = Demanda del Sistema en la hora “h”

Ln = Pérdidas del Sistema en la hora “h”

Paiminp = Potencia minima del generador “n”

Panmay = Potencia maxima del generador “n”

fes () = Flujo de potencia desde el nodo “r’ al nodo “3” en la hora “h"
frsminy = Flujo de potencia minimo desde el nodo “r’ al nodo “s”

frsmay = Flujo de potencia méximo desde el node “r* al nodo “s”

Rn = Reserva de potencia para la hora “h"

Gar = Cuota residual de energia para la central “n” y para el periodo T
E = Conjunto de unidades hidroeléctricas de embalse

Los programas utilizados para realizar el despacho y el redespacho, han sido

realizados totaimente en el CENACE.

=l programa para redespacho resulté de hacerle algunas adecuaciones -al
programa usadoe en el despacho para que permita: realizar el despacho
hidrotérmico de los generadores en un periodo menor a las 24 horas. Entonces el
redespacho considera la hora de inicio del ceriodo de ejecucién del redespacho
como la hora cero y en base a ello se modifica la programacion de las unidades
de generacion que permitan abastecer la demanda.

Mediante una interfaz en Visual Basic se modifican [as entradas requeridas por el
programa de redespacho, que consisten en los archivos de generacion de
pasada, archivos de demanda y los archivos diarios. En estos archivos primero se
eliminan los datos correspondientes al periodo previo a la realizacién del
redespacho y entonces se procede a modificar la disponibilidad, la generacién de
pasada, caracteristicas de la red eléctrica y la demanda de los distribuidores vy
todas aquellas caracterfsticas operativas gque hayan cambiado respecto a
aquellas consideradas en la realizacién del despacho programado para ese dia.
£l ingreso de las cuotas energéticas y el levantamiento de las restricciones

cperativas se lo realiza manualmente, lo cual constituye una desventaja.
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Dependiendo de si se corre &l redespacho con o sin restricciones se deben
considerar las restricciones operativas, mientras que para el redespacho real se
toman en cuenta las restricciones operativas del sistema.

2.2.4 OPORTUNIDAD CON QUE SE REQUIERE LA INFORMACION

Los Actores del MEM deben entregar la informacion dos horas antes de que entre
en vigencia el redespacho. La informacién requerida por parte de los Actores del
MEM es la siguiente:

a) DEMANDA
Variaciones superiores a 1 MW en la previsién de fa demanda de potencia y
energia que es entregada mediante la curva de carga diaria de cada Agente

Distribuidor o Gran Consumidor.

D) GENERACION
Los Agentes Generadores deben entregar informacion de acuerdo al tipo de
unidad o central que se trate, como se describe a continuacion:

= Centrales Hidroeléctricas de Embaise:

»  Volumenes turbinado y vertido en el periodo previo al redespacho.

»  Variaciones considerables en los caudales que impliquen riesgo de
vertimiento.

« Variaciones considerables en la ejecucidon de mantenimientos
programados y disponibilidad de las unidades de generacion y del

sistema hidraulico.

% Centrales Hidroeléctricas de Pasada:

« Variaciones considerables en los caudales que impliquen riesgo de

vertimiento.
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Cambios en la ejecucion de mantenimientos, indisponibilidades vy

restricciones operativas.

Unidades Térmicas de Generacidn e intercambios Internacionales

{;l

« Variacion en la disponibilidad de potencia.
» Variaciones considerables en la ejecucion de mantenimientos o

existencia de restricciones operativas.

¢) INFORMACION DEL SISTEMA DE TRANSMISION

TRANSELECTRIC debe proveer la siguiente informacién:

« Variaciones considerables en la ejecucién de mantenimientos de los
equipos e instalaciones del sistema de transmision.

»  Disponibilidad de los equipos de compensacidn inductiva y reactiva.

- Restricciones operativas, que basicamente consisten en los limites de
transmision y cargabilidad de ciertos equipos o niveles bajos de voltaje
por la distancia eléctrica existente entre los centros de carga y la
generacion.

+ Indisponibilidad de las instalaciones 2 equipamiento del sistema de

transmision.

El CENACE es encargado de informar a los generadores involucrados al menos
con media hora de anticipacion y publicar en su pagina Web por [0 menos con
quince minutos de anticipacion las modificaciones en el programa de generacion,

l0s nuevos precios y las causas del redespacho.

En la figura 2.2 se puede observar el desarrollo del proceso de redespacho en el
tiempo, desde la solicitud de redespacho, la entrega y validacion de la informacion
y la comunicacién de resultados a los Agentes y su publicacidn en ia pagina Web
del CENACE.




79

Validacién de la

—— Informacién y Realizacion Informacié
l del Redespacho

0540 1 _nr | | L L
t | | | | I
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Dos Horas
Solicitud

Figura 2.2; Tiempo de Ciclo de realizacién del Redespacho

Los Agenteé estan en el derecho de cuestionar la falta de un redespacho, pero si
la diferencia en los precios entre el despacho y el redespacho pedido son

menores al 10%, el reclamo no tendra validez.
2.2.5 RESULTADOS DEL REDESPACHO

Los resultados de este proceso son:

S Despacho horario de las plantas y unidades de generacién en la barra de

Mercado.

Demandas totales herarias.

Costo de Produccion giobal del sistema.

Costo Ponderado de la Energia por banda horaria.

Unidad Marginal.

& EEE S

Precio marginal horaric de la energia en barra de mercado, que permite
tener una utilidad a todos los generadores despachados excepto a la

unidad que margina.

&

Factores de Nodo horarios que permiten el calcuio de |los precios nodaies
mediante los que se liquida luego las transacciones entre ios Agentes.
% Lista de mérito de las plantas y unidades de generacién en base a sus

costos variables de produccion.
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Debe anotarse que la unidad y el precio marginales se determinan sin considerar

las restricciones operativas del S.N.I.

En la figura 2.3 se presenta un diagrama de blogues resumido sobre la realizacién

de un redespacho.

En la figura 2.4 se presenta un diagrama de flujo detallado del proceso de
redespacho, considerando los recursos informaticos y el tiempo de las actividades

del proceso de Redespacho.

Recabar informacion de la
disponibifidad de unidades de
generacion y combustibles

Revision de la damanda y condiciones] Criterios de calidad,
operativas cel S.N.I. saguridad y economia

i
Y

Realizar Redespacho con 8f msmo
modglo con el que se reaiiza el
despacho diario programado

v

Ravision de los resultados

5

Comunicar Redesoacho 2 | Publicar Redespacho en {a
Agentes involucrados J Pagina Wab dei CENACE J

Registro en
3.acorz

Figura 2.3: Diagrama de Blogues de la Realizacién de un Redespacho
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2.2.6 RESULTADOS DEL REDESPACHO

En la figura 2.5 se observa la comparacion mes a mes del nimero de redespacho
ejecutados. En el periodo abril 1999 — abril 2000 se tiene un total de 336
redespachos y un promedio de 26 redespachos por mes.

MNimero de Redespachos

Aug-99
Sep-99
Oc1-99
MNov-99
Dec-99 o
Jan-00
Feb-00
Mar-00
Apr-00

g & 8 8

5 5 5 3

j < 2 5 7
Meses

Figura 2.5: Comparacion de la Ejecucion de Redespachos Mes a Mes

El mes que mas cantidades de redespachos ha tenido es septiembre de 1999 con
62 redespachos, es decir un promedio de 2 redespachos por dia, 58 se debieron
a .a variacion de la disgonibilidad de unidades tarmicas v centrales hidraulicas de
generacion, mientras que el mes con el menor numero de redespachos es marzo
de 2000 con 10 redespachos.

En la tabla 2.1 se expresa la desviacion entre el precio marginal de la energia
planificadc y real a causa de la ejecucion de redespachos. Se observa que en la
mayoria de meses la mayor desviacion se la tiene en el periodo de demanda
base, mientras que la desviacién minima se la aprecia en el periodo de demanda

punta.

En abril de 1999, se observa una alta desviacion entre los precios reales y los
planificados, la principal razén esta en la falta de una definicion precisa del valor
del agua para las centrales de pasada y de embalse en vertimiento, y es asi que
en el despache programado diario se utilizan valores alrededor de S/. 110/kWh y
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2n la sancion real de precios se utilizaba /. 50 /kWh, razén por la cual los precios

reales son muy inferiores a los precios planificados.

Para la mayoria de meses la variacion dei precio marginal real respecto al
planificado tiene relacién con el nimero de redespachos efectuados en cada mes
y el signo negativo en la variacion indica que el precio marginal real disminuye
respecto al planificado; tomando como un caso aparte al mes de abril de 1999 por
las razones ya explicadas, ia mayor variacion promedio mensual del precio en
demanda base es -89% y en demanda media es -59% y corresponden a
septiembre de 1993, mes en el cual se tiene el mayor numero de redespachos
(62) durante el periodo de estudio. La maxima variacion en demanda: punta (con
un valor de —18%) se presentd en diciembre, mes en el cual los caudales de la
cuenca oriental presentaron un comportamiento inusual que permitié reducir el

precio marginal al reemplazar generacion termoeléctrica con hidroeléctrica.

Tabla 2.1: Variacidon Promedic Mensual del Precio Marginal de fa Energia

por la Ejecucion de Redespachos

Demanda base | Demanda media | Demanda pumal Precio Diario
. Aproo -356% .139% 1% I} -45%
| May-99 -25% 13% 7% 5%
Jun-99 1% 4% | -3% 3%
Jul-99 71% -72% -3% 7%
Aug-99 0.4% -30% . 6% 1%
Sep-99 -89% §9% | 6% 17%
Oct-99 1% 4% 2 -4%
Nov-99 0.1% 0.0% 0.2% 0.1%
Dec-99 25% -30% -18% -18%
Jan-00 1% 2% 1% 1%
Feb-00 0.2% -3% 3% -2%
Mar-00 0.0% 7% -10% -4%
Apr-00 0.0% 0.1% 6% 5%
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Se observa que en e mes de noviembre a pesar de existir 29 redespachos, &l
precio marginal previsto y el real son practicamente iguales, esto se debid a los
bajos caudales afluentes a las centrales hidroeléctricas y que casi la totalidad de
redespachos en este mes tienen como causa el cambio de disponibilidad de las
unidades termoeléctricas, que a su vez debian ser reemplazadas con otra unidad
termoeléctrica mas cara, por ello se nota en el precio una ligera tendencia a

incrementarse.

Para la mayoria de meses la mayor variacion en el precio marginal se presenta en
el periodo de demanda base, pero en los meses de febrero a abril de 2000 Ila
maxima variacion se presenta en demanda punta, lo que indica que unidades
caras de punta son reemplazadas por unidades mas baratas, especialmente por

el aumento de los caudales afluentes a las centrales hidroeléctricas.

En la figura 2.6 se observa en porcentaje las causas del redespacho en el periodo
de astudio. Se nota que la principal causa es la variacion en la disponibilidad de
unidades térmicas y centrales hidraulicas de generacion debido principaimente a
mantenimientos y falta de combustible con 82,1%. La segunda causa mas comun
es la optimizacion de los recursos de generacion para obtener el minimo costo de
produccion, optimizacion relacionada principaimente con el aumento inesperado
de caudales afluentes a las centraies hidraulicas de pasada y embalse qu2 hacen

prever vertimientos, con 7,1%.

La tercera causa mas comun es la variacion en la topologia y limites operativos
en el sistema de transmisién con 6,8%, la cuarta causa mas comun es la variacién
de la demanda respecto a la prevista con 2,4%, la quinta causa més comun es la
presencia de generacion forzada en condiciones extraordinarias de operacion con
0,9% y la ultima causa para la ejecucion de redespachos es la mejora de calidad

de servicio en el sistema con 0,6%.
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Figura 2.6: Causas del Redespacho

Es necesario anotar que no han existido redespachos causados por la variacién
de la reserva fria y la variacion de la reserva para la regulacion primaria de
frecuencia, que también se contemplan en los Procedimientos de Despacho vy

Operacién como causas del Redespacho.

La variacion de la disponibilidad de la generacién se da principalmente debido a la
indisponibilidad de las unidades de generacion especialmente las térmicas por
falta de combustible, falta de personal o alguna falla en las maquinas vy ia
disponibilidad de las unidades de vapor que son mas econémicas y la
optimizacion de los recursos de generacion se refiere especialmente a las
centrales hidroeléctricas por la variacion repentina de los caudales que si nc son

turbinados se producen vertimientos, |0 cual seria un desperdicio de energia.
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(2.7)

[ (Costo Total del Redespacho - Costo Total del Despacho) * 1 OOW

Costo Total del Despacho )
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Figura 2.7: Desvio del Costo Global del Redespacho

-20%
L

La ecuacion 2.7 indica que si el desvio es positivo el costo total de produccién
luego de los redespachios es superior al planificado en el despacho econdmico
diario programado y si el desvio es negativo el costo total de produccion

disminuye por la ejecucion de redespachos.

La figura 2.7 permite observar gue |os meses gue mas desviacion tuvieron en 2l
costo total de produccion de la energia a causa de redespachos son octubre de
1989 y marzo de 2000, lo cual se debe principaimente a un comportamiento
inesperado de 10s caudales, pues a pesar de que |os dos meses pertenecen a la
estacion seca, la afluencia ha sido tan grande, especialmente en el mes de marzo
de 2000, que ei precio marginal de ia energia (S/. 114,6/kWh), muy por debajo ae
la componente de energia del precio referencial de generacicn (S/.1 142,1/kWh).

2.3 COORDINACION, SUPERVISION Y CONTROL EN TIEMPO
REAL DEL S.N.IL

=l CENACE realiza la supervision de la operacion dei S.N.I. conjuntamente con
los centros de control de los Distribuidores, Generadores y TRANSELECTRIC
para mantener los valores de voltaje, frecuencia y cargabilidad dentro de rangos

aceptables tanto en condiciones normales como anormales de operacion.
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Se considera como operacion normal aguel estado del sistema en el cual los
valores de voltaje, frecuencia y cargabilidad se encuentran dentro de sus limites

operativos.

Se considera como operacion en condiciones anormales cuando por alguna
causa se ha suspendido el suministrc de energia o se continda con este servicio
pero los valores de voltaje, frecuencia o0 cargabilidad estan fuera de sus limites

operativos.

2.3.1 CRITERIOS DE SEGURIDAD EN LA OPERACION DEL S.N.L

Y En cada instante debe existir la reserva de potencia activa y potencia
reactiva que permita superar cualquier contingencia de orden n-1 y
mantener el equilibrio de la oferta y la demanda.

En condiciones normales los slementos del S.N.I. deben operar sin

GI

sobrecarga, de esta manera al surgir una contingencia serd factible
alcanzar sus limites operativos o sobrecargar ciertcs elementos del
sistema a un nivel adecuado gue no disminuya su vida util y tomando en

cuenta las condiciones previas en las que estuvo operando.

Cualguier maniobra que se realice en el S.N.l. no debe afectar a la

{;}3

calidad de servicio y debe tomar en cuenta las normas de seguridad
correspondientes, de tal manera de no atentar la seguridad de las

personas ni de los equipos.

Cuando se presenten condiciones de emergencia en la operacion del

G_(

S.N.I. puede sar necesario modificar el despacho de generacién e incluso

desconectar carga con el propésito de evitar un colapso en el sistema.



2.3.2

L

(f.(

89

CRITERIOS DE CONFIABILIDAD EN LA OPERACION DEL S.N.L

El S.N.l. debe ser operado con el anillo troncal de 230 kV cerrado y evitar

en lo posible abrir redes malladas de 138 kV.

Es conveniente que la generacion de la central hidroeléctrica Paute sea
mayor en la fase C que en la fase AB, ya que en la fase C existe un
transformador 13,8/230 kV y en la fase AB existen dos transformadores
uno de 13,8/138 kV y otro de 138/230 kV, por lo tanto la reactancia en la
fase C es menor a la existente en |la fase AB y por ende la fase C tiene un
margen de estabilidad mayor y ademas sus unidades son mas eficientes

que las de la fase AB.

Debe definirse un adecuado esquema de alivio de carga que permita
mantener el balance generaciéon - carga del sistema ante pérdidas de

generacion.

La carga debe ser distribuida equitativamente en aquellas subestaciones

con esquema de doble barra principal.

Evitar en |lo posible la apertura de iineas de transmisién y en caso de ser
indispensable la apertura efectuarla sobre aquel circuito que posee reiés

de sobrevoltajes.

La confiabilidad del sistema puede ser evaluada en base al numero de fallas y la

magnitud de potencia cortada y la duracién de las mismas, es decir, en que

medida las contingencias del S.N.I. afectaron al suministro de energia eléctrica.

En la tabla 2.3 se observa el numero de fallas de generacién en el periodo abril

1999 — abril 2000, la duracion de la falla en minutos y la potencia cortada por esta

causa acumuiada en el periodo de estudio, mientras que la tabla 2.4 proporciona

informacién similar pero respecto a las fallas de transmision.
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Tabla 2.3: Fallas de Generacion en el S.N.J.

ORIGEN DE LA FALLA TIEMPO (minutos) DESCONEXION
ACUMULADA (MW)

C. GAS PASCUALES 259 221
E.EMILAGRO 18 T
E.E.S.DOMINGO 7 7
E.-TGYE G ZEVALLOS 113 0
E.TGYE TRINITARIA 1694 2342
ECUAPCWER 431 0
ELECTROECUAD 566 51
ELECTROQUIL 1743 0
ENERGYCORP 1276 152
HIDRONACION 143 6

C. G. ZEVALLOS 268 266

C. TRINITARIA 336 438

C. ESMERALDAS 7 8
HIDROPAUTE 306 299
HIDROPUCARA 86 v

T. PICH. STA ROSA 1220 0
TERMOESMERALDAS 178 35
TOTAL 8332 3469

Tabla 2.4: Fallas de Transmision en &l S.N.I.

ORIGEN DE LA FALLA TIEMPO (minutos) Ag&ﬁﬁﬂ\g\( I&P‘JN)

ATK 230/69 KV. 62 52

ATQ 138/89 80 31 ~
EEQS/E 17,1819 163 154

L/T A EMELGUR 22 52

/T CUENC-MOLI 2480 0

L/T MILAG-MACH 188 0

L/T MOL-PASCU 84 38

/T PASC-QUEVEDO 13 0

L/T PASC-S.ELE 1216 277

/T PASC-TRINIT 29 58

/T PASCUAL-MILAG 70 l

/T QUEV-S.DOM 102 10




Tabla 2.4: Fallas de Transmision en el S.N.I. (Continuacién)
L/T S.-DOM-S..H0SA 15 0
/T VICEN-IBARR 9 0
LT VIC-MULALO 61 134
PASC-EQL3-POS 41 0
S/E CUENCA 78 27
S/E EPICLACHIMA 14 9
S/E ESMERALD 148 129
S/E IBARRA 267 36
S/E MILAGRO 2742 592
S/E PASCUALES 2247 1059
S/E POLICENTRO 276 355
S/E PORTOVIEJO 3688 199
S/E POSORJA 129 36
S/E QUEVEDO 511 70
S/E RIOBAMBA 321 30
S/E SALITRAL 43 156
S/E SANTA ROSA 1296 993
S/E STA.ELENA 876 246
S/E STO.DOMING 46 49
S/E TOTORAS 55 20
S/E TRINITARIA 270 370

TOTAL 17647 5232

g1

En las tablas 2.3 y 2.4 se observa que en el periodo de estudio, la potencia
desconectada por fallas en generacion constituye el 47% de la potencia
desconectada por fallas en el sistema de transmision y la duracion de todas las
fallas de generacion constituve el 66% de la duracidén total de las fallas de
transmision, 10 cual da una idea de la falta de inversién en la expansion y en la
seguridad del sistema de transmisién. La central Trinitaria es la que mas potencia
desconectada ha ¢casionado debido a que presenta un problema de estabilidad.

2.3.3 PARAMETROS DE CALIDAD Y SEGURIDAD DEL S.N.L

% En condiciones normales la variacion maxima de la frecuencia debe ser =
0.2 Hz. La variacion admisible de voltaje es + 5% para 230 KV y 138 kV;
y, + 3% para los niveles de 69 kV, 46 kV y 34,5 kV.




92

% La maxima diferencia aceptable entre el tiempo eléctrico del S.N.I. y el
tiempo patrén son 5 segundos en condiciones normales de operacion.

L, Existen algunos parametros que limitan el transporte de energia por {as
lineas de transmisidon, como son: limite térmico de los conductores,
maxima capacidad de los transformadores de corriente, limite de
transmisién por regulacion de voltaje y limite por estabilidad transitoria y
dinamica. Se escoge el minimo entre éstos como la maxima

transferencia de potencia.

% Segtin la Regulacién 009/99 del CONELEC, los Distribuidores y Grandes
Consumidores deben tener en sus puntos de entrega de energia un
factor de potencia mayor ¢ igual a 0,88 inductivo y un factor de potencia

no capacitivo en las horas de demanda minima.

G’I

El sistema de comunicaciones entre |os Actores del MEM y el CENACE
debe tener un alto nivel de calidad y confiabilidad para el adecuado
manejoc de la informacion, ademas es importante contrastar la hora de
sus instalaciones con ia hora patron del CENACE para uniformizar la

hora de ocurrencia de [0s eventos.

Resuita interesanie analizar las pérdidas 2n el Sistema de Transmision puesto
que constituyen un parametro importante que permite evaluar la calidad de la
estructura misma del S.N.l. su configuracion y sus condicicnes de operacién. En
la tabla 2.5 se puede observar ia variacion mes a mes de estas pérdidas.,
obtenidas de la diferencia entre generacién total y entrega total. Esta diferencia
esta influenciada por errores de los equipos de medicion y equipos primarios

existentes en los bornes de generacion y entrega a las empresas de distribucion.
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Tabla 2.5: Pérdidas del Sistema de Transmision

es ERDIDAS G |ENERGIA GENERADA] PERDIDAS

GWh [%)]

Abr-99 405 836.9 4.8
May-99 36.7 850.1 43
Jun-99 30.1 809.6 3.7
Jul-99 32.5 819.9 4.0
Ago-99 33.4 815.9 41
Sep-99 28.8 813.5 3.5
Oct-99 31.2 849.3 ' 3.7
Nov-99 27.4 827.6 33
Dic-59 32.7 871.9 3.7
Ene-00 8.4 851.1 3.3
Feb-00 28.5 8231 3.5
Mar-00 38.3 888.1 43
T Abr-00 36.3 864.9 42

En el periodo abril 99 — abril 00 las pérdidas en el sistema de transmision
ecuatoriano son en promedio 3,88% de la energia total generada. Se tienen las
siguientes referencias internacionales para las pérdidas de transmision con
relacion a la demanda total: Argentina en el perfodo abril 1999 — abril 2000 estan
en el orden del 4,2% en promedio, Bolivia para el afio 1999 estan en el orden de
2,5%, Colombia para el ano 1999 estan en el orden de 1,4% y Chile para el ano
1999 estén en el orden de 1,1 %. Se puede concluir que las pérdidas de
transmisién en el Ecuador son bastante altas, lo cual se debe a la falta de
expansién en el sistema de transmisién, razdn por la cual las lineas y

transformadores se encuentran sobrecargados.
2.3.4 CONTROL DE VOLTAJE
2.3.4.1 Descripcién del Control de Voltaje "'

Eil problema de control de voltaje es mas complejo que el control de la frecuencia

puesto que en condiciones normales de operacion, la f{recuencia es
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aproximadamente la misma en todos los puntos del sistema, mientras que el

voltaje es variable dentro de una banda preestabiecida.

El perfil de voltaje del sistema es profundamente ligado al flujo de potencia
reactiva, por lo tanto es de mucha importancia la localizacion de tas fuentes de
potencia reactiva y la configuraciéon del Sistema de Transmision, debe ademds
considerarse la propiedad del consumo y generacion variable de potencia reactiva

por parte de las lineas de transmision.

Es de gran importancia tener en cuenta los siguientes aspectos con respecto a la

potencia reactiva y al voltaje "

L El flujo de potencia reactiva a través de un elemento de transmisién
produce una caida de voltaje que es funcién de la reactancia de dicho

elemento.

= Una mayor diferencia de voltaje entre los terminales de un elemento de
transmision, hace que el requerimiento de potencia reactiva se
incremente de una forma no lineal.

% La distribucién de ia potencia reactiva en los exiremos de una linea de

transmision depende de [a corriente de carga y de ia reactancia de esa

linea.

El control de inyeccidon de potencia reactiva al sistema se logra mediante el
sistema de excitaciéon de los generadores, compensadores sincronicos vy
compensadores estaticos. El control del perfil de voltaje se mantendra mientras no

se supere la capacidad maxima de entrega de reactivos de estos elementos.

Para el control de voltaje en los nodos de carga también se suele cambiar la
relacion de transformacion en los transformadores (tap), si bien es cierto un

transformador no es una fuente de reactivos pero al actuar sobre su tap se
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consigue variar la distribucién de potencia reactiva en el sistema mejorando de

asta manera el perfil de voltaje.

2.3.4.2 Criterios para Realizar el Control de Voltaje

El aporte de potencia reactiva es una obligacion de todos los Agentes
Generadores y mientras no actien como compensadores sincrénicos, no reciben
remuneracion por este concepto. Los Agentes Distribuidores y Grandes
Consumidores de acuerdo a la Regulacién 009-99 del CONELEC, estan en la
obligacion de mantener un factor de potencia 0,98 o superior inductivo durante las
horas de demanda media y punta y un factor de potencia 1,0 o menor inductivo en
las horas de demanda base. Entonces como se observa el control de voitaje es

una responsabilidad de todos los Agentes del MEM.

La potencia reactiva disponible por los generadores se la evalua en base a las
zonas seguras de operacion de su curva de capabilidad enviada al CENACE. £l
contrel de voltaje y potencia reactiva se lo realiza constantemente y es

supervisado mediante el Sistema de Tiempo Real del CENACE.

Para asegurar {a calidad en el suministro de energia, el voitaje y el flujo de
potencia reactiva deben mantenerse dentro de limites adecuados, para ello en &l
despacho de generacion programado se contempla mantener el perfil de voltaje lo
mas plano posible, minimizando el flujo de potencia reactiva por el sistema de
transmisién. Ademas, el CENACE determina la reserva de potencia reactiva y los

requerimientos de generaciéon minima por condiciones de voltaje.

La variacién en la generacion de potencia reactiva por parte de los generadores
debe hacerse con un gradiente tal que no afecte al perfil de voltaje, igual criterio
se aplica cuando un Distribuidor 0 Gran Consumidor conecte o desconecte carga.
Cuando ocurre una contingencia los blogques de carga a desconectarse son

aquellos que tienen mayor consumo de potencia reactiva.



2.3.4.3 Instrucciones a Tomarse en Cuenta en el Control de Voltaje

Las instrucciones que los Agentes deben cumplir bajo la supervision del CENACE

son:

{L_l

Eil control de voltaje se lo realiza con todos los elementos disponibles en
el sistema, por ello es necesario reportar al CENACE cuando uno de ellos
deje de operar normalmente y planificar [0s mantenimientos de estos
equipos de tal forma de contar siempre con una adecuada reserva de

potencia reactiva.

Todos los generadores deben participar en el controi de voltaje, para ello
deben mantener habilitados sus reguladores de voltaje y su aporte es

funcion de su disponibilidad de potencia reactiva.

Es obligacién de los Generadores enviar la curva de capabilidad P — Q,
operativa de cada una de sus unidades y cumplir con los despachos de
potencia reactiva asignados por el CENACE, los mismos que estaran
dentro de los limites especificados por la curva de carga y por las
restricciones operativas del sistema de transmision.

Se ha utilizado un indice que cuantifica la variacion del voltaje en cada barra

respecto a los valores permisibles, racordandc que en condiciones normales de

operacion la variaciéon admisible de voltaje es = 5% para 230kV y 138 kV y + 3%
para los niveles de 69kV, 46kV y 34,5 kV, de acuerdo a la Regulacion 009-99 del

CONELEC vigente en el periodo de estudio.

La formula para el cdlculo de dicho indice es la siguiente:

Voltaje Real - Voltaje Nominal

*400 (2.8)

Voitaje Nominal

El indice permite obtener la desviacion porcentual del voltaje de barra respecto a

su voltaje nominal, Mediante esta férmula se han calculado ias desviaciones para
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cada barra de los diferentes niveles de volitaje, se han determinado las maximas
desviaciones positivas y negativas en cada mes, estos valores se muestran en las
figuras 2.8 a la 2.12. Una desviacién positiva indica que el voltaje de barra es
superior a su voltaje nominal, mientras que una desviacion negativa indica que el

voltaje de barra es inferior a su voitaje nominal.
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Figura 2.8: Variacion del Voltaje Respecto a los Valores Permitidos
a Nivel de 230 kV

Para el nivel de 230 kV, durante el periodo de estudio, en la mayoria de los
meses excepto en junio de 1999 se ha violado el Iimite superior permitido, es
decir han existido una o méas barras que han superado el voltaje nominal 230 kV
en un porcentaje mayor al 5%, el maximo desvio positivo se tiene en Diciembre
de 1999 y corresponde a la barra de Molino con un valor de 7,4%. De igual
manera han existido voltajes de barra inferiores a su voltaje nominal 230 kV fuera
de la banda permitida, excepto en el perfodo noviembre 1999 — febrero 2000 y
abril de 2000, el maximo desvio negativo se tiene en mayo de 1998 y corresponde
a la barra de Santo Domingo con un valor de —8,3%. Sin embargo ta mayoria de
las barras mantiene su voltaje dentro de la banda permitida por la regulacion

vigente.
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Figura 2.9: Variacion del Voltaje Respecto a los Valores Permitidos
a Nivel de 138 kV

Para e nivel de 138 kV, durante el periodo de estudio, en todos 10s meses se ha
violado el limite superior permitido, es decir han existido una o mas barras que
han superado el voltaje nominal 138 kV en un porcantaje mayor al 5%, el maximo
desvio positivo se tiene en septiembre de 1959 y corresponde a la barra ce
HIDRONACION con un valor de 7,25%. De igual manera an todos los meses han
existido voltajes de barra inferiores a su voltaje nominal 138 kV fuera de la banda
permitida, el maximo desvio negativo se tiene en juiio de 1999 y corresponde a la
barra de Portoviejo con un valor de —16,1%. Sin embargo la mayoria de las barras

mantiene su voltaje dentro de la banda permitida por la regulacidn vigente.
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Figura 2.10 : Variacién del Voltaje Respecto a los Valores Permitidos
a Nivel de 69 kV

Para el nivel de 69 kV, durante el periodo de estudio, para todos los meses se ha
violado el limite superior permitido, es decir han existido una o mas barras que
han superado el voltaje nominal 89 kV en un porcentaje mayor al 3%, el maximo
desvio positivo se tiene en febrero de 2000 y corresponde a la barra de Santa
Elena con un valor de 7,4%. De igual manera en todos los meses han existido
voltajes de barra inferiores a su voltaje nominal 62 kV fuera de la banda permitida,
el maximo desvic negativo se tiene en abril de 2000 y corresponde a la barra
Pascuales con un valor de —9,4%. Sin embargo la maycria de las barras mantiene

su voltaje dentro de la banda permitida por la regulacion vigente.
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NIVEL DE46 kV
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Figura 2.11: Variacion del Voltaje Respecto a los Valores Permitidos
a Nivel de 48 kV

Para el nivel de 46 kV, durante el periodo de estudio, en la mayoria de los meses
axcepto en diciembre de 1999, enero, febrero y abril de 200C se ha violado el
limite superior permitido, es decir han una o las dos barras han superado el
voltaje nominal 46 kV en un porcentaje mayor al 3%, el maximo desvio positivo se
tiene en noviembre de 1999 y corresponde a la barra de Vicentina con un valor de
5,7%. De igual manera han existido voliajes de barra inferiores a su voltaje
nominal 46 kV fuera de la banda permitida, excepto en diciembre de 1999 vy
febrero de 2000, el maximo desvio negativo se tiene en mayo de 1999 vy

corresponde a la barra de Santa Rosa con un valor de —7,2%.
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i ) NIVEL DE 34,5 kV
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Figura 2.12; Variacion del Voltaje Respecto a los Valores Permitidos
a Nivel de 34,5 kV

Se nota que para el nivel de 34,5 kV, durante el periodo de estudio, en la mavoria
de meses excepto en octubre de 1999 y marzo de 2000 no se ha violado el limite
superior permitido, la unica barra de este nivel de voltaje es la de lbarra vy
solamente en dos meses ha superado el voltaje nominal 34,5 kV en un porcentaje
mayor al 3%, el maximo desvio positivo se tiene en octubre de 1999 con un valecr
de 4,3%. En la mayoria de meses excepto en febrero, marzo y abril de 2000 el
voltaje de Ibarra es infericr a su voltaje nominal 34,5 kV fuera de la banda
perrnitida, el maximo desvio negauvo se tiene en agesto de 1999 con un valor de

—6,7%.

Para todos los niveles de voltaje se observa que el desvio respecto a los valores
permisibles s mayor en el periodo abril — septiembre que corresponde a la época
lluviosa, en la cual se cubre la mayor parte de la demanda utilizando centrales
hidroeléctricas, estas centrales por lo general se encuentran alejadas de los
centros de carga, lo cual ocasiona una alta caida de voltaje en el Sistema de
Transmision, Un punto critico constituye la barra d2 Portoviejo de 138 kV, la cual
en el periodo mayo — diciembre de 1999, presenta voltajes que estan muy por

debajo del limite inferior permitido.
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Para evitar las variaciones de voltaje fuera de los rangos permitidos, se sugiere
primero realizar un estudio de las condiciones técnicas del S.N.l.. que permita fijar
rangos de variacidn de voitaje en cada barra; luego gue se fijen dichos rangos es
necesario fijar penalizaciones ante este incumplimiento, a tal punto que sea mas
conveniente implantar el equipo necesario para el control de voltaje, que afrontar

el pago de la penalizacion.

23,5 CONTROL DE FRECUENCIA

2.3.5.1 Descripcién del Control de Frecuencia "

La variacion de la frecuencia alrededor de su valor nominal es la respuesta natural
del sistema ante un desbalance entre la oferta y la demanda. Un analisis un poco
mas profundo deja ver que independientemente de la variacion en la carga o
pérdida de generacion, la demanda sigue suministrdndose, entonces este
desbalance de potencia integrade en el tiempo resuita en un requerimiento de
energia, la misma que proviene de la energia cinética dei rotor de los
generadores. Si varia la energia cinética de los rotores de los generadores varia
también su velocidad y por ende la frecuencia del sistema. La rapidez con la que
varfa la freciencia denende de la magnitiud del desbalance de potencia y de la

inercia de las magquinas presentes en el sistema.

2.3.5.2 Instrucciones Generaies para el Control de Frecuencia en ] S.N.IL

L, Todos los Agentes Generadores y bajo la supervision del CENACE son
los encargados de mantener a todo instante el equilibrio entre ia
generacion y la carga, tomando en cuenta la calidad en el suministro de
energia y la seguridad y confiabilidad en la operacion del S.N.|. La
variable frecuencia debe mantenerse en 60 Hz, con una variacion

maxima de = 0,2 Hz en condiciones normales de operacion.

% En condiciones anormales de operacion el CENACE estd autorizado

para operar con valores de frecuencia distintos al nominal, pero una vez
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que se retorne a las condicionres normales, se retornara también a la

frecuencia nominal.

% La Regulacién Primaria de Frecuencia se la efectda con la participacion
de todos los generadores mediante sus reguladores de velocidad,
mientras que la Regulacién Secundaria de Frecuencia la efectuaran
generadores con equipamiento de control automatico, al momento 1o
viene haciendo la central hidroeléctrica Paute en forma manual.

2.3.5.3 Margen de Reserva para la Regulacién de Frecuencia '

La reserva de potencia para la regulacién de la frecuencia constituye el recurso
que permite variar la potencia mecéanica cuando el sistema asi lo requiere, es
conveniente que esta reserva esté ubicada en maquinas que tengan una alta
rapidez de respuesta lo que permitirda aumentar la calidad de la frecuencia. Es
-onveniente también que las unidades que aportan a la reserva tengan una aita
capacidad de regulacién lo cual generalmente esta dada por ias caracteristicas de
su sistema de control. No es conveniente que la reserva se concentre en un
numero reducido de maquinas sino mas bien gue se distribuya en todas las
maquinas del sistema y por ultimo es conveniente que todas las areas del sistema
cuenten con un margen de reserva suficiente para afrontar sus contingencias, es

decir la que la reserva esté distribuida y no concentrada en una sola area.

En el MEM, todos los generadores deben contar con el margen de reserva para la
Regulacion Primaria de Frecuencia y el CENACE es el encargado de tomar las
acciones pertinentes para mantener constante durante la operacion en tiempo real
un margen de reserva suficiente que garantice la calidad en la operacion del

sistema.

2.3.5.4 Regulaciéon Primaria de I'recuencia

La Regulacién Primaria de Frecuencia RPF constituye la primera linea de defensa

para contrarrestar los efectos de un disturbic, se produce por la respuesta del
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regulador de velocidad de los generadores al recibir la sefal de retroalimentacion

de la velocidad.

En condiciones de emergencia, la frecuencia puede cambiar rapidamente a
valores por debajo o encima de ia frecuencia nominal, entonces es necesario que
actie automaticamente la RPF y en ella participen las unidades generadoras del
S.N.l. habilitadas para este fin. Con esto se consigue que la frecuencia se

estabilice en un valor distinto al nominal.

El despacho de potencia para el sistema permite mantener la frecuencia nominail
en condiciones normales de operacidn, por allo los generadores deben cumplir
con el despacho y permitir que el flujo de la potencia se dé libremente bajo la

accion del Regulador de Velocidad.

Es posible evaluar de alguna manera la eficiencia de la Regulacion Primaria de
Frecuencia mediante un indice que compara la potencia cortada a los usuarios
con relacion a la potencia perdida durante las contingencias, mediante la siguiente

férmula:

{Potencia Perdlda_- Potenlma Cortada) 100 (2.9)
Potencia P 2rdida

En la figura 2.13 se observa la evolucidn de este indice.

Es conveniente que la potencia cortada sea la menor posible, por lo tanto, un
valor alto de este indice senala una mayor eficiencia de la RPF. Este indice
alcanza su valor maximo 90% en febrero de 2000, mes en el que se perdieron por
fallas 2 465 MW vy se cortaron 240 MW, el valor minimo de este indice 37% se
tiene en octubre de 1999 mes en el que se perdieron por fallas 1 196 MW y se
cortaron 756 MW, este indice tiene un valor promedic mensual de 65% es decir
se pierden por fallas 1 789 MW y se cortan 509 MW. Se puede observar que la
Regulacién Primaria de Frecuencia mejora en la época seca (periodo octubre —

marzo} en la cual la generacion se halla mejor distribuida en el sistema.
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Figura 2.13: Potencia Cortada vs Potencia Perdida en Fallas
de Generacién y Transmisién

Regulacion Secundaria de Frecuencia

W

2.3.5.

La funcién de la Regulacién Secundaria de Frecuencia RSF consiste en retornar
la frecuencia del S.N.l. al valor nominal luego de una contingencia, una vez que

se naya astabilizado poer la actuacién de la Regulacién Primaria de Frecuencia.

La RSF debe ser realizada por las unidades que tengan las caracteristicas y
equipos apropiados y mediante la coordinacion centralizada del CENACE. Para la
realizaciéon de la RSF, el CENACE provee de la informacién acerca de la
frecuencia de referencia y la diferencia entre la hora patron y la hora real del

sistema.

Si durante una contingencia, un area del S.N.l. queda aislada, el CENACE esta
autorizado para asignar la RSF a una central o grupo de centrales ubicadas en

esa area que estén habilitadas para realizar esa operacién.
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Un indice que evalua la eficiencia de la RSF se basa en la comparacion horaria
entre el tiempo patrén y el tiempo del sistema que refleja las desviaciones de
frecuencia del sistema. Este indics resulta de aplicar la siguiente férmula:

Tiempo Patron — Tiempo del Sistema (2.10)

Los tiempos estds dados en segundos.

En la figura 2.14 se observa las diferencias maximas y minimas entre el tiempo
patron y el tiempo del sistema, en el Procedimiento de Despacho y Operacién se
menciona que la maxima variaciéon permisible en la operacién en condiciones
normales es 5 segundos, en la figura se observa que en la mayoria de meses se

cumpie con este limite excepto en julio de 1999.
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Figura 2.14: Diferencia entre el Tiempo Patrén y el Tiempo Real del Sistema

Este indice tiene un valor promedio positivo de 3,78 s y un valor premedio
negativo de 3,02 s es decir esta dentro de la banda permitida de 5 s. La minima
desviacién positiva se tiene en mayo de 1999 con un valor de 1,7 s y la minima

desviacion negativa se tiene en diciembre de 1999 con un valor de -2,0 s.

Finaimente todo este proceso de Coordinacién, Supervision y Control en Tiempo

Real del S.N.|. se puede apreciar mediante el diagrama de flujo de la figura 2.15.
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— ————— 3 Supervisién de las variables
— P eléctricas del S.N.I.

S Las variables eléctricas
estan dentro de sus
limites?

NO

Disponer las maniobras
correctivas en el sistema de
Transnisién

! Y/ a

Disponer las maniobras
correctivas en ia Generacion

—— N[

Verificar que no existan

elementos sobrecargados

¥
Lﬁegistrar las novedades]

en la Bitacora

Figura 2.15: Proceso de Coordinacion, Supervision y Control
en Tiempo Real del S.N.I.

2.3.6 DESCRIPCION DEL SISTEMA DE CONTROL EN TIEMPO REAL DEL
CENACE 11

2.3.6.1 Descripcion del Hardware

El centro de supervision y control estd disefiado para ejecutar las siguientes

funciones:

Ly Supervision y control det S.NLI.
% Funciones de andlisis de red

L Reportes
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Ly Analisis de seguridad del sistema
L “Analisis post — operativo

% Comunicacion con otros centros de control

El centro de control esta constituido por los siguientes subsistemas:

% Un subsistema de computacion compuesto de dos computadores
principales, un computador para mantenimientc de software,

controiadores de comunicaciones e interfaces de red.

Ly Un subsistema de interfaz hombre — magquina, se refiere a las consolas

de supervision.

L Un subsistema de adquisicién de datos compuesto por una unidad
terminal remota (UTR) en cada subestacién del S.N.I. y dos
computadores frontales que recogen la informacion enviada por las
UTRs.

Un subsistema de telecomunicaciones de onda portadora (PLC) a través

d_(

de las lineas de potencia que centraliza la informacién en la subestacion
Santa Rosa para luego ingresar al CENACE mediante un enlace de fibra

Optica.

%Ly Un subsistema de servicios auxiliares que incluye suministro continuo de
energia eléctrica y control de temperatura, humedad, ingreso de

personal, etc.
La funcionalidad de! sistema esta dividida en dos grupos:

Grupo funcional A, se refiere a las funciones SCADA del sistema: Interfaz hombre

— magquina, supervision y control.
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Grupo funcional B, se refiere a las funciones de aplicacién para analizar la

seguridad del sistema: analisis de red y reportes.

BREVE DESCRIPCION DEL SISTEMA DE CONTROL

SISTEMA DE ADQUISICION DE DATOS, la adquisicién de datos se realiza por
medio de las UTRs que son microcomputadores que realizan internamente las
funciones de adquisicion y procesamiento de informacién.

La informacion adquirida y procesada se refiere a variables principales como:
valores de corriente, voltaje, frecuencia en ciertos nodos del sistema, potencia
activa y reactiva y posicion de taps de los transformadores y las variables
secundarias: temperatura de los transformadores, presion de gas, niveles de

combustible y agua.

Los computadores frontales son una interfaz que reciben la informacion de UTRs
y ia transfieren a los computadores principales. Existe una configuracién
redundante de computadores frontales pues uno se mantiene en linea (on line) y
el otro listo para entrar en operacion (stand by).

Cuando 2l sistema de adquisicion de datos detecta un cambio en el sistema de

potencia, lo reporta mediante una elarma.

SISTEMA CENTRAL es un conjunto de equipos y programas cuyas funciones
principales se orientan al manejo de la informacion del proceso, la generacion de
comandos hacia el proceso y la supervisién del sistema de control. El sistema
central conecta mediante una red de area local (LAN) los computadores
principales, los computadores frontales, las estaciones de trabajo, el computador

de mantenimiento y el servidor de red.

COMPUTADORES PRINCIPALES son equipocs que trabajan bajo el sistema
operativo VAX/VMS, plataforma en la cual se ejecuta el sistema SPIDER que es

un modulo de programas que procesan en tiempo real la informacion del S.N.I.
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También existe una configuracion redundante de los computadores principales
pues uno se mantiene en linea (on line) y el otro listo para entrar en operacion

(stand by) entre ios dos se envian continuamente mensajes de diagndstico.

ESTACIONES DE TRABAJO son la interfaz entre |os operadores y el sistema de
supervisién y control conocidas también como consolas, las funciones bdasicas

que se ejecutan en las estaciones de trabajo son:

&y Presentar la informacién dindmica del estado y configuracion del S.N.I.

S Permitir ef ingreso manual de datos en los despliegues de informacién,

L Presentar la informacién de la operacion del sistema de potencia y
control en forma de listas de eventos y alarmas.

%> Mostrar registros histéricos de los datos.

< Presentar una interfaz al operador para ejecutar comandos en el sistema

de potencia.,
<> Presentar una interfaz al operador para efectuar de forma manual una
transferencia de computadores frontales vy principales y poner en / fuera

de servicio a impresoras, computadores principales y frontales.

% Presentar ventanas para la conexién con otros nodos de la red.

COMPUTADOR DE MANTENIMIENTOQ es un sistema de caracteristicas similares
a los computadores principales pero gue trabaja fuera de linea y permite hacer &l
mantenimiento del software y tareas de desarrollo como compiladores,

ensambladores y editores.

EQUIPO DE TIEMPO BASE, los computadores principales y frontales ejecutan
rutinas asociadas con tiempos que requieren ser sincronizadas desde un reloj
externo, se usa un sistema de tiempo base que proporciona la sefhal de

sincronizacion requerida.

El sistema utilizado es denominado CREDAS y obtiene la informacion de un
sistema basado en satélites GPS (Global Position System) para mayor precision.
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2.3.6.2 Descripcion del Software

El software SPIDER esta disefiado con una estructura moduiar que permite ser

actualizado y expandido hacia nuevas funciones de aplicacién, funcionalmente se

divide en los siguientes grupos:

a)

Sistema operativo que consta de un programa que administra los
recursos del computador en tiempo real y permite el manejo de

periféricos.

Sistema de base de datos en el que constan datos del sistema de
potencia, del sistema de control y de los programas para manejo de los

mismos.

Software EMS, el cual consta de modulos que permiten seleccionar
funciones de aplicacion para la informacién proveniente del sistema de
potencia. Las funciones EMS estan disefladas e implantadas en un
moduio de Analisis de Redes que incluye dos grupos de aplicaciones:

Funciones de monitoreo que tienen la finalidad de generar y actuaiizar un

modelo de la red consistente y confiable y son las siguientes:

Catalogo Topolégico de la Red (Network Topology Calculation)
Chequeo de Razonabilidad (Network Plausibility Check)
Estimador de Estado (State Estimator)

Prondstico de Carga en Barras (Bus Load Forecast)

& EFEE

Modelacién Dinamica de la Red (Dynamic Network Modeling)

Funciones para anélisis y seguridad gque permiten evaluar la seguridad
del sistema de potencia y se refiere al flujo de potencia del operador

(Operator Load Flow)
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d) Software SCADA que contiene las funciones basicas de supervision y
control, tales como: adquisicion de datos, procesamiento de eventos,
comunicacion hombre — maquina, control del sistema de potencia y
supervision det sistema de control.

e) Software con propdsito de diagndstico, encargado de identificar y aislar

fallas de hardware, programas e informacion.
fy Software de mantenimiento y desarrollo
g) Software para mantenimiento y generacion de la base de datos.

En la figura 2.16 se observa el diagrama de blogues del Sistema SPIDER
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Figura 2.16: Diagrama de Bloques del Sistema SPIDER
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2.4 PROGRAMACION Y EJECUCION DE LOS
MANTENIMIENTOS EN EL. MEM

El CENACE es el encargado de coordinar y aprobar los mantenimientos con los
generadores, el transmisor y cuando estos mantenimientos afecten a ofros
Agentes del MEM, también con los distribuidores, a fin de minimizar el impacto

sobre la operacién del S.N.I.

Luego de recibir las solicitudes se prepara el Programa Anual de Mantenimientos
aprobadcs, el cual ingresa a la base de datos del Planeamiento Energético y

Eléctrico Anual a fin de considerar en la programacién los recursos del S.N.I.

En la Programacién Semanal se define con mayor precisidn y detalle los
mantenimientos a ejecutarse en la operacion en tiempo real.

En coordinacion con el CENACE los Agentes del MEM y TRANSELECTRIC
gjecutan las maniobras que involucran la realizacion de los mantenimientos
programados. Existen mantenimientos emergentes que no pueden ser previstos y

se realizan luego de que su solicitud es aprobada por el CENACE.
2.4.1 ELABORACION DEL FROGRAMA DE MANTENIMIENTO

2.4.1.1 Objetivos de la Planificacion de los Mantenimientos

En la planificacion de los mantenimientos se buscan los objetivos siguientes

% Garantizar gue existan la potencia y energia necesarias para satisfacer la
demanda del S.N.1.

Minimizar los costos de operacion del S.N.I.

g

Reducir &l riesgo de vertimiento

Garantizar los niveles de reservas del S.N.1.

{!’1



Para obtener el programa definitivo de mantenimientos, el CENACE pone a
consideracion las modificaciones que hubiesen a las solicitudes de los Agentes vy
TRANSELECTRIC, quienes pueden planiear alternativas.

2.4.1.2 Solicitudes para Trabajos de Mantenimiento
La causa, duracion y requerimiento de maniobras de las solicitudes para trabajos
de mantenimiento, son diferentes para cada caso, pero basicamente contiene la

siguiente informacién ©!;

1. Nombre de la empresa,

)

Nombre y cargo del solicitante dei mantenimiento en la empresa,

Estacion e identificacion clara y precisa del equipo,

(o8

4. Fecha, horas ds inicio y finalizacién del mantenimiento,

5. Nombre y cargo de la persona responsabie del mantenimiento en campo,

»

Nombre y cargo de la persona responsable de la consignacion en campo,

=l

Nombre y cargo de todo el personal involucrado en el mantenimiento,
8. Areas que seran afectadas por el mantenimiento,

9. Descripcion esencial del trabajo que se efectuard, indicando los equipos
afectados, identificando los mismos por su nombre, numerc y su lugar de

ubicacién. Si éste es complicado, se proporcionara plano o croquis adicional,

10.Indicacion clara y precisa de las maniobras que deberan ejecutarse en la

consignacion y normalizacion del equipo y las personas que las ejecutaran,

11.Tipo de bloqueo que se utilizard en los eguipos para cumplir con las normas

establecidas por los manuales generales e internos de seguridad,

12.Datos complementarios, tales como si el mantenimiento afecta a otro equipo,
si se disminuye la capacidad de la estacidn, si es necesario que otro personal

intervenga para realizar operaciones
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TRANSELECTRIC previamente debe coordinar sus mantenimientos con los

Agentes del MEM que sean afectados por los mismos.

2.4.1.3 Preparacion del Programa de Mantenimiento

Una vez que el CENACE recibe las solicitudes de mantenimientos por parte de los
Agentes y TRANSELECTRIC, los analiza en conjunto, pudiendo sugerir
modificaciones en funcidén de su efecto sobre la operacién programada, los
precios previstos y especialmente sobre el riesgo de falla, ya sea por falta de

energia o potencia.

El CENACE analiza conjuntamente con los Agentes y TRANSELECTRIC las
posibles alternativas de mantenimiento y se llega a un acuerdo para obtener un
programa de mantenimiento que minimice el costo total de operacion y riesgo de
falla. Si una solicitud de mantenimiento de un Agente ha sido cambiada, puede
pedir la consideracién del cambio argumentando las razones © proponer

altarnativas.

Durante el periodo de ejecucién del Programa de Mantenimiento, una empresa
puede solicitar el cambio en su mantenimiento programado, el que sera aceptado
por el CENACE si la variacion en el precio medio del trimestre es menor al 5% dei

precio medio estacional.

En la figura 2.17 se presenta el diagrama de flujo para el Proceso de Elaboracion
del Programa de Mantenimiento con sus actividades relevantes.

2.4.2 COORDINACION PARA LA EJECUCION DE MANTENIMIENTOS

2.4.2.1 Clasificacién de las Consignaciones !

Censignacidn Nacional.- Es el procedimiento mediante el cual se autoriza el
retiro de la operacién de los equipos del S.N.I. cuya indisponibilidad afecta los
limites de intercambio de las areas operativas, las generaciones minimas de
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seguridad de las piantas térmicas e hidraulicas, disminuye la confiabilidad de la

operacion del S.N.I. o cuando limitan la atencidn de la demanda.

Envio de solicitud de

Mantenimiento, por los Agentes y

TRANSELECTRIC

'

Se pide cambiar la fecha
del mantenimiento

Recepcion y analisis de las
Lso!icitudes por parte del CENACE

Se cumple ¢l
Margen de
Reserva?

4

CALIDAD. SEGURIDAD
Y CONFIABILIDAD DEL
S.N.L

Elaboracion del Programa de
Mantenimiento, por parte de!
CENACE

v

Presentacion del Programa de
Mantenimiento per parte dal

] Programa de Mantenimiento
alternativo planteado por los
Agentes 2n desacuerdo

¥ CENACE vy discusion con los
Agentes

'

NO
Se ha llegado a

un acuerdo?

Solicitudes de
mantenimiento aprabadas

Figura 2.17: Diagrama de Flujo de la Elaboracién del Programa de Mantenimiento

Programa de
Mantenimiento detinitivo
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Ademas se han establecido codigos para las consignaciones nacionales, tomando
en cuenta la seguridad de las personas y de la operacién del S.N.I. Estos cédigos

son los siguientes:

Consignacion Roja (Peligro).- Es aquella en la cual hay demanda no atendida, se
trabaja en vivo sobre equipos o lineas energizadas o hay varios grupos de trabajo

sobre los mismos equipos.

Consignacion Amarilla (Alerta).- Es aquella en la cual se cambian limites
operativos y/o generaciones de seguridad o se realizan maniobras de apertura y/o

aterrizaje de equipos.

Consignacion Blanca /Normal).- Se refiere a las consignaciones en las cuales no
se presentan |os eventos citados en los dos tipos de consignaciones anteriores.

Consignacidn Local.- Es el procedimiento mediante el cual se autoriza el retiro
de la operacion de los equipos que no afectan ni restringen la operacién del

S.N.1., ni comprometen su confiabilidad.
2.4.2.2 Coordinacion para Consignaciones Nacionales

La empresa interesada en la consignacion envia la respectiva solicitud al
CENACE, en donde le es asignado un numero de registro, se verifica si
efectivamente se trata de una consignacion nacional y luego de un estudio
minucioso que permite determinar los detalles de las maniobras, las condiciones

de carga y demas circunstancias para decidir la autorizacion de la consignacion.

Los Agentes del MEM deben entregar al CENACE la informacion actualizada

acerca del personal autorizado para solicitar la consignacion.
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Las solicitudes de mantenimientos son consideradas para la Programacién de Operacion,
por tanto deben ser enviadas al CENACE hasta las 12:00 horas del dia jueves anterior a
la vigencia de la Programacion Semanal. Los mantenimientos ademas son incluidos en el

despacho econémico del dia correspondiente.

El CENACE eiabora la ficha de maniobras, tanto para la consignacion del equipo primario
solicitado, como para el retorno al servicio normal, una vez finalizado el trabajo. Esta
ficha es entregada a los Operadores del CENACE con la debida anticipaciéon para que a
su vez puedan realizar los andlisis requeridos, por !0 general se les entrega con un

periodo de anticipacion de un dia.

La consignacion para la realizacién de trabajos que impliquen riesgo de disparo y
afectacion de la prestacion del servicio deben ser programadas fuera de las horas de

demanda maxima.

2.4.2.3 Ejecucion de los Vantenimientos Programados

El personal encargado de la sjecucidon del mantenimiento solicita al CENACE
iniciar la consignacién del equipo y mediante su coordinaciéon se lo retira de
servicio, si sa trata de un generador puede ser necesario el arranque de nueva
generacion previa su salida de operacion. Una vez que el equipo esté fuera de
servicio se puede iniciar el mantenimiento.

Todo el equipe del S.N.I. estd identificado mediante una nomenciatura adecuada

que permite evitar errores en las maniobras.

Si las condiciones del S.N.l. varian de tal manera que una consignacion
autorizada no puede ilevarse a cabo, el Operador del CENACE, podra cancelarla,
debiendo comunicar esta decision al solicitante, informandole la causa de la

cancelacion.

Si durante la ejecucion de las maniobras para la consignacion, se detecta alguna
anomalia, se suspende la siguiente maniobra hasta que la misma sea corregida o
se informe al CENACE para continuar dicha consignacion como de emergencia o

a su vez se suspenda el mantenimiento.
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Cuando las consignaciones nacionales se ejecuten sobre los equipos
desenergizados debe verificarse que se haya conseguido esta condicion y se
hayan realizado los procedimientos necesarios que garanticen que el equipo no

pueda volver a energizarse accidentalmente.

Cuando personal de un Agente ingresa a una instalacion dei S.N.l. deben informar
al operador de campo sobre el trabajo de mantenimiento a ejecutarse y al
terminar deben registrar en bitadcora (registro cficial de los sucesos o novedades

de operacion) los resultados de los trabajos realizados.

Una vez concluido el mantenimiento se toma las medidas adecuadas para evitar

operaciones erroneas sobre el equipo.

Para garantizar la seguridad del personal y de los equipos se usan tarjetas de
senalizacion que son colocadas sobre los equipos sujetos al mantenimiento, los

colores de estas tarjetas son los siguientes:

Rojo: Se coloca sobre los equipos que deberan quedar desenergizados y por
tanto es necesario tomar todas las medidas necesarias para que dicho equipo no

pueda ser energizado accidentalmente bajo ninguna circunstancia.

Amarillo: Se coloca sobre los equipos que deban permanecer energizados
mientras se trabaja en ellos y por esta razon deberan ser desconectados todos |0s

dispositivos de reenergizacion automatica de dicho equipo.

Blanco: Se coloca sobre aquellos equipos que deban permanecer operando bajo

alguna condicion especial.

El trabzjador responsable del mantenimiento logicamente debe conocer los
trabajos y el sitio en el que se van a ejecutar, estar en comunicacion continua con
el CENACE vy supervisar que su personal trabaje en las condiciones de seguridad

establecidas dentro de su respectivo Manuai de Seguridad.
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Debe cbservarse una disciplina total en la ejecucion de los mantenimientos, pues
no puede intervenir personal que no esté autorizado ni realizar trabajos

adicionales no especificados en la consignacion.

El Operador del CENACE lleva el control de los mantenimientos en ejecucion.
Luego de concluides los trabajos de mantenimiento el personal que los ejecutd
entrega los equipos al personal de operacién del sitio, los cuales a su vez hardn la

entrega al CENACE informando acerca del estado dei mismo.

El CENACE coordina con el Agente las acciones y las manicbras necesarias para
colocar en servicio el equipo, concluyendo asi la consignacién nacional
correspondiente. El Agente entonces tiene la obligacion de devoiver la
consignacién al CENACE, esta devolucién implica la entrega por parte del Agente
de informacion clara y confiable acerca de la ejecucién del mantenimiento y

posibles novedades existentes.

En la figura 2.21 se presenta el diagrama de flujo correspondiente al Procesc de
Ejecuciéon de Mantenimientos Programados, donde se aprecia la concatenacion

de las actividades que ya han sido descritas.

2.4.2,4 Cumpliimiento de los Mantenimientos

Los Agentes del MEM y TRANSELECTRIC estan en la obligacion de cumplir con
el Programa de Mantenimiento, en caso de que un Agente no pueda cumplir con
su mantenimiento en la fecha establecida en el programa, debera presentar al

CENACE las debidas justificaciones para poder posponerlo.

Durante la operacion del S.N.I. surge la necesidad de ejecutar mantenimientos
que no podian ser previstos y por tanto no estan contemplados en el Programa
de Mantenimiento, para su realizacidon se requiere presentar una solicitud al
CENACE, el mismo que tiene la facultad de aprobar el mantenimiento y coordinar

U ejecucion.
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Se utiliza un indice que permite evaiuar el cumplimiento del Programa de

Mantenimiento, este indice se basa en una relacién porcentual entre el numero

de mantenimientos nc planificados y el numero total de mantenimientos

ejecutados, dicho indice es calculado para cada mes de acuerdo a la férmula

2.11.

Numero de Mantenimie ntos no planificados

Ndamero Total de Mantenimie ntos

La evolucién de este indice, para los Agentes y TRANSELECTRIC se presenta

en la figura 2.18.
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Figura 2.18; Porcentaje de Mantenimientos no Planificados
y Ejecutados por los Agentes y TRANSELECTRIC

En fas figura 2.19 y 2.20 se presenta una comparacién entre el numero de

mantenimientos planificados y no planificados que se ejecutaron mes a mes en el

periodo de estudio para

respectivamente.

los Agentes del

MEM y TRANSELECTRIC
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Figura 2.20; Ejecucién de Mantenimienios Planificados y no Planificados por
TRANSELECTRIC

Para los Agentes del MEM el mayor porcentaje de ejecucién de mantenimientos
no planificados se tiene en febrero con un valor de 72%, mientras que el menor

porcentaje se lo tiene en mayo con un valor del 33%.
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Para TRANSELECTRIC el mayor porcentaje de ejecucion de mantenimientos no
planificados se tiene en octubre con un valor de 86%, mientras que el mencr

porcentaje se 1o tiene en mayo con un valor del 12%.

Se puede notar claramente que el numero de mantenimientos no planificados en
el sistema de transmisién son muy altos especialmente en el periodo octubre
1899 — marzo 2000 que corresponde al periodo de estiaje, lo cual indica un alto
porcentaje de incumplimiento del Programa de Mantenimiento, esto se debe a
que los mantenimientos en el sistema de transmision son mas dificiles de
planificar, ya que, la mayoria de fallas y dancs ocurren en el mismo y hacen

necesario mantenimientos correctivos.

El numero de mantenimientos no planificados en el parque generador esta en ei
mismo orden del numero de mantenimientos planificados 1o cual indica también
indica un alto porcentaje de incumplimiento del Programa de Mantenimiento, sin
embargo a diferencia dei sistema de transmision los mantenimientos en el parque
generador disminuyen durante el periodo de estiaje, debido al alto requerimientos
de las unidades termoeléctricas, las cuales deben programar sus mantenimientos

fuera de este periodo.

En la tabla 2.6 se observa el numero total de mantenimientos ejecutados, el
numero de mantenimientos aprobados por el CENACE (que constan © no en el
Programa de Mantenimiento), los mantenimientos con retraso en su ejecucion
luego de ser aprobados por el CENACE y el tiempo de retraso en iniciar o
concluir el mantenimiento, hay casos en los cuales un mantenimiento se retrasa
en su fecha de inicio pero se termina a tiempo, en otros casos los mantenimientos
a pesar de haber comenzado sin retraso y debido a complicaciones imprevistas,
la conclusidon de dicho mantenimiento tarda mas de lo previsto. Se puede
observar que tantos los Agentes y TRANSELECTRIC cumplen con la ejecucién

de sus mantenimientos y solo existen retrasos eventuales.



Tabla 2.6: Informe de la Ejecucion de Mantenimientos
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Numero de Nl:Jmero de Numc‘ero. de Retraso en Retraso en
Mantenimientos FICh.aS de Mantenimientos Iniciar (dias) | Concluir {dias)
Manicbras Retrasados
Abr-99 29 - 1 1 ]
May-99 [ 37 - 0 0 Q
Jun-99 | a0 8 1 1 1
Jul-99 29 21 0 0 0
Ago-99 45 21 2 8 9
Sep-99 37 23 0 0 0
Oct-99 36 25 2 0 2 |
Nov-99 31 24 1 2 2
Dic-99 20 18 2 7 6
Ene-00 26 17 1 0 1
Feb-00 65 24 2 0 10
Mar-00 Py 21 1 0 1
Abr-00 25 12 1 0 14
. TOTAL 471 214 14 19 46
PROMEDRIO 36 19 1 1 4

También se puede observar en la tabla 2.6 que el nimero de tichas de manicbras

es diferente al nimero de rmantenimientos ejecutados en de cada mes, esto se

debe a que aigunos de los mantenimientos no requieren de una ficha de

maniobras, especialmente aquellos que no interfieren con la operacion normal del

S.N.l. En los meses de abril y mayo de 1999 todavia no se iniciaba la realizacién

de las fichas de maniobras.

En la figura 2.22 se sefala la comparacion mes a mes del nimero total de

mantenimientos y los correspondientes a los Agentes y a TRANSELECTRIC.
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Envio al CENACE de la solicitud de
——————1"  consignacién, par parte del Agente o
TRANSELECTRIC

\

El CENACE Recepcion y analisis de la solicitud por
solicita parte del CENACE
modificaciones _

NO CALIDAD,
Se cumplen todos SEGURIDAD Y
lo requisitos? CONFIABILIDAD
DEL S.N.L

v

Elaboracion de la ficha de maniabras,
por parte del CENACE

(

h 4

Ejecucion de la consignacion por parte
del Agente o TRANSELECTRIC bajo 1a
coordinacion del CENACE y registro en

L Bitacora.

:

Ejecucién de las maniobras de
normalizacién, levantamiento de
consignacion y registro en Bitacora

A

Registro estadistico de la ejecucion
de mantenimientos

Figura 2.21: Diagrama de Flujo del Proceso de Ejecucion de Mantenimientos
Programados

En el periodo abril 1999 — abril 2000, el promedio mensual de mantenimientos es
36, el mes en el que se ejecutaron el menor ndmerc de mantenimientos

corresponde a enero de 2000 con un total de 26 mientras que febrero constituye
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el mes con mayor ndmero de mantenimientos con un total de 65. En promedio el

47,8% de los mantenimientos fueron realizados par los Agentes y 52,2%

corresponden a los mantenimientos ejecutados por TRANSELECTRIC.
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Figura 2.22; Numero de Mantenimientos Ejecutados por los Agentes y
TRANSELECTRIC

2.5 ANALISIS POST - OPERATIYO

2.5.1 ACTIVIDADES QUE INTEGRAN EL ANALISIS POST ~ OPERATIVO

Este es un procesc que evalua (0s resultados de la operacién del dia anterior,

cuyos resultados se publican en la pagina Web del CENACE hasta las 11:00 AM.

Las actividades de las que consta esta proceso son las siguientes:

2,5.1.1 Validacion de la Informacion

La informacién a ser validada es aquella proveniente de la base de datos técnica

operativa que es actualizada hora a hora por personal del area Centro de

Operaciones, conjuntamente con la informacion recibida de la Direccidn de

Planeamiento.
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2.3.1.2 Revision de Despacho y Redespacho

Consiste en la comparacion entre el Despacho Econdmico Programado y el

Despacho de Generacion Real realizado en la operacién en tiempo real. Se

realiza ademas una revision de la Bitacora que permite obtener un resumen de las

novedades relevantes del sistema.

2.5.1.3 Sancion de Precios en el MEM

La sancion de precios comprende la determinacion de los precios horarios de

mercado, correspondientes a la operacion efectuada en el dia anterior y la

calificacion de la operacidn de todas las unidades de generacion ingresadas, por

cualquier causa.

Los principios para la sancion de precios son:

N

G_(

41

dl

Cobertura demanda real,

Disponibilidades o indisponibilidades reales de las unidades térmicas,

Las cuctas energéticas reales de las centrales hidraulicas,

Consideracion de la red sin rastricciones,

Si no existieron redespachos, la evaluacién es integral de las 24 horas

del dia anterior,

En caso de haberse ejecutado redespachos, con cambio de precios, el

dia se divide en los periodos de los redespachos,

2.5.1.4 Elaboracion Y Publicacion del Despacho Real

Consiste en elaborar un documento en el que conste la demanda de potencia y

energia real del sistema hora a hora y todas las unidades de generacion
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clasificadas en unidades que operaron para cubrir la demanda en despacho
economico y unidades ingresadas por otras causas. Se incluye ademas la unijdad
marginal y su costo que se convierte en precio marginal de toda la hora en la

Barra de Mercado.
2.5.1.5 Elaboracién de Estadisticas de la Operacién

Consiste en realizar un analisis de la evolucién de variables tales como demanda
de potencia y energfa, caudales, precio marginal de la energia y comparacion de

sus valores reales con los valores planificados.
2.5.1.6 Elaboracién y Publicacién del Parte Post — Operativo

El Parte Post — Operativo es un documento que se publica en la pagina Web del
CENACE para el conocimiento de los Actores del MEM, en el cual se presenta
informacion acerca de los resuitados de la operacion del dia anterior tales como:
datos hidroldgicos, demanda del sistema, sancion de precios reales, generacion

diaria y novedades relevantes de la operacion.
2.5.1.7 Elaboracion del Reporte de Calificacion de Unidades

La calificaciéon de unidades consiste en clasificar a las unidades de generacion
que participaron en la coeracién del dia anterior. La generacion se clasifica en

cuatro grupos que son:

4%  GENERACION OBLIGATORIA, Es aquella generacién establecida en el
despacho econdmico sin restricciones y necesaria para cubrir la

demanda del sistema.

% GENERACION FORZADA, Es aquella generacién que ingresa por

restricciones de la red o por calidad de servicio local.
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GENERACION INFLEXIBLE, cuando se presentan potencias adicionales
sobre las potencias despachadas, dentro de los limites deciarados por los

Agentes y aceptados por el CENACE.

GENERACION NO SOLICITADA, Es la generacion ingresada al sistema,
por causa del generador, sin autorizacion del CENACE, o cuya salida sea
posterior a lo dispuesto por el CENACE, considerando los tiempos de
arranque y parada declarados por el Agente.

Ademas durante la operacidn del sistema, el comportamiento de las unidades de

generacion, puede ser descrito por una combinacion de las categorias de

operacion de las unidades de generacion, mediante la utilizacion de los cédigos

siguientes:

00 NO U L

- A A & b
WM = O

donde:

GOD:
GOSSs:
GOSA:

Operacidén Economica
GOD '
GOSS

GOSA

GF

GOD + GOSS

GOD + GOSA

GOD +GF

GOSS + CGF

. GOSA + GF
. Generacion por Pruebas
. Generacion Inflexible

Generacion No Solicitada

Generacion Obligatoria por Cobertura de Demanda
Generacién Obligatoria por Seguridad del Sistema
Generacion Obligatoria por Seguridad de Area

GF: Generacion Forzada

2.5.1.8 Elaboracién y Publicacién del Reporte de Potencia Media Puesta a

Disposicion (PMPD)

La PMPD se evalia diaria y mensualmente utilizando la base de datos de

disponibilidad, actualizada mediante el reporte de disponibilidad o indisponibilidad
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que hacen los Agentes Generadores al personal del Centro de Operaciones del
CENACE. El procedimiento para evaluar la PMPD es el siguiente: si la unidad de
generacion esta disponible, la PMPD es igual a su potencia efectiva, caso
contrario la PMPD es igual a la potencia disponible que serd menor que su
potencia efectiva en caso de una indisponibilidad parcial o cero para una
indisponibilidad totai; si la unidad se encuentra en un mantenimiento programado
y dentro del periodo aprobado por el CENACE se considera que su PMPD sigue
siendo igual a su potencia efectiva caso contrario su PMPD es cero.

Con el objeto de verificar la disponibilidad de una unidad de generaciéon que
reciba remuneracién por Potencia Remunerable Puesta a Disposicién PRPD, el
CENACE puede sclicitar en cualquier momento su entrada en operacidn, en caso
de gque el generador no supere satisfactoriamente la prueba de disponibilidad, se
le descontara lo recibido por PRPD desde la fecha de la dltima operacidén o
verificacién, este descuento no podra ser mayor a la remuneracién por PRPD

correspondiente a tres meses.
2.5.1.9 Elaboracién y Publicacion de las Desviaciones de Voltaje

Consiste en realizar un analisis del perfil del voltaje de tal manera de determinar
los desvios que estan fuera de los permisibles y evaluar el cumplimiento de la
produccidn de reactivos parte de los Agentes Generadores y la disponibiiidad de

los equipos compensadores.

2.5.1.10 Elaboracién v Publicacion del Reporte de Cumplimiento de Esquema de

Alivio de Carga

Consiste en evaluar el cumplimiento el del Esquema de Alivio de Carga (EAC) el
que tiene por objetivo el controlar la frecuencia en condiciones de ernergencia
ante un desbalance entre carga y generacion, la informacion utilizada es la

proporcionada por los Agentes y el Sistema de tiempo Real.



2.5.1.11 Elaboracién de un Resumen de Ocurrencia de Fallas y Ejecucién de

Mantenimientos

En el resumen de fallas se presenta: la fecha de ocurrencia, la hora de inicio, el
tiempo de duracién en minutos, el origen de la falla, la generacion perdida, la
carga desconectada, la empresa afectada y una descripcion misma de ia falla.

Sobre {a ejecucién de los mantenimientos se informa: las fechas de inicio y

culminacién programadas y reales, la empresa y el equipo en los que se realiza el

mantenimiento y una descripcidn del trabajo realizado.

2.5.1.12 Coordinacion para Sugerir Correctivos

Es de gran importancia que como resultado del andlisis de la operacidn se
entregue una retroalimentacion a procesos tales como la operacion en tiempo real
¢ el de despacho econémico programado para una mejora constante.

2.3.1.13 Elaboracién del Informe Post — Operativo

Este proceso culmina con la elaboracién de un informe que sera utilizado entre

otras cosas para liquiaar ias transacciones entre los Agente del MEM.

2.5.2 ANALISIS DE LOS RESULTADOS DE LA OPERACION

2.5.2.1 Analisis de la Evolucién de la Demanda de Potencia y Energia

En las tablas 2.7 y 2.8 se presentan los valores mensuales correspondientes a la
potencia maxima y la produccién de energia en bornes de generador y se hace
una comparacién entre los periodos abril 1998 — abril 1989 y abril 1999 - abril

2000. La tendencia de estas variables se presenta en fas figuras 2.23 y 2.24.

La situacion socic-econdmica que atraviesa el pais ha ocasionado que durante

todo el ano 1999 se tengan tasas mensuales de crecimiento negativas para la
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demanda de potencia y energia con relacion a los respectivos meses de 1998, en
junic de 1999 se tiene el mayor decrecimiento en la demanda de potencia y

energia alcanzando valores de -7,5% y —-9,4% respectivamente.

Durante el periodo abril — septiembre 1999 la tasa promedio de crecimiento es de
-5,9% y —7,4% para la potencia y energia respectivamente, mientras que para el
periodo octubre 1999 — abril 2000 la tasa promedio de crecimiento es de —0,5% y
-0,1% para la potencia y energia respectivamente lo que deja ver claramente una
recuperacion en la tasa de crecimiento de la demanda de potencia y energia
alcanzando valores positivos de 3,3% para la potencia y energia en abril 2000.

Se debe notar que la demanda de potencia y energia presentan un
comportamiento atipico desde 1998, debido principalmente a la eliminacidn de
subsicios a la energia por parte del Estado, aparecimiento del fenémeno la Nifia y
las campanas de ahorro de energia. A esto se agrega los racionamientos de

anergia presentados en ios ultimos anos.

En las figuras 2.23 y 2.24 se observa que solo a partir del ano 2000 empieza una
recuperacion en la demanda de potencia y energia, pero ni aun con ese

crecimiento se logra alcanzar 0s niveles existentes en 1998.

A continuacién se da una breve descripcidén de ia recesidn economica en el
=cuadoer, causante del decrecimiento en la demanda de potencia y energia,
basada en informacién de la Comisidon Econdmica para América Latina y el Caribe
CEPAL "4,

Durante el primer trimestre de 1999 el producto interno bruto PIB (indicador del
comportamiento del conjunto de la actividad economica de un pais) retrocedid

5,45%, y para el ano en su conjunto disminuyd en 7,27%.



Tabla 2.7: Evoiucién de la Potencia Maxima

Potencia MW | Potencia MW Abrag- ]

Abr98-Abro9 AbrO0 Variacion
Abril 1950.00 1837.10 -5.8%
Mayo 1940.00 1825.10 -5.9%
Junio 1939.00 1794.20 -7.5%
Julio 1904.00 1774.40 -6.8%
Agosto 1887.00 1773.90 -6.0%
Septiembre 1902.00 1838.80 -3.3%
Octubre 1876.00 1847.90 -1.5%
Noviembre 1931.00 1871.60 -3.1%
Diciembre 1925.00 1917.00 -0.4%
Enero 1908.90 1850.00 -3.1%
Febrero 1869.10 1851.50 -0.9%
Marzo 1863.20 1887.80 1.3%
April 1837.10 1897.80 3.3%

Tabla 2.8: Evolucién de la Produccion de Energia

—‘ EnergiaGWh |  Energia GWh o
Abrgg-Abrg9 Abrg9-AbrOQ Variacion
Abril 915.83 350.12 -7.2%
Mayo 939.13 86237 8.2%
Junio 908.35 823.32 -9.4%
Julio 915.84 833.33 -9.0%
Agosto B892.38 830.56 -8.9%
Septiembre 867.26 834.13 -3.8%
QOctubre 885.35 868.30 -1.9%
Noviembre ' 862.49 852.57 -1.2%
Diciembre 901.37 894.17 -0.8%
Enero 906.69 874.91 -3.5%
Febrero 811.70 847.32 4.4%
Marzo 885.15 904.70 2.2%
Abril L 850.12 8§78.14 3.3%
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Figura 2.24: Evolucion de la Produccion de Energia

Ademas la demanda durante el primer semestre registrd fuertes contracciones
reales del consumo de los hogares (-5%), de la administracion publica (-9%) y
principalmente de las inversiones (-19%). Las exportaciones cayeron 1% y la
demanda agregada 10%. En cuanto a la oferta, las importaciones reales se

contrajeron 32%.

En las principales ciudades el desempleo llegd en septiembre a 16%, mientras
que la participacion del sector informal, incluido el servicio doméstico, subfa de
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36.8% a 41.4%. A la vez, entre enerc y noviembre el salario minimo sufrié una

caida real de casi 10%.

Para el afno en conjunto se tuvo un retroceso de la industria manufacturera de 7%,
de 9% para la construccién y de 12% para el comercio. De las principales ramas
de actividad, sélo el sector agropecuario mostré crecimiento (2%) durante el

primer semestre.

Existieron serias dificultades para el acceso al crédito externo y la inversién
extranjera, como consecuencia a noviembre las reservas monetarias
internacionales habian disminuido a 1 220 millones, 480 millones de ddlares por

debajo de las de fines del afio anterior.

En medio de una aguda escasez de ddlares, a comienzos de ano el tipo de
cambio se disparé al techo de la banda cambiaria cuyo Ultimo ajuste databa de
septiemore de 1998. Las autoridades procuraron defenderla mediante la venta de
divisas y aumentos de las tasas de interés, pero en febrero la situacion se hizo
insostenible y se paso a un sistema de flotacion sucia. En el transcurso del ano se
registraron sucesivas fases de alta volatilidad y fuertes presiones sobre el tipo de
cambio, y en el promedio de los primeros 9 meses del aino el sucre se desvalorizd

23.5% en términos reales.

A pesar de |2 reestructuracion de la deuda publica externa con el sector privado
en 1994, la deuda publica externa en su conjunto se elevé a 13,7 mil millones de
délares lo que a precios de 1899 representaba un 95% del PIB externa y a fines

del ano el gobierno incumplié el pago de intereses a los acreedores privados.

Luego de la salida del poder del ex-presidente Jamil Mahuad, se ha vistoc una
_ ligera recuperacion del sector productivo y por ende de la economia del pais, que
ha permitido que la demanda aumente y el PIB comience tener una tasa de
decrecimiento menor, como se observa en la figura 2.25 en la que se muestra su

[15

variacién en cada trimestre a partir de 1998 ">, Se nota una gran relacién entre el

PIB y el crecimiento de la demanda de potencia y energia.
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2.5.2.2 Componentes Hidraulica y Térmica de la Generacion

Figura 2.25: Variacion trimestral det PIB en el Ecuador

En la figura 2.26 se observa la composicion térmica e hidraulica de la generacion

mes a mes con la que se ha cubierto la demanda. La composicion de la

generacion en el periodo abril 1999 — abril 2C00 es de 28,1% de energia

termoeléctrica, 71,8% de energia hidroeiéctrica y la interconexiéon con Colombia

representa el 1%, como se observa en la figura 2.27.
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Figura 2.27: Composicién de la Generacidon en el Periodo Abril 1999 —~ Abril 2000

Zl embalse de Amaluza tuvo caudales superiores a la media histérica en la
mayoria de meses excepto en junio, julio, octubre y noviembre, En abril y mayo
de 1999 se tuvieron caudales que fueron los maximos desde 1964 en Amaluza y
Pisayambo y en mayo se tuvo el maximo caudal afluente al embalse Agoyan
desde 1963.

La procuccion térmica al ser costosa os minimizada en !o posible, sin embargo es
despachada aqueila necesaria para levantar restricciones operativas en el
sistema de transmision, especialmente en las areas de Guayaquil y Manabi y para

garaniizar una adecuada calidad de servicio en [a zona norte del pais.

A continuacion se hace un analisis de la estructura de la generacién para

satisfacer [a demanda en cada mes.

Abril de 1999 se presenta la hidroiogia de un mes de la época lluviosa por lo tanto
la generacién hidroeléctrica constituyé el 79,7% de la generacion total y la
generacion térmica despachada, es aquella necesaria para levantar restricciones

operativas en el sistema de transmision.
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En mayo de 1999 la generacién hidroeléctrica constituyé el 78,9% de la
generacion total. Se tuvo un alto nivel de generacién de las unidades térmicas de
gas de ELECTROQUIL, en horas de demanda media, debido a |a indisponibilidad

de la Central Trinitaria hasta el dia 24 de dicho mes.

Junio vy julic de 1999 presentan una alta hidrologia que ocasiond la presencia de
vertimientos, la generacion hidroeléctrica constituyé el 85,7% y 87% de la
generacion total, para cada mes respectivamente, por lo tanto a pesar que la
Central Trinitaria estuvo en mantenimiento hasta el 28 de junio, las unidades de

bunker y gas operaron Unicamente en horas de demanda punta.

En Agosto de 1999 los caudales de la zona oriental disminuyeron, la generacién
hidroeléctrica constituyd el 83,5% de la generacion total. Entro en operacion la
Central Esmeraldas, algunas unidades térmicas de bunker y gas generaron soio
en las horas de demanda punta para el levantamiento de la restriccion del
autotransformador de la subestacidén Pascuales. El 4 de agosto entraron en
operacién las unidades 2 y 3 de HIDRONACION,

En Septiembre de 1999 debido a la disminucion en los caudales, la generacion
hidroeléctrica constituyd el 61,8% de la generacion total. Se controlo el nivel del
embalse Amaluza incrementando la generacion térmica de vapor en las Centrales
Trinitaria y Esmeraldas. Las unidades de bunker y gas operaron en demanda
media hasta el dia 17, para luego operar solo en demanda punta debido al
incremento significativo de los caudales de ingreso al embalse de la Central
Paute. El primerc de Septiembre entro en operacion la unidad 1 de
HIDRONACION.

Durante el mes de octubre de 1999 el Embalse Amaluza tuvo una afluencia
significativa para esta época del afio, lo que ocasiono incluso ia presencia de
vertimientos en los primeros dias, la generacion hidroeiéctrica constituyo el 67,7%
de la generacion total. La Interconexion con Colombia se puso en vigencia a partir
del dia 13, con una energia diaria promedio de 300 MWh. Las unidades térmicas

de bunker y gas también tuvieron un aporte significativo, principalmente en la
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segunda quincena del mes. La unidad de la Empresa ENERGYCORP ingreso en

operacion el dia 18.

Noviembre fue el mes en el cual se tuvieron los caudales méas bajos del periodo y
ademas desde el 18 de octubre salidé de operacidn la Central Agoyan y no entrd
en operacién todo el mes como medida de prevencion ante la erupcién del volcan
Tungurahua. La generacién hidroeléctrica constituyé el 43,6% de la generacion
total. Durante este mes el aporte de la generacién térmica fue significativo, las
unidades de vapor se mantuvieron operativas durante todo el mes como
generacion de base. La Interconexién con Colombia permanecié operativa
durante todo el mes, con un aporte promedio diario de 250 MWh, lo que dic como
resultado una producciéon mensual de 7.45 GWh, Las unidades que utilizan
combustible bunker y las mas econdmicas que utilizan diesel, operaron con un

alto factor de planta.

En diciembre de 1999 continué una baja afluencia hidrica al embaise de la Central
Paute. Agoyan no operd durante todo el mes por lo que la produccidn térmica de
vapor continué siendo significativa, la generacion hidroeléctrica constituyé el
65,5% de la generacidn total. Las unidades térmicas de bunker y gas operaron
cen un alto factor de planta. La Interconexién con Colombia permanecié operativa
hasta el dia 13, luego de lo cual fue abierta hasta fin de mes. La vigencia del
contrato suscrito por Emelnorte y Empresas Publicas de Medeliin, de Colombia,
termind el 31 de diciembre de 1999.

La hidrologia presentada en el mes de enero de 2000 en la cuenca del embalse
Amaluza tuvo un comportamiento tipico de un mes de estiaje, la Central Agoyan
ingresd a operar a partir del 5 de enero, la generacion hidroeléctrica constituy¢ el
48,5% de la generacion total. La Central Esmeraldas mantuvo su produccién a
plena carga durante todo el mes. La unidad turbo - vapor de la Central Anibal
Santos permanecic indisponible durante todo el mes, por lo que la operacién de

{as unidades térmicas de bunker y gas fue muy importante.
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=! mes de febrero de 2000 se presenté como un periodo de transiciéon entre las
gpocas de estiaje y lluviosa, la central Agoyan operdé normalmente durante todo
2l mes, la generacion hidroeléctrica constituyd el 58,9% de la generacién total.
Las centrales térmicas de vapor Esmeraldas, Trinitaria y Anibal Santos tuvieron
una participacion importante, razén por la cuai, las unidades de bunker y gas
operaron unicamente en la primera quincena en la que los caudales fueron bajos.
En marzo de 2000, los caudales afluentes a las principales embalses del pais
fueron bastante altos e incluso existieron vertimientos significativos en la Central
Paute. La alta hidrologia presentada durante todo et mes, permitid que la
generacién hidraulica mensual representase el 87% de la generacion total dei
Sistema. La generacion térmica fue despachada para el cubrimiento de la
demanda maxima, el levantamiento de las restricciones de la red y el soporte de

los voltajes.

=n abril de 2000 el excelente comportamiento hidroldgico presentado durante el
mes de abril, permitio que la generacion térmica sea utilizada para el cubrimiento
de la demanda maxima, el levantamiento de las restricciones de la red, 2l soporte
de los voltajes y para mantener niveles minimos de seguridad en el Sistema. La
produccién de la generacion hidraulica represento el 86,9% de la generacion total
del Sistema. La Central Trinitaria salid de operacion durante todo el mes por
ejecucidn de su mantenimiento anual, razéon por la cual se nota un ligero

incremento en la generacién de las unidades térriicas de bunker y gas.

En la figura 2.27 se observa la estructura energética para un dia laborable tipico

de la estacidn seca.

Para este dia tipico de la estacion seca, |a energia hidroeléctrica en promedio
representa el 46% de la generacion total y la energia termoeléctrica representa el
54%, este porcentaje varia de acuerdo a las condiciones hidroldgicas, las politicas
de operacion y dependiendo si el dia es laborable o feriado, por esta razon en el
periodo de estiaje la generacidn hidroeléctrica constituye en promedio el 62% de
la generacién total, demostrandose asi que el parque generador en nuestro pais

es predominantemente hidroeiéctrico.
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Figura 2.27: Estructura Energética para un Dia Tipico de la Estacién Seca
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Figura 2.28: Estructura Energética para un Dia Tipico de la Estacién Lluviosa

La linea superior de la figura 2.27 constituye la curva de carga diaria y representa
la evolucién de la demanda durante el transcurso del dia, se nota la politica de

manejo de lrs embalses, quardando el agua para cubrir los requerimientos de
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energia en las horas de demanda punta, por ello se va distribuyendo la
generacién hidroeléctrica proporcionalmente a la demanda. La energia

termoeléctrica es casi constante durante todas las horas del dia.

En la figura 2.28 se observa la estructura energetica para un dia laborable tipico
de la estacidon lluviosa, en el cual, la energia hidroeléctrica en promedio
representa el 87% de la generacion total y la energia termoeléctrica representa el
13%, este porcentaje varia de acuerdo a las condiciones hidroldgicas, las politicas
de operacion y dependiendo si el dia es laborable o feriado, por esta razén en el
periodo lluvioso la generacion hidroeléctrica constituye en promedio el 79% de la

generacion total.

La linea superior de la figura 2.28 constituye la curva de carga diaria y representa
la evolucidon de la demanda durante el transcurso del dia, en la epoca lluviosa se
trata de cubrir el mayor porcentaje posible de la demanda con energia
hidroeléctrica, ya que de no hacerlo asi, se correria el riesgo de vertimientos de
agua en los embalses cuando el volumen afluente supera su capacidad de

almacenamiento, |o cual constituiria un desperdicio de energia.

Existe la presencia de generacion termoeléctrica, con mayor magnitud en los
periodos de demanda media y punta; y, constituye aquella energia necesaria para
levantar restricciones operativas en el sistema de transmision, especialmente en
las areas de Guayaquil y Manabi y para garantizar una adecuada calidad de
servicio en la zona norte del pais. Se puede concluir entonces que la energia para
levantar las restricciones operativas aumenta considerablemente en el periodo de

demanda punta.
2.5.2.3 Reiacion de ia Generacion Hidraulica y Térmica con el Precio de la Energia
En la figura 2.29 se observa la relacion que existe entre el precio promedio

marginal diario de energia y la demanda diaria de energia en un mes de la

estacién lluviosa, se ha tomado como ejemplo el mes de abril de 1999, en el cual
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la alta hidrologia permite que el precio de la energia sea proporcional al consumo

de la misma en cada dia.

En los dias laborables el requerimiento de energia es superior, por lo cual,
especialmente en horas de demanda punta marginan unidades térmicas
costosas, en consecuencia el precio promedio diario de la energia es también
aito. En cambio en los sabados, domingos y feriados la demanda de energia es
menor y la hidrologia de la estacidn luviosa permite que centrales hidroeléctricas
con un valor del agua bastante bajo marginen durante todo el dia, en

consecuencia el precio promedio diario de la energia es considerablemente bajo.
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Figura 2.29; Ralacién entre la Energia en Dias Laborables y Feriados y su Precio
Promedio Diario en la Estacion Lluviosa

En la figura 2.30 se observa que en un mes de la estacion seca no existe una
relacion considerable entre el consumo de energia en ios dias laborables, fines de

semana y feriados y el precio promedio diaric en la Barra de Mercado.
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Figura 2.30: Relacion entre la Energia en Dias Laborables y Feriados y su Precio
Promedio Diario en la Estacion Seca

£n la estacion seca generalmente marginan unidades termoeléctricas costosas
durante todo el dia aunque la demanda de energia en ese dia sea baja, puesto
aque debe administrarse adecuadamente el agua almacenada en los embalses, en
consecuencia el precio promedio diario de la energia se mantiene alto con ligeras

variaciones.
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3 CAPITULO 3: ADMINISTRACION Y LIQUIDACION
DE LAS TRANSACCIONES ECONOMICAS DEL MEM

3.1 ADMINISTRACION DE LA INFORMACION DE LOS ACTORES
DEL. MEM

3.1.1 ATENCION A LOS AGENTES DEL MEM
3.1.1.1 Marco Legal sobre el Manejo de la Informacién y Reclamos

Para el adecuado funcionamiento del MEM, es necesario el manejo transparente
de un gran volumen de informacion entre los Agentes del MEM, CENACE vy
CONELEC. En los dos capitulos anteriores se tratd acerca de la informacion
orientada a la etapa de planeamiento operativo y de aquella que se intercambia
durante la operacion en tiempo real, en este capiiulo se trata especiaimente ia
informacion que surge luego del planeamiento y la operacion y que es utilizada

para quuidar'las transacciones entre los Agentes del MEM.

Segun la Ley de Régimen del Sector Eléctrico el CENACE es el encargado de
administrar las transacciones técnicas y economicas entre los Agentes del MEM vy
por ende el flujo de informaciéon que este proceso involucra. En el articulo 24 de
la citada iey, se encuentran las funciones especificas del CENACE. Los literales

que se refieren a la administracion de la informacion son los siguientes:

a) “Recabar de todos los actores del mercado eléctrico mayorista, sus planes de
produccidon y mantenimiento asi como sus prondsticos de la demanda de

potencia y energia de corto plazo;

b) informar del funcionamiento del mercado eléctrico mayorista y suministrar
todos los datos que le requieran o que sean necesarios al Consejo Nacional

ce Electricidad;
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i) Aportar con los datos que requiera 2l Director Ejecutivo del CONELEC para
penalizar a los generadores, de conformidad a |o sefialado en el reglamento
respectivo, por el incumplimiento no justificado de las disposiciones de
despacho impartidas;

g) Asegurar la transparencia y e'quidad de las decisiones que adopte”.

3.1.1.1.1 Informacion Entregada por los Actores del MEM

La informacion que los Actores del MEM entregan al CENACE es la siguiente:

DISTRIBUIDORES:

% Energia activa y reactiva recibida, hora a hora, (especialmente en areas
desconectadas del CENACE o en condiciones de emergencia)

Detalie de Generacion horaria activa y reactiva de todas las centrales

dc

adn no escindidas

GENERADORES:

% Energia Neta/Bruta generada activa y reactiva, hora a hora, por todas las

centrales/maguinas

% Tiempos de arranque y parada de las unidades

% Consumo de auxiliares de las centrales/maguinas que no han sido
despachadas por e CENACE
TRANSMISCR:

% Consumo de energia hora a hora para servicios auxiliares de las S/E.
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3.1.1.1.2 Reclamos por parte de los Agentes

El CENACE publica diariamente en su pagina Web, un reporte de las
transacciones diarias de cada Agente para que sea revisado y posteriormente
atender las observaciones y reclamos que surjan, de acuerdo al articulo 35 del
Reglamento para el Funcionamiento del Mercado Eléctrico Mayorista.

Articulo 35.- Reporte de transacciones comerciales

“Un reporte diario sobre la liquidacién de transacciones de cada uno de los
Agentes del MEM, sera elaborado por el CENACE y puesto a conocimiento de los
mismos en la base de datos del MEM en las siguientes 24 horas. Los Agentes del

MEM podran presentar observaciones en las siguientes 24 horas.

Solamente seran consideradas las observaciones justificadas por escrito que

sean presentadas al CENACE dentro de 48 horas de emitida la informacién.

Las observaciones justificadas se comunicaran nuevamente a los Agentes del

MEM dentro de las 48 horas siguientes a su recepcion”.

En el caso de existir reclamos, se les da solucién de acuerdo al articulo 39 del
Reglamento para el Funcionamiento del Mercado Eléctrico Mayorista, que se

presenta a continuacion.

Articulo 39.- Resolucién de controversias

“Los Agentes de! MEM estén facultados a observar e impugnar los resultados del
despacho o la liquidacion de transacciones que consideren contrarios a sus
intereses en los plazos establecidos en e! articulo 35 de este Reglamento; en

tales casos:

Las reclamaciones gue a criterio de un Agente no hayan sido justificadas por el
CENACE segun lo establecido en el Articulo 35, seran puestas en conocimiento
del Director Ejecutivo del CONELEC quien emitira su resolucion dentro de los
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siguientes cinco dias. El plazo podra ampliarse por una sola vez y hasta por cinco
dias adicionales por falta de informacién del Agente o del CENACE;

En caso de que el Agente no esté de acuerdo con la Resotucién del Director
Ejecutivo del CONELEC, podra apelar ante el Directorio de dicha entidad, el que
tomara la resolucién correspondiente, dentro de los siete dias subsiguientes;

c¢) Los reclamos formulados por los Agentes del MEM ante el CENACE o ante el
CONELEC no les eximen del cumplimiento de sus obligaciones comerciales en
los plazos establecidos en este Reglamento. La diferencia proveniente de la
reclamacion sera liquidada por el CENACE a favor ¢ en contra de los Agentes del
MEM dentro de los siguientes dos dias de notificada la resolucién acreditando o

debitando de la siguiente factura”.

En la figura 3.1 se observa el numero de reclamos en cada mes. Las causas
principales de estos reclamos y sus porcentajes correspondientes son:
inconformidad con los valores de la facturacion 27%, inconformidad con los
componentes de la liquidacion 22%, desacuerdo con el pago de los Distribuidores
por los contratos de los Generadores Privados 13%, inconformidad con la energia
licuidada 11%, inconformidad en el precio de la energia en el Mercado Ocasional

11%, otras causas 16%.
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Figura 3.1 : Numero de Reclamos de los Actores del MEM en cada Mes
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Cebido al esquema antes explicado, en el que previo a la emision de las facturas
definitivas se les solicita a los Agentes su revision y observaciones, existe tan solo
una refacturacién en todo el periodo abril 1989 — abril 2000, realizada en
septiembre a un Agente Distribuidor por una inconsistencia en la valoracién de ia

energia comprada en el Mercado Ocasional.

Se puede concluir que la mayoria de estos reclamos no han sido procedentes,
pues casi la totalidad se deben a la falta de conocimiento del nuevo esquema del
sector eléctrico y su normativa por parte de los Actores del MEM o a su
desacuerdo con Disposiciones dadas por el CONELEC y Entidades Competentes
del Gobierno Nacional; dichas disposiciones deben ser aplicadas por el CENACE,
como es el caso del pago por parte de los Distribuidores de os contratos de los
Generadores Privados. Los desacuerdos en la energia liquidada se debe a la falta
de un Sistema de Medicion Adecuado, de cuya implantacién son responsables los

propios Agentes.

3.1.1.2 Area de Atencién a los Agentes

La liquidacion de las transacciones entre Agentes del MEM, es aquella etapa en la
cuai el contacto con los clientes es mas notable, por ello existe una Area
encargada de la Atencién a Agentes en el CENACE. EI conocimiento de sus
funcionarios debe abarcar todos los procesos técnico - comerciales que se llevan
a cabo dentro de las diferentes Direcciones del CENACE en su interaccidn con los
Actores del MEM.

Las funciones especificas del Area de Atencion a Agentes son las siguientes:

% Disponer de medios y dar asesoramiento para facilitar el ingreso de

nuevos Agentes al MEM.

Participar con otras Direcciones en la elaboracion de boletines,

4(

documentos e informes.
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% Atender las necesidades y expectativas de los Agantes, a fin de facilitar
las relaciones y comunicaciones mutuas.
% Atender los reclamos técnico - comerciales de los Agentes, asegurando

el cumplimiento de los Reglamentos y Procedimientos vigentes y la
coherencia de las respuestas.

%  Efectuar el seguimiento de los reclamos en sus diversas stapas hasta su
solucion, analizando sus causas, a efectos de prevenir la generacién de

nuevos reclamos.

L Atender las consultas de los Agentes del MEM vy el Transmisor sobre el
Sistema de Medicidon Comercial.

% Evaluar la consistencia de los datos enviados por los Agentes mediante

comparacion con las mediciones del sistema de tiempo reai.

Despejar inquietudes por parte de los Agentes, relacionadas con los

él

distintos procesos que se efectuan para i funcionamiento del MEM.
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Figura 3.2: Diagrama Secuencial del Flujo de Informacion
entre Agentes y CENACE



152

£n Ja figura 3.2 se observa ¢l diagrama secuencial del flujo de informacion entre
Agentes y el CENACE. En esta figura DPL, DOP y DTC se refieren a las areas
operativas del CENACE: Direccién de Planeamiento, Direccion de Operaciones y

Direccion de Transacciones Comerciales, respectivamente.

3.1.1.2.1 Medios de Comunicacion Utilizados

Los medios de comunicacion que el CENACE utiliza para la administracién de la

informacion son los siguientes:

% Atencion via telefénica.

% Envioy recepcion oportuna de informacion a través de correo electronico,
fax y/o medios magnéticos.

> Atencion personalizada a los Agentes en las Oficinas del CENACE.

% Publicacion en la pagina Web de los resultados de los principales

procedimientos efectuados en el CENACE.
Otros: Contrastacion y pruebas a equipos de medicion tanto en laboratorio como
en sitio y una base de datos a fin de proporcionar al Agente informacién

estadistica completa y confiable.

3.1.1.2.2 Servicios Relacionados con el Manejo de la Informacion

Los servicios relacicnados al manejo de la informacidn que se entrega a los

Agentes son los siguientes:

> Asesoria en Equipos de Medicion.

% Asesoria en Sistemas de Comunicacion para Medicion.

% Contrastacion y Calibracidon de Equipos de Medicidn.
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% Programacién y Habilitacion de Equipos de Medicién.

% Capacitacién acerca del funcionamiento del MEM.

3.1.2 SISTEMA DE MEDICION COMERCIAL

3.1.2.1 Caracteristicas del Sistema de Medicién Comercial

Las caracteristicas generales que el Sistema de Medicion Comercial SIMEC debe

poseer para el cumplimiento éptimo de sus funciones son las siguientes:

L, Ser un sistema confiable, lo cual se consigue mediante Redundancia,
especialmente en |o concerniente al equipo de medicidn, considerando
que si se presenta una falla y no existe un reemplazo, seria muy alto el
perjuicio economico al no poder cuantificar la energia que un Agente
Generador produce o que un Agente Distribuidor o Gran Consumidor

recibe.

La precisién en las mediciones debe ser menor o igual que 0,2

&K

% Oportunidad en la comunicacion de las mediciones

% Referencia unica de tiempo para todos los equipos tomando como base
el tiempo patrén del CENACE. Ademas contar con un numero adecuado
de canales de informacidén, considerando que para una correcta
administracion de las transacciones comerciales son 11 Jos canales
minimos requeridos (4 para energia activa y reactiva de ida y retorno, 3
para voltaje, 3 para corriente y 1 para la frecuencia) pero los equipos de
medicidn estandares tienen 12, 16, 32 canales, por lo que se requiere

minimo uno de 12 canales.
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% Capacidad, flexibilidad y tecrnologia suficientes para atender

requerimientos futuros, derivados del crecimiento y evolucién del MEM
que paulatinamente requerird de un monitoreo frecuente del mayor
numero de variables comerciales posible, es decir se debera manejar un
volumen inmenso de informacion con un grado de confiabilidad bastante

alto.

3.1.2.2 Situacién Actual del SIMEC

3.1.2.2.1 Implementacion del SIMEC

Con el proposito de que los Agentes del MEM implementen los sistemas de

medicién, en los puntos de intercambio, el CONELEC emitié la Regulacion

013/99, cuyo contenido es el siguiente:

-

%

d.{

Puntos en los cuales se debe instalar los sistemas de medicion:
Centrales Hidroeléctricas: Nodo de Intercambio

Centrales Térmicas: Nodo de Intercambio (energia neta) y Bornes del
Generador (energia bruta), medicion del consumo de auxiliares.

Distribuidores, Grandes Consumidores e Importacién - Exportacién:

Nodo de Intercambio

Especificaciones técnicas que deben cumplir los medidores -

registradores
Especificaciones técnicas que deben cumplir el equipamiento primario.

Requerimiento de comunicacion (Comunicacion por Onda Portadora

PLC, Telefonia Urbana, Telefonia Celular, etc.)



> Pruebas de los equipos a ser instalados

Los plazos para el cumpiimiento de lo establecido en la Regulacién contados a
partir de la emision de la Regulacidn, es decir el 12 de octubre de 1999, son ios

siguientes:

Sesenta dias para la instalacion de los medidores - registradores y equipo de

comunicacion, es decir desde el 13 de diciembre de 1999.

Ciento ochenta dias para instalacién de equipo primario, es decir desde el 13 de

abril de 1999
Tabla 3.1: Listado de Agentes el MEM que cumplen
la Regulacion 013/99 Emitida por el CONELEC
EMPRESA: MEDIDOR COMUNICACIONESW =QUIPO
PRIMARIC
iEmopresa Eléctrica Esmeraldas
‘Distribuidora NG NO NO
Generadora NO NO NO
Empresa Eléctrica Regional Manabi
Distribuidora | NG NO NO
Generadora NO NO NO
Empresa Eléctrica Sto. Domingo
Distribuidora NO NO NG
Generadora NO NO NO
Empresa Electrica Los Rios NO NO NG
Empresa Eléctrica Guayas — Los Rios Si PARCIAL NO
Empresa Eléctrica del Ecuador Inc. SI NO NO
ELECTROECUADOR Si NO NO
tEm nresa Eléctrica El Oro
Distribuidora NO NO NO
Generadora NO NO NO
Empresa Eléctrica Regional Norte
Distribuidora NO NO NO
Generadora NO NO NO




Tabla 3.1: Listado de Agentes el MEM que cumplen

la Regulacion 013/99 Emitida por el CONELEC (continuacién)

ENERGYCORP

EMPRESA: MEDIDOR | COMUNICACIONES EQUIPO
PRIMARIO
Empresa Eléctrica Quito S.A.
Distribuidora PARCIAL PARCIAL NO
Generadora NO NO NO
Empresa Eléctrica Provincial Cotopaxi
Distribuidora NO NO NO
Generadora NO NO NO
Empresa Eléctrica Regional Centro Norte
Distribuidora Sl NO NO
Generadora Si NO NO
Empresa Eléctrica Ricbamba
Distribuidora NO NO NO
Generadora NO NO NO
iEmpresa Eléctrica Bolivar
Distribtidora NO NO | NO
Generadora NO NO NO
Empresa Eléctrica Azogues NO NO NO
Empresa Eléctrica Regional Centro Sur
Distribuidora Si Si NO
Generadora NO NO NO
Empresa Eléctrica Regional Sur
Distribuidora NO NO NO
Generadora NO NO NO
HIDRONACION NO NO NO
HIDROPAUTE Si Sl NO
HIDROPUCARA NO NO NO
HIDROAGQOYAN PARCIAL St NO
ELECTROPICHINCHA Sl Sl NO
ELECTROGUAYAS &l PARCIAL NO
ELECTROQUIL S NO NO
SI NO NO
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£n la tabla 3.1 se observa el nivel cumplimiento que los Agentes han dado a la
Regulacién 013/99, que refleja el sstado de implementacion del Sistema de

Medicion Comercial.

Aungque los requerimientos técnicos de la Regulacion 013/99 son basicos, se nota
que el nivel de incumplimiento es bastante alto, el cual se debe a dos causas
principales, la primera es la falta de concientizacion de los Agentes acerca del
beneficio de contar con un adecuado Sistema de Medicion Comercial, que les
permita precision y confiabilidad al cuantificar su energia entregada ¢ recibida. La
segunda constituye la mala situacion financiera de los Distribuidores vy

Generadores del MEM que no les permite [a compra del equipamiento requerido.

3.1.2.2.2 Situacion Actual de los Medidores

% Existen Medidores PSI, ABB y Schlumberger en los puntos de entrega a

Distribuidores

Existen Medidores AEB, Schlumberger y Scientific Columbus en los

dl

puntos de intercambio de los Generadores ex INECEL y Privados

NoO se dispone de medicion remota accesibie desde el CENACE, en ei

6:

90% de Generadores que no estan excindidos de las Empresas de
Distribucion, sélo los Generadores de las Empresas de Distribucion
Ambato, Santo Dominge y EMELEC cuentan con el equipamiento

requerido.

Alto porcentaje de la medicidn en los puntos de entrega se la realiza con

(f.l

medidores unidireccionales y con tres canales de almacenamiento de
datos (energia activa P, energia reactiva Q y voltaje integrado en el

tiempo V?h).

% El nueve equipamiento en puntos de entrega a Distribuidores posee
cuatro canales de almacenamiento de datos (P,Q en dos direcciones), lo



138

cual no permite monitorear la calidad del servicio (voltaje y frecuencia),
por lo cual no cumplen con la regulacién 013/99 que exige minimo 8
canales de aimacenamiento de datos.

L Algunos Agentes cumplen con la regulacién 013/99 en lo concerniente a
medidor — registrador, pero no con lo relacionado a Equipamiento
Primario (Transformadores de Corriente TC y de Potencial TP), ya que no
se utiliza equipamiento exclusivo para medicion o su precision es
diferente a la exigida por dicha Regulacidén que especifica un valor de

0,2% o menor.

L Los registradores cuentan con relés repetidores de pulsos de energia
activa y reactiva, los mismos que son transportados a través de UTRs a
la computadora frontal FE 200 del sistema en tiempo real del CENACE.

dj

No todos los puntos de intercambio entre los Agentes del MEM envian
sus sefales a traves de las UTRs al sistema en tiempo real, por no
disponer del equipamiento necesario, que basicamente consiste en:
UTRs, Traductores y relés de comandos, cableado, equipos seriales y
aquipos de comunicaciones. Este sistema provee de informacién de

respaldo para la liquidacién de las transacciones comerciales.

Para que se haga efectivo el cumplimiento de la regulacién 013/99, se
recomienda plantear un nuevo plazo y junto a ello establecer una penalizacion
econdmica comparable con la instalacion de los equipos requeridos, que se

aplicara si no se cumple con el nuevo plazo.

3.1.2.2.3 Situacion Actual de las Comunicaciones '

Los medios de comunicacidn que utilizan los Agentes para enviar los datos

correspondientes a sus mediciones son los siguientes:
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Linea Telefonica Publica que en un alto porcentaje no esta dedicada

exclusivamente a enviar los datos de medicion.

Onda Portadora (PLC), gran cantidad de estas lineas deber ser
solicitadas para adquisicion de datos por periodos cortos, ya gue la
mayoria no son dedicadas a este fin, sino también para
telecomunicaciones. La totalidad de estas lineas pertenecen a
TRANSELECTRIC.

Telefonia Celular con limitacion a 1200 baudios, la velocidad de
transmisiéon de informacion se mide en baudiocs (bit/s} y la operacién
6ptima de los canales de tefefonia celular se la obtiene dentro del limite

establecido.

3.1.2.2.4 Adquisicion de Datos

Las mediciones comerciales deben llegar hasta la Direccidon de Transacciones
Comerciales del CENACE. E| proceso de adquisicion de Jos datos
correspondientes a las mediciones de energia, varia en cada caso dependiendo

de la tecnologia que se utilice, como se describe a continuacion:

%

‘al

Descarga Remota de la informacion de los medidores a través de lineas
de PLC, telefonia urbana vy telefonia ceiular, mediante la utilizacién de
una tarjeta médem y un programa gue permite obtener un archivo plano
con todas la mediciones (QuickLogic's Data Interchange Format QDIF).

Descarga local a un PC de los medidores mediante la utilizacion de una
Unidad Optica.

Mediante correo electronicc es enviado el archivo con las mediciones

obtenido de forma local.
Datos de medidores a través de Fax.

Datos de medidores a traves de teléfono.
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% Debe senalarse que la transmision de la informacién a través de fax y de
teléfono no son confiables y requieren un tiempo mayor para su

procesamiento.

3.1.2.2.5 Verificacidn de Datos

Cuando los datos no provienen de archivos generados a través del software de
los medidores, se realiza la verificacion de los mismos mediante la comparacién

con,

% Informacion disponible en los reportes provenientes de la operacién en
tiempo real, realizados por la Direccion de Operaciones del CENACE,

Informacion contenida en el Programa de Informacion Comercial PIC, el

'3_1

cual toma los datos de energia de la base de datos del Sistema de
Control en Tiempc Real del CENACE.

Anélisis de la coherencia de la informacion

4.1

3.1.2.2.6 Equipamiento Primario

Transformadores de corriente TC y transformadores de potencial TP

Con el objeto de identificar las caracteristicas fundamentales de los TC y TP
(equipamiento primario) necesarios para cumplir con la regulacién 013/99, se
procede a realizar un levantamiento de las caracteristicas del equipamiento

exisiente o las especificaciones requeridas.

TBANSFORMADQORES DE CORRIENTE
l) Especificaciones Generales:
» Ubicacion (Altitud de trabajo m.s.n.m.)

» Tipo
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Burden

Montaje (exterior, interior)

Numero de ndcleos

Tipo de aistamiento

Voltaje nominal

Corriente nominal primaria

Corriente nominal secundaria

Corriente primaria maxima de trabajo
Corriente dinamica nominal (valor cresta)
Frecuencia nominal

Corriente térmica nominal (en un segundo)
Corriente térmica continua nominal

Voitaje maxima de servicio

Rigidez dielectrica nominal (a 60 Hz, 1 minuto)
Norma a la cual responde el aislamiento
Temperatura ambiente minima y maxima
Distancia de contorneo en cm

Niveles nominales de aislamiento: a) BIL(kVp), b) Frecuencia Industrial
(1 min kVrms)

Limite térmico de carga (VA)

Anos de vida util

Humedad relativa (del sitio)

[1) Caracteristicas de los Arrollamientos Secundarios:

[ ]

¥

Potencia de exactitud (VA)

Clase de exactitud (IEC, ANS!)

Carga nominal y factor de potencia correspondiente

Voltaje de codo de magnetizacion

Respuesta en régimen transitorio de los nucleos de proteccion
Valor maximo de descargas parciales

Valor maximo de nivel de radiofrecuencias
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TRANSFORMADORES DE POTENCIAL
1) Especificaciones Generales

Ubicacién (altitud de trabajo m.s.n.m.)

Norma de fabricacién

Afios de vida util

Tipo

Burden

Montaje (exterior — interior)

Numero de nucleos

Tipo de aislamiento

Voltaje ncminal primario y secundario (taps)

Frecuencia nominal

Voltaje maximo de servicio

Distancia de contorneo en cm

Rigidez dieléctrica nominal a 60 Hz, 1 minuto, bajo lluvia

Rigidez dieléctrica de los arrollamientos secundarios a 60 Hz, 1 minuto
Norma a la que responde el aislamiento

Niveles nominales de aislamiento: a) BIL (kVp), b} Frecuencia Industrial

(1 minuto kVrms)

II) Caracteristicas de los Arrollamientos Secundarios:

Potencia de exactitud

Clase de exactitud

Valor maximo de descargas parciales
Valor maximo de nivel de radiofrecuencias
Tipo de sellado

Carga de rotura del borne

Carga de rotura de aislamiento

Tomas en el arrollamiento secundario
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3.1.2.2.7 Seleccion y Reubicacion del Equipamiento Primario

El proceso de reubicacidon esta orientado a optimizar la utilizacion del
equipamiento primario existente y es posible hacerlo porque en la etapa de
transicion su unico duefo es TRANSELECTRIC.

% El objetivo principal es optimizar la utilizacién del equipamiento existente,

% Una vez que se cuente con la informacidn requerida sobre el
equipamiento necesario, se debe establecer si se cumple con las

caracteristicas especificadas.

% Los transformadores de corriente que cumplan con las especificaciones y
cuya corriente de trabajo sea superior a la corriente primaria maxima de
trabajo (sobrecarga), deberdn ser reubicados en |os puntos en 10s cuales
no se cuente con equipamiento primario que cumpia con lo especificado.

Los transformadores de corriente y voltaje, deber ser de uso exclusivo

d.(

para medicion

3.1.2.3 Acceso a la Informacion

Actualmente se tiene el 80,48% de acceso remoto a datos de entrega de los
Distribuidores y el 19,52% de acceso por otros medios (correo electrénico, fax,

teléfono).

En el caso de ios Generadores se tiene el 46% de acceso remoto a datos de su
produccién de energia y el 54% de acceso por otros medios (correo electrénico,

fax, teléfono).

Si se clasifica los accesos a la informaciéon en base al medio de comunicacién
utilizado se tienen los porcentajes mostrados en las figuras 3.3 y 3.4 para la
informacion de energia entregada a los Distribuidores y producida por los

Generadores respectivamente.
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Figura 3.3: Acceso a la Informacidn de |la Entrega de Energia a los Distribuidores

—
|
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Acceso Linea |

Acces o T eiéfono
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I
| T elsfonia PLC
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Figura 3.4: Acceso a la Informacion de la Produccion de Energia de los
Generadores
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3.2 Liguidacion de las Transacciones en el MEM

3.2.1 LIQUIDACION DE ENERGIA EN EL MEM

Los ambitos en los que se realizan ias transacciones en el MEM son; el Mercado
Ocasional, el Mercado de Contratos a Plazos y la Exportacién e Importacién de
Energia. Debe anotarse que durante el periodo de estudio, no se ha realizado
ningdn contrato a plazo ni se han realizado las obras necesarias para la
exportacidon de energia, existiendo solamente la Interconexién con Colombia

como una importacion local de energia por pane de la Empresa Regional Norte.

Las transacciones que deben ser liquidadas por el CENACE son aquellas
efectuadas en el Mercado Ocasional y aqguellas transacciones del Mercado de
Contratos que se hubiesen cumpiido en el Mercado Ccasional. En el periodo de
estudio no existieron contratos a plazo y la totalidad de las transacciones se
desarrollaron en el Mercado Ocasional. Los primeros contratos de compra venta
de energia se suscribieron en 2l mes de agosto de 2000 y son aplicables desde
octubre de 2000.

3.2.1.1 Requerimientos de Informacion

La informacioén requerida para la liquidacion de las transacciones de energia es la

siguiente:

INFORMACION OPERATIVA
% SPIDER, mediante los relés KYZ que cumplen la funcién de contadores

de energia _
> SADYR, Sistema de Adquisicicn de Datos y Registros que es
administrado pAor el personal del Centro de Operaciones del CENACE

INFORMACION POST — OPERATIVA



166

Se trata de aquella informacion proveniente del Andlisis Post — Operativo
realizado en la Direccicn de Operaciones del CENACE y descrita en el capitulo 2,

cuyo contenido es:

% Costo de Energia en la Barra de Mercado

% Sancién de la Generacion Obligada, Generacién Forzada, Generacién

Inflexible y Generacién No Solicitada

" Cumplimiento de Reguilacion Primaria de Frecuencia, Regulacién
Secundaria de Frecuencia y Esquema de Alivio de Carga.

INFORMACION PROVENIENTE DEL SISTEMA DE MEDICION COMERCIAL

% Energia Entregada por los Generadores en [os nodos de entrega

Energia Recibida por los Distribuidores y Grandes Consumidores en los

(}(

nodos de recepcion

Variables adicionales, como son voltaje y frecuencia que permiten

{;'l

evaluar ia calidad de servicio y establecer responsabilidades luego de

una contingencia para realizar las penalizaciones respectivas.
INFORMACION DE LOS AGENTES
% Mercado de Contratos
L Informacién Complementaria al Sistema de Medicidon Comercial
3.2.1.2 Precio de la Energia en el Mercado Ocasional

Como consecuencia de la aplicacién del Modelo Marginalista en el Mercado

Ocasional, el precio de la energia en cada nodo del S.N.I. varia en el tiempo hora
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a hora y en el espacio dependiendo de su ubicacion respecto a la Barra de

Mercado..

El precio de la energia en la Barra de Mercado en cada hora corresponde al costo
marginal, que es el costo variable de aquel generador que cubrié el Gltimo kWh de

la demanda al final de cada hora.

El precio de la energfa en un nodo de la red, para una hora dada corresponde al
producto de su Factor de Nodo horario multiplicado por el Precio de la Energia en

la Barra de Mercado a esa hora.

PEb, =FNb, * PEM, (3.1)
Donde:

PEb, = Precio de la energia 2n una barra o nodo del sistema a una hora h.
FNbn = Factor de nodo en una barra o nodo del sistema a una hora h.

PEM, = Precio de la Energia en la Barra de Mercado a la hora h.

CALCULO DE LOS FACTORES DE NODO

% Los Factores de Nodo son determinados para cada hora.

%  Enla determinacién de los Factores de Nodo se utilizan flujos de potencia
AC.

L Se utilizan datos reales de energia activa generada.

% El sistema estd modelado hasta fos puntos de entrega / recepcion de

energia de los Agentes Distribuidores y Generadores.
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3.2.1.3 Liquidacién de !:s Transacciones de KEnergia de los Distribuidores Y

Grandes Consumidores

Los Distribuidores pagan por la energia recibida en el Mercado Ocasional su
precio nodal horario. El precio nodal horario para cualquier punto de la red resulta
de la multiplicacién del costo marginal horario en ia Barra de Mercado por el factor

de nodo respectivo.

Ei CENACE es el encargado de registrar los contratos a plazo de los
Distribuidores y por tanto conoce los datos de la curva de carga horaria de

contratos a considerarse para la evaluacion de las transacciones.

La cantidad de energia horaria recibida por cada Distribuidor en su nodo de
intercambio con el MEM se determina como resultado del Sistema de Medicion

Comercial.
Entonces la energia que un Distribuidor ha recibido del Mercado Ocasional, se

determina restando de la energia horaria recibida por el Distribuidor en su nodo

de intercambio la energia transada en el Mercado de Contratos.

Para una hora dada:

ERMOD], = ERDj, — EcDj, (3.2)
donde:
ERMODj, = Energia recibida del Mercado Ocasional por el Distribuidor j,

durante la hora h (kWh) en su nodo. ‘
Energia recibida por el Distribuidor j durante la hora h (kWh) en

ERDjx =
su nodo.
EcDijn = Energia total efectiva de contratos que el Distribuidor j debe

recibir durante la hora h.
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Ei CENACE evalia en cada hora el pago por compra de energia de los
Distribuidores y Grandes Consumidores en el Mercade Ocasional como la
multiplicacion entre el precio nodal y |a cantidad de energia comprada.

PERMODj, = FNDj, xPEM, x ERMOD;j, (3.3)

donde:

PERMODj, = Pago del Distribuidor j por compra de energia en el Mercado
Ocasional a la hora h.

FNDjn = Factor de Nodo del Distribuidor j a ia hora h.

PEMn = Precio de la Energia en la barra de Mercado ala hora h

(S/./kWh).
Cantidad de energia recibida por el Distribuidor | del Mercado
QOcasional a la hora h (kWh).

ERMODj,

El excedente resultante de la energia contratada por un Distribuidor o Grande
Consumidor y su consumo real de energia, puede ser liquidado en el Mercado
Ocasional, en la Barra de Mercado y al precio marginal horario, de acuerdo a la

siguiente ecuacion:
PEVDMOD, =FNDj, * PEM, *EVDMOD;, (3.4)

donde:

EVDMODjh= Remuneracién por la energia vendida por un Distribuidor j en el
Mercado Ocasional a la hora h
FNDjn = Factor de Nodo del Distribuidor ja la hora h
EVDMOD], = Cantidad de energia vendida por un Distribuidor j en el Mercado
Ocasional a la hora h (kWh)
PEMh = Precio de la Energia en la barra de Mercado a la hora h (S/. / kWh)
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Esta ecuacion permite inferir que un Distribuidor no pierde al contratar mas
energia que la que consume siempre que el precio al que contratd sea inferior a

Su precio nodal.

En la tabla 3.2 se observa la energia global recibida en el Mercado Ocasional por
los Distribuidores, el precio nodal promedio y su liquidacion por este concepto

mes a mes.

Es conveniente tener una referencia de estos valores en USS, por lo que en la
tabla 3.25 se presenta la paridad cambiaria promedio mensuai (S/. vs USS$) en el

periodo de estudio.

Tabla 3.2: Liguidacion mensual de la energia recibida por los Distribuidores en el
Mercado ocasional

Abr-99 May-sﬂ Jun-99 | Jul-99 | Ago-99 | Sep-99 | Oct-99 |
Energia Recibica

756.4 813.4 779.5 787.4 782.5 784.7 818.1
GWh
Precio Nodal

} 135.8 90.3 61.5 111.8 173.1 513.2 342.3
Promedio S/./kWh B
Liquidacion
] 108127 73817 48025 88000 135459 402718 279938

Millones de sucres L L B

Nov-99 Dic-99 Ene-00 | Feb-00 Mar-ODW Abr-00 |Promedio
Energia Recibida

800.1 839.3 822.7 796.3 849.8 328.6 B07.6
GWh
Precio Nodal

720.5 407.8 542.4 521.3 119.1 113.7 296.4
Promedio S/./kWh
Liguidacion W

576436.7 | 342244.6 | 446256.7 | 415109.9 | 101197.7 | 94240.8 | 239356.2

Millones de sucres

3.2.1.3.1 Facrores de Noda Ponderados

Para los Distribuidores que poseen mas de un ncodo de recepcion, se calcula un

factor de nodo ponderado gue permite realizar los calculos necesarios para
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liquicar las transacciones comerciales de ese Distribuidor, mediante la aplicacion

de la siguiente ecuacion:

Ek; (FNDj,,, xERDj,,)

FNPDj, = 22— (3.5)
> ERDj,,
p=t

donde:

FNDPj,n = Factor de Nodo ponderado del Distribuidor j a la hora h

FNDjp.n = Factores de Nodo en la hora h de los p puntos de recepcién de
energia del Distribuidor |

k = Numero de puntos de recepcion del Distribuidor j

ERDjpn = Energia Recibida por el Distribuidor j a la hora h por los puntos de

recepcion p (kWh)

3.2.1.3.2 Pago por Inflexibilidades Operativas

En la Disposicion Transitoria Tercera del Reglamento de Funcionamiento del
MEM, se establece que los sobrecostos producidos por inflexibilidades operativas
seran cubiertos por todos los Agentes que retiren energia del Mercado en las
horas en lac gue astuviercn operando las unidades inflexibles, de una manera
proporcional a la cantidad de energia retirada. Entonces, es claro que los Agentes
que pagan casi la totalidad de los sobrecostos por inflexibilidades son los
Distribuidores y en un porcentaje bastante menor los Generadores que consumen
energia par sus servicios auxiliares. Esta reguiacion se mantuvo vigente durante
todo el periodo objeto de estudio de este trabajo. Se considera que es necesario
mantener aun esta metodologia para la liquidacion de inflexibilidades hasta que
fos Distribuidores paguen sus obligaciones a los Generadores y les sea posible
levantar sus inflexibilidades operativas. En la tabla 3.3 se observa la liquidacion

mensual a los Distribuidores por Inflexibilidades Operativas.
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Tabia 3.3: Liquidacién mensual a los Distribuidores por Inflexibilidades Operativas

Abr-99 May-99 | Jun-99 Jul-99 Ago-99 Sep-99 Oct-99

Millones de sucres 11390 11924 12077 12757 13610 4470 9086

_

B Nov-99 Dic-99 Ene-00 | Feb-00 Mar-00 Abr-00 | Promedio

Millones de sucres 3 3242 6 659
B 11871 B 6941 7541.4

3.2.1.3.3 Pago por Restricciones Operativas

En el Reglamento de funcionamiento del MEM, se indica que los sobrecostos por
Restricciones QOperativas, que impliquen la entrada en funcionamiento de
unidades de generacion no previstas en el despacho econdmico, deben ser
pagados por los Agentes causantes de dichas restricciones. El responsabie de la
totalidad de l!as restricciones operativas en el sistema de transmision es
TRANSELECTRIC, mientras que un Distribuidor puede ser el responsable de
impedir la ejecucién del despacho econdmico por requerimientos de calidad de
servicio local: al responsable de una restriccion operativa, se le asignaran los
sobrecostos que se derivan de remunerar al costo variable, superior al costo
marginal, al generador que ingresé para levantar la restriccion. En la tabla 3.4 se

observa la liquidacion mensual a los Distribuidores por Restricciones Qperativas.

Tabla 3.4: Liquidacion mensual a los Distribuidores por Restricciones Operativas

Abr-99 May-99 | Jun-99 Jul-ssﬂ Ago-99 | Sep-99 | Oct-99

Millones de
4
sUCres 503 2142 915 213 93 42 253

Nov-99 Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 Mar-00 Abr-00 | Promedio

Millones de B 6137 17| 01 526 4519 | 803.4
| sucres

_3.2.1.4 Liquidacién de las Transacciones de Energia de los Generadores

3.2.1.4.1 Remuneracion de Energia a los Generadores al Precio de Mercado

La energia liquidada a los Generadores es aquella energia neta, descontando su

consumo de auxiliares, entregada al Mercado Ocasional en su punto frontera.
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El CENACE al ser el encargado de registrar {os contratos a plazo, conoce la curva
de carga horaria de contratos. Mediante el Sistema de Medicidon Comercial, se
determina la energia total entregada al S.N.I.

La energia a ser liquidada por el CENACE, resulta de restar la energia neta total
entregada en el punto de frontera del Generador y la energia pactada en
contratos a plazo.

Cada hora el CENACE evalua, al precio marginal horario, la remuneracién a los
Generadores por concepto de energia neta entregada al sistema en su punto de
frontera, la cual resulta de la muitiplicacion del precio marginai horario en la Barra
de Mercado por el factor de nodo del Generador y por la energia neta entregada,
como se observa en la ecuacion siguiente:
PENEMOGi, =FNGi, xPEM, xENEMOGi, (3.6)
donde:

PENEMOGin= Remuneracion al Generador i por venta de energia neta a la hora h
FNGin

PEM;
ENEMOGIi, = Cantidad de energia neta entregada por el Generador i en el

= Factor de Nodo del Generadori ala horah
= Precio de la Energia en la barra de Mercado a la hora h (S/. / kWh)

Mercado Ocasional a la a la hora h (kWh).

Dado que no se hicieron Contratos a Plazo durante el periodo de estudio, toda la
energia ha sido comercializada en el Mercado Ocasional.

Tabla 3.5: Liguidacién mensual de la energia vendida por los Generadores en el

Mercado ocasional

‘ Abr-89 May-99  [Jun-99  [Jul-99 Ago-99 |Sep-99  |Oct-99 }
| - .

Energia Recibida GWh _ |836.9 8501 809.6 819.9 8159 8135 849.3

Precio  Nodal  Promediol, - g 82.9 57.7 104.6 161.4 486.5 324.1

S/ /kKWh

Liquidacion - Milones  de), \arag 70498 46735 85726 131695  |395708 275241
sucres L
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Tabla 3.5: Liquidaciéon mensual de la energia vendida por los Generadores en el
Mercado ocasional (continuacion)
Nov-99 Pic-ss Ene-00 |Feb-00 |Mar-00 [Abr-00 Promedio]

Energia Recibida GWh 827.6 871.9 851.1 823.2 888.1 864.3 840.1
Precio Nodal Promedio

6590.9 387.4 20.2 498. R . .
S/ /kWh 520 98.6 110.5 105.3 2811

Liquidacion Millones de

571765 337825 k42714 4104186 98113 91082 235476

sucres |

En la tabla 3.5 se observa la energia global vendida en el Mercado QOcasional por
los Generadores, el precio nodal promedio y su liquidacion por este concepto mes

d mes.

3.2.1.4.2 Remuneracién de Energia a Generadores a Precio Distinto al de Mercado

Todos los Generadores que ingresan a operar como resultado del despacho
econdmico diaric programado, son remunerados al precio marginal horario, pero
si a causa de una restriccion operativa ingresa un generador no considerado en el
despacho econdémico o algun generador debe mantenerse operando debido a una
inflexivilidad en periodos que no es requerido por el sistema, a estos generadores
se les remunera a su costo variable declarado siempre y cuando éste no sea

inferior al nrecio marginal. 1o dicho se expresa en la siguiente ecuacion:

PENEMOGKk, =FNGk, x CVGk, x EBMOGK,, (3.7)
donde:

EBMOGin = Energia bruta destinada a cubrir |a restriccion o la infiexibilidad.
PENEMOGK, = Remuneracion al Generador a precio distinto al de Mercado.
CVGkn = Costo variable declarado por el Generador antiecondmico k.

Los sobrecostos debidos a la operacion de generadores antieconémicos a causa
de las restricciones operativas e inflexibilidades estan dados bésicamente por {a
diferencia entre el precio marginal y el costo variable declarado por dichos

generadores como se muestra en la ecuacion siguiente :



SCOGk, = EBMOGk, x FNGk, x CVGk, - ENEGx, x FNGk, x PEM,

donde:

SCOGky

ENEGks,

FNGkn,
CVGks
PEM,
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(3.8)

Sobrecosto de la restriccion o inflexibilidad operativa producido al
ser despachado o permanecer funcionando el Generador
antiecondmico k a la hora h

Energia neta entregada por el Generador antieconémico k a la
hora h

Factor de Nodo del Generador antieconémico k a la hora h

Costo variable declarado por el Generador antieconémico k
Precio de la Energia en la Barra de Mercado a la hora h del

Predespacho.

Los sobrecostos debidos a restricciones operativas son pagados por el o los

Agentes responsables de dichas restricciones. En ia tabla 3.6 se observa la

liquidacion mensual a los Generadores por restricciones operativas.

Tabta 2.6: Liquidacion mensual a los Generadores por Restricciones Operativas

: Abr-99 May-89 | Jun-98 | Jul-99 | Ago-99 | Sep-99 Oct-99
Egresos miilones
e SUGres 0 0 0 o 1 3 50
Ingrasos millones ) =
do sucres 1244 N 8536 6417 5808 2959 875 2140
Nov-39 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00 Abr-00 | Promedio
Egresos miillones 0 0 0 0 0 0 41
de sucres
Ingresos millones 27 1644 156 424 4352 22644 47712
de sucres

Los sobrecostos debidos a inflexibilidades durante la Etapa de Transicidon, son

pagados por todos los Agentes que retiren energia durante las horas que se

mantenga operando el o los generadores inflexibles, proporcionalmente a la

cantidad de energia retirada por cada Agente. En la tabla 3.7 se observa la

liquidacion mensual a los Generadores por inflexibilidades operativas.
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Tabla 3.7: Liquidacion mensual a los Generadores por Restricciones Operativas

|Abr-99 May-99  [Jun-99  [Jul-99  [Ago-99 |[Sep-99 |Oct-99
Sgescs ianes | g7 0 | w8 | = 18 o | =
mgfngug“e'gﬂes 11436 11965 | 12083 12780 13628 4479 9108
Nov-89 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00. | Abr-00 |Promedio
Egrgseosur:g:nss 0 16 | 0 2 31 23 19.0
lngrgzo:urcr:ilﬂl:nes 3 3259 L 6 661 i 11902 6964 7560.5

Puesto que durante el periodo de analisis no han existido los contratos a plazo, no
ha sido necesario que los Generadores compren energia en el Mercado
Ocasional para cumplir con sus obligaciones contractuales.

3.2.1.4.3 Pago de los Generadores por Consumo de Auxiliares

Aquellos Generadores que no hayan sido considerados en ei despacho
acondémico v por ende no ingresan a operar, pero gue consuman energia del
sistema para alimentar sus sistemas secundarios (auxiliares), pagan por este
consumo de energia al precio horario de la energia en ia Barra de Mercado, como

se muestra en la figura siguiente:

PECAGI, =FNGi, xPEM, xECAGi, (3.9)

doncsa:

PECAGi, = Pago porlaenergia consumida en auxiliares por el Generadori a
la hora h

FNGin = Factor de Nodo del Generador i a la hora h.

PEMn = Precio de la energia en la Barra de Mercado ala hora h
(S/./KWhj).

ECAGin = Energia consumida en auxiliares por el Generador i a la hora h
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Tabla 3.8: Liquidacién mensual a los Generadores por Consumo de Energia para

Servicios Auxiliares

| Abr-99 May-98  [Jun-99 Jui-89 Ago-99 Sep-99 Oct-99
'ngf;ﬁiag quonsumol 5 71 2.57 0.96 1.37 1.10 0.87 1.84
[Millones de sucres 312 200 | 48 139 200 361 835

(L Nov-99 Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00 [ Abr-00 |Promedio
Sgiﬂﬁiaf;’ avonsumol .78 3.80 2.03 1.58 2.57 2.77 2.07
Millones de sucres 1994 1452 1072 761 348 321 603.4

En la tabla 3.8 se presenta la liquidacion mensual a los Generadores por consumo

de energia para servicios auxiliares.

3.2.1.5 Liquidacién de Las Transacciones de Energia de la Empresa de Transmisién

3.2.1.3.1 Remuneracion Variable al Transmisor

La remuneracion variable al Transmisor representa, de alguna manera, las

pérdidas de energia en el Sistema de Transmision.

Se evalia en base a la

diferencia entre la energia neta entregada por los Generadores y la neta recibida

nor los Distribuidores v Grandes Consumidores, afectando a cada nodo del

sistema por su respectivo precio nodal de la energia como se observa an la

ecuacion siguiente

RVT, = [2 EeGi, x Fni,xPEM,

i=1

donde :
RVTh
EeGin
ErDin
Fnip

Fnjh

}-[2 ErDj, xFnij, xPEMh]
i=t

= Factor de Nodo del Generadori ala hora h
= Factor de Nodo del Distribuidor i a la hora h

= Remuneracion variable al Transmisor en una hora n

= Energia recibida por el Distribuidor j en su nodo a la hora h

(3.10)

= Energia entregada por el Generador i en su nodo a la hora h
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En cenclusion la Remuneracién Variable al Transmisor puede ser determinada
simpiemente como la diferencia entre el pago total de los Agentes receptores de
energia y el ingreso total de los Agentes que entregan la energia.

En el periodo de estudio no se tuvieron contratos a plazo y la totalidad de energia
se transo en el Mercado Ocasional, por lo tanto la remuneracién variable al

transmisor se calculd utilizando la siguiente ecuacicén:

RVTMO, =PREMO, -IVEMO, (3.11)
donde:
RVTMOh = Remuneracion Variable al Transmisor en el Mercado QOcasional

en una hora h

PREMO, = Suma de los pagos de los Agentes receptores de energia en el
Mercado Ocasional
IVEMOh = Suma de los ingresos de 10s Agentes vendedores de energia en

el Mercado Ocasional

En la tabla 3.9 se presenta el caiculo de la remuneracion variable al Transmisor

aplicando la ecuacién antes citada.

Tabla 3.9: Célculo de la Remuneracién Variable al Transmisor

(Millones de Sucres)

Abr-99 May-99 | Jun-99 Jul-99 Ago-99 Sep-99 Oct-99

Egreso Global por

i“e'g'a de fos 108439 74018 48073 88138 135659 | 403080 280633
gentes

Consumidores

Ingreso Glotal por
Energia de ios 103578 70498 46735 85726 131695 395798 275241

Agentes Productores

Remunerzacion
Vanable al 4861 3520 1338 2412 3964 7282 5392

Transmisor
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Tabla 3.9: Célculo de la Remuneracién Variable al Transmisor
Millones de Sucres (continuacion)

Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-0Q Abr-00 |Promedio

Egresc Global por
Energia de lcs
Agengt‘es 578431 343697 447329 415871 101545 94562 239960

Cunsumidores

Ingreso Global por
Energia de los 571765 337825 442714 410416 98113 91082 235476
Agentes Productores

Remuneracién
Variable al 6666 5872 4614 5456 3433 3480 4484
Transmisor L |

3.2.1.5.2 Pago por Restricciones Operativas

Uno de los componentes mas criticos del S.N.I. es el Sistema de Transmision, la
topctogia de la red v la capacidad, de algunos de sus elementos inferior, a la
requerida por la cemanda actual, son las causas principales de varias
restricciones operativas que hacen necesario el ingreso de generadores no
considerados en el despacho econémicc programado, para mejorar el perfil de
voltaje de ciertas zonas o para aliviar la sobrecarga de algunos elementos del
Sistema de Transmisidn, especialmente transformadores. Los sobrecostos
resultantes deben ser cubiertos por la Empresa de Transmisién. El pago de estos
sobrecostos constituyen upa sefial para superar las restricciones operativas, pero
no muy eficaz por ser bastante bajo, constituyendo en promedio el 0,8% de los
egresos de los Actores del MEM y frente a sus ingresos esta penalizacion
representa en promedio el 6,2%, entonces aparentemente al Transmisor le resulta

mas conveniente pagar la penaiizacidon que levantar las restricciones.

Las principales restricciones operativas del sistema de Transmision, corresponden

a las restricciones de transferencia por las subestaciones Pascuales y Salitral.

En la tabla 3.10 se observa la liquidacién mensual al Transmisor por Restricciones

Operativas.
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Tabla 3.10: Liquidacién mensual al Transmisor por Restricciones Operativas

| - | Abr-93 May-99 | Jun-99 | Jul-99 T Ago-99 | Sep-99 | Oct-99 |

(iillones de sucres 741 6394 5502 5595 L 2465 737 1836

Nov-Qsj Dic-99 | Ene-C0 | Feb-00 Mar-00 Abr-00 |Promedio

Millones de sucres 420 1237 179 476 8598 18467 4081

3.2.1.6 Regulacion No. CONELEC - 002/00 Restricciones e Inflexibilidades

Operativas

La regulacién CONELEC-002/00 aprobada el 17 de abril de 2000, tiene como
objetivo determinar y asignar los sobrecostos de produccion de las unidades de
generacion e impoertaciones, que por sus caracteristicas técnicas deben
parmanecer en operacion durante periodos en los cuales su costo variable de

oroduccion es superior al costo marginal en la Barra de Mercado.

Esta generacion, incluida las importaciones, sera calificada, en operacion normal,
como: obligatoria, forzaoa, inflexible o no soliciiada, dgpendienao de las
condiciones bajo las cuales ingresan a ia operacion y cuyas definicicnes se

expresan en dicha regulacioén.

Los términos antes citados, comienzan a ser aplicados a partir de mayo de 2000,
en las liguidaciones de energia realizadas por el CENACE, por lo que no influyen
en el andlisis que se realiza en el presente trabajo, enfocado al periodo abril 1999

- abril 2000.
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3.2.2 LIQUIDACION DE POTENCIA EN EL MEM

3.2.2.1 Liquidacidon a los Generadores

3.2.2.1.1 Liquidacién de la Potencia Remunerable Puesta a Disposicion

En la etapa de Pianeamiento Operativo se establece la Potencia Remunerable
puesta a disposicién PR, como la cantidad de potencia a ser considerada para
cada central hidroeléctrica o unidad termoeléctrica en la liquidacién de potencia.

No todos los generadores cumplen exactamente con su Potencia Remunerable
puesta a disposicidn. A la potencia real disponible durante un mes se le
denomina Potencia Media Puesta a Disposicion PMPAD y es igual a la PR
multiplicada por un factor de disponibilidad, como se observa en la siguiente

ecuacion:

PMPAD,, =PR, *FD (3.12)
Ademas:
HDIS,
Cmltom (3.13)
' HTOT
donde
PMPAD;n = Potencia media puesta a disposicion del generador i en el mes
m.
FDim = Factor de disponibilidad del generador g en el mes m.
HDISim = Horas de disponihilidad real de la unidad termoeléctrica o planta
hidroeléctrica i en el mes m.
HTOT = Horas totales del mes.

La remuneracion por potencia de un generador se obtiene mediante la siguiente

ecuacion:
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REMGENPR = min{PR, PMPAD) * $Pp (3.14)

Donde:

$Pp es el precio unitario de la potencia, el cual es un valor definido por el
CONELEC y puede cambiar mediante una férmula de ajuste aprobada también
por el CONELEC.

La PR es la potencia planificada y la PMPAD es la Potencia Media Puesta a
Disposicion resultante de la operacién real. Si el generador esta disponible
durante todas las horas del mes, el factor de disponibilidad es igual a uno y PR es
igual a PMPAD.

£n la tabla 3.11 se presenta la Potencia Remunerable real, el precio unitario de la

potencia y la liquidacion mensual de 'a PR a los Generadores

Tabla 3.11: Liquidacion mensual de la Potencia Remunerable Puesta a

Disposicion
Abr-99 May-89 |Jun-99 |Jul-99  |Ago-99 |Sep-39 |Oct-99

PR a remunerar MW 1137 1144 1059 1024 940 1067 1346
Precio Unitario de

46124 46124 55366 59947 58124 59613 77189
Polencia S/./kw/mes
Remuneracién por

52443 52766 58633 61386 54637 63607 103920
PRPD {

Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 viar-00 Abr-00 |Promedio
PR a remunerar MW 1285 1292 2089 ! 1917 1956 18687 1394
Precio Unitano de !

65809 78678 88107 105491 105491 105491 731866
Potencia 3/./kW/mes
Remuneracién par :

84545 101683 184020 202220 206340 196951 108473
PRPD
L L |

Se nota que la PRPD aumentd a partir de enerc de 2000 por la aplicacion de la

Regulacién 001/00, las unidades termoeléctricas son las que se han beneficiado
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an mayor proporcion del aumento y distribucién de la PRPD, lo cual es
conveniente desde el punto de vista de asegurar el abastecimiento de la

demanda.

3.2.2.1.2 Precio Unirtario de la Potencia

El precio unitario de la potencia puede cambiar en base a la siguiente ecuacién de
ajuste aprobada por el CONELEC:

$Ppn = $Ppa * FRmM

Donde:

SPpn - Precio de la potencia nuevo

$Ppn - Precio de la potencia del mes anterior
FRm = Factor de reajuste

FRm= TCm/ Tco

Donde:
TCm _Es el precio promedio de venta del délar americano correspondiente al mes

de evaluacion
TCo = Es el precio promedio de venta del délar americano correspondiente al mes

inmediatamente anterior

Tabla 3.12: Evolucién del Precio Unitario de Potencia

S/./kWimes
Abr-99 May-99  [Jun-99 Jul-99 Ago-99  |Sep-99 Oct-99
46124 46124 {55366 59947 58124 59613 77189
Si./kW/mes
Nov-99  [Dic-99 Ene-00 Feh-C0 Mar-00 Abr-00  |May-GO
65809  |78678 88107 105491 105491 105491 105491
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3.2.2.1.3 Liguidacion de la Reserva Adicional de Potencia

El CENACE define semanalmente el monto de potencia para reserva, de una lista
de mérito proveniente de una licitacion de generadores que no fueron
considerados en la programacion semanal.

El precio al que se remunera la Reserva Adicional de Potencia es aquel que
resulte de la lista de mérito de los generadores calificados para reserva pero
nunca es mayor gue el precio unitario de potencia $Pp, al que se remunera la PR.

La remuneracién a los generadores por Reserva Adicional de Potencia, se calcula

mediante la siguiente ecuacién:
REMGENRAP = PRAP * $Prap {3.15)

Donde la PRAP es la potencia considerada para la reserva de potencia y SPrap
es el precio de la potencia en reserva cuyo valor deba ser menor © igual al precio

de la potencia $Pp.

Son remunerados por Reserva Adicional de Potencia los generadores dentro de la
lista de meriio, gue no se les na asignadc Potencia Remuncrable Puesta a
Disposicion.

3.2.2.1.4 Liquidacion de la Regulacion de Frecuencia

a) Liguidacién de la Reserva para Requlacion Primaria de Frecuencia

De acuerdo a ia legislacion vigente todos los generadores deben aportar reserva
para Regulacién Primaria de Frecuencia {RPF), por |0 tanto no existe
transacciones entre generadores y existe Unicamente un pago o una
remuneracion cuando los generadores no cumplen con los requerimientos de
potencia de reserva para RPF. Durante el periodo de estudio el CENACE ha
definido como porcentaje Optimo de reserva de para RPF, 4% de la potencia
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efectiva de cada unidad generadora en estacion lluviosa y 3% para el periodo de

estiaje.

La metodologia para determinar el cumplimiento de la reserva y que se ejecute

efectivamente la RPF, es l|a siguiente:

En operacién normal se compara la Reserva Programada con |a Reserva Real,
con una tolerancia del 1% de su potencia efectiva; si se supera dicha tolerancia se

considera que la unidad no regulé.

Las curvas de 10 s del sistema SPIDER, que si bien no son las mas adecuadas,
permiten determinar si la potencia de una unidad luego de una contingencia es

diferente a la inicial en cuyo caso se evidencia su regulacion,

Los registros gque entregan los Agentes acerca de su participacion en la
regulacion primaria de frecuencia, luego de situaciones anormales de operacion y

de emergencia.

Son remunerados al precio unitaric de potencia $Pp, al que se remunera la PR,
los generadores que tienen exceso de potencia utilizable como reserva para RPF
y cubren los déficit causados por los generadores que tecnicamente no pueden
cumplir con el porcentaje de potencia establecido por el CENACE para la

regulacién primaria de frecuencia.

Un Agente podria tender a no contribuir en fa RPF para recibir una mayor
remuneracién por energia, aunque por ley deben operar con el regulador de
velocidad libre, por lo cual es importante que el CENACE eiecute en periocdos

razonables auditorias técnicas a los Agentes.

Los generadores que no aportaron con el porcentaje de reserva regulante, deben
pagar el monto a remunerar a los generadores que aportaron con un exceso de

potencia para reserva regulante que cubri¢ su déficit.
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b) Liquidacién de la Requlacién Secundaria de Frecuencia

El porcentaje de potencia asignado a la reserva para Regulacion Secundaria de
Frecuencia RSF y los generadores que participan en ella son determinados por &l
CENACE. Durante todo el periodo objeto de analisis de este trabajo, la central
hidroeléctrica Paute realizé la Reguiacion Secundaria de Frecuencia.

Durante el pericdo de estudio, la potencia a ser remunerada por concepto de
reserva para RSF, se determina como un porcentaje de la demanda horaria del
sistema, se obtiene un promedio mensual de estos valores horarios y se liquida
mensualmente al precio unitario de potencia. El porcentaje dptimo de reserva para
RSF es 3% de la demanda del sistema en la estacidon seca y 3,2% en la estacion

lluviosa.

La remuneracion por RSF se calcula mediante Ia siguiente ecuacion:

REMGENRSF = PRSF * $Pp (3.18)

Donde la PRSF es la potencia considerada para Regulacion Secundaria de
Frecuencia y $Pp es el precio unitario de potencia al cual se remunera la PR. El
precio al que se remunera la RSF debe ser mucho mas alto que el precio al que
se remunera la RPF, pues la RSF debe ser realizada por generadores que
cuenten con Control Automatico de Generacion lo cual implica una inversion
bastante alta, pero hasta el momento se viene realizando manualmente por Io
tanto no se ha visto la necesidad de una diferencia entre el precio al que se
remunera la RPF y RSF.

£n la tabla 3.13 se presenta la Potencia considerada para RSF y mediante su
multiplicacidon por el precio unitario de potencia, se calcula el monto que deben

pagar los Distribuidores por RSF.



Tabla 3.13: Liquidacién de la Potencia para RSF

187

Abr-99 May-99 | Jun-99 Jul-99 Ago-99 | Sep-99 Oct-99
Potencia considerada

35.9 35.5 36.35 35.59 35.49 36.82 37.13
para RSF MW
Precio Unitario del

46124 46124 55366 59947 58124 59613 77189
Potencia S/./kKW/mes
Remuneracion por ASF

1658 1639 2013 2134 2063 2195 2866
millones de sucres

| Nov-99 Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00 | Abr-00 |Promedio

Potenia considerada para

36.7 38.2 37.5 38.8 38.6 38.8 37.0
RSF MW :
Precio Unitario de

65809 78678 88107 105491 105491 105491 73196
Potencia S/./kW/mes
Remuneracion por ASF
B 2415 3005 3305 4093 4072 4093 2735
miilones de sucres B L

3.2.2.1.5 Liquidacion de Arranque — Paradad'’®'

Son objeto de liquidacién los arranques en frio de las unidades turbo — vapor
cuando por causas operativas el CENACE ha visto la necesidad de parar este tipo
de unidades y solicitar su arranque antes de 48 horas; si se solicita un arrangue
cuandc .a unidad ha permanecido parada por un pericdo menor a 48 horas, se
considera un arranque en caliente y no es objeto de remuneracion. El costo de
arranque — parada es declarado estacionalmente por el Agente Generador.

La remuneracion a los generadores por concepto de arranque -~ parada, se
calcula mediante la siguiente ecuacion:
REMGENA&P =N * SCAP {3.17)

Donde N es el nimero de arranques - paradas en frio de una unidad turbo-vapor y
SCAP es el costo de arranque - parada declarado por el generador.
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Tacla 3.14: Costos Pagados de Arranque y Parada de Unidades Turbo Vapor

(Sucres)
| UNIDAD | OCTUBRE | DICIEMBRE ENERQ MARZO
TRINITARIA 582,252,750
TERMOESMERALDAS U1 180,515,712 63,085,112
G. ZEVALLOS U1 63,085,112

Para todos los casos de la tabla 3.14, N es igual a la unidad.

3.2.2.1.6 Remuneracion Total por Potencia a los Generadores

Con las remuneraciones anteriores se establece el valor total a remunerar por
potencia REMPOT a los generadores i de la siguiente forma:

REMPOT = > REMGENPR;+ Y REMGENRSF; + > REMGENA&P; +

S REMGENRAP (3.18)

En el valor total a remunerar no se considera los cobros o pagos por concepto de

RPF, ya que esta es una liquidacién entre generadores.

3.2.2.2 Liquidacién a los Distribuidores

Para determinar el pago de los diferentes valores por potencia, por los
Distribuidores a los Generadores, se establece el Cargo Equivalente de Energia

CEP, definido de la siguiente manera:

CEP = REMPOT [S/./kWh] (3.19)

E NERTODEM media, punta

Donde:



REMPQT es el valor total a remunerar por potencia a todos los generadores
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ENERTODEMmedia, punta, €5 la energia total demandada por los Agentes

Distribuidores en horas de demanda media y punta en sus barras de recepcién.

Para cada Distribuidor i el pago por potencia seria:

PAGODIS; = ENERTODEMmedia, puntai * CEP

Donde:

(3.20)

ENERTODEMnedia, punta | €5 la energia total demandada por el Distribuidor i en

horas de demanda media y punta en sus barras de recepcion.

En la tabla 3.15 se presenta la remuneracion total por potencia, la energia

consumida en demanda media y punta y el cargo equivalente por potencia.

Tabla 3.15: Asignacién del Pago por Potencia que los Distribuidores hacen a ios

Generadores
Abr-99 May-99 Jun-99 Jul-99 Ago-589 Sep-99 Oct-99
[F’ago Total por
rotaiicia millones Ge 58274 54480 60850 B3E36 56680 65825 106966
sucres
Energia en
Demanda media y 472.5 458.0 465.3 4606 451.2 469.2 471.5
punta GWh
Cargo Equivalente
de Potencia S//KWh 123.3 119.0 130.4 138.0 125.6 140.3 226.9
|
Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00 Abr-00 | Promedio

Pago Total por T
Potencia millones de 87022 104754 187712 192652 210218 201996 111599.7
sucres
Energia en )
Demanda media y 458.4 499.1 386.6 465.9 484.0 547.9 468.5
punta GWh
Cargo Equivalente

189.8 209.9 485.5 413.5 434.4 368.7 238.9
de Potencia 5/./kWh | |




En la figura 3.5 se observa un diagrama de flujo del proceso de Liquidacién de

Potencia en el MEM.

DIR. SISTEMAS DE
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Figura 3.5 : Diagrama de Flujo del Proceso de Liquidacion de
Potencia en el MEM

3.2.2.3 Transacciones de Potencia Reactiva en el MEM

En la Regulacion del CONELEC 009/99 se estabiece que cada Agente del MEM
debe suministrar potencia reactiva con su propios equipos de tal manera de
cumplir con los niveles de voltaje requeridos. Si por alguna causa dichos equipos
rno operan o son insuficientes, el CENACE determinara la operacién de equipos
adicionales para cumplir con dicho voltaje. Los Agentes que aporten con potencia
reactiva adicional seran remunerados y los costos seran asumidos por el Agente

que no puede abastecer la potencia reactiva establecida.



Tabla 3.16: Costos Variables y Fijos de la Produccion de Reactivos de

Compensadores Sincronos

| ] COSTO
MES CENTRAL | UNIDADES COSTO FIJO
VARIABLE
S/JkVARh |S//kVAR/mes
SEPTIEMBRE-99 | STA ROSA U1 24.63 19,318
U2 24.63 11,317
OCTUBRE-99 STA ROSA U1 30.64 21,964
u2 30.64 21,964
NOVIEMBRE-99 STA ROSA U1 41,71 28,439
' u2 41.71 28,439
L DICIEMBRE-29 STA ROSA Ut 51.28 32,793
U2 51.28 32,783
ENERO-00 STA ROSA U1 48.25 3,020
U2 48.25 3,020
FEBRERO-00 STA ROSA U1 51.85 4,037
U2 51.85 4,037
ECUAPOWER | STA ELENA 150.45 7,788
SDUT 85.06 16,923
SDu2 95.06 7,762
MARZO-00 STA ROSA (VE 52.99 4,170
U2 52.29 4,170
ECUAPOWER | STA ELENA 151.53 8,200
SDUT 96.2 17,818
sSbu2 96.2 8,173
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La magnitud de Potencia Reactiva Remunerable Disponible constituye aquella

potencia reactiva, inductiva y capacitiva, puesta a disposicion por cada Agente,

una vez que haya cumplido con los parametros o indices obligatorios de calidad y

gue posea un equipo exclusivo para el control de voltaje. La magnitud de potencia

reactiva puesta a disposicion por cada Agente a ser utilizada, la determinara el

CENACE, dentro de la Planificacién Operativa y Despacho Econémico.
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Los costos de produccién de la potencia reactiva se calcularan en base a costos
fijos y costos variables declarados por los Agentes propietarios; y, se muestran en
la tabla 3.16.

Los costos fijos se representan por el precic unitario de la potencia reactiva que
es declarado por el Agente propietario y corresponde al costo unitario mensual del
capital y los costos fijos de operacion y mantenimiento unicamente de los equipos
que funcionan para producir potencia reactiva.

Se entiende por costos variables aquellos que cambian en funcién del periodo de
operacion u horas de funcionamiento de los equipos destinados exclusivamente

para el control de voltaje.

En la tabla 3.17 se presenta la liquidacién de potencia reactiva que inicid en
noviembre de 1999, de acuerdo a la Regulacién 009/99.

Tabia 3.17: Liquidacion de Potencia Reactiva a los Distribuidores y al Transmisor

Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00 Abr-00
Pago del Transmisor por
Reactivos, millones de 2431 4442 426 1101 1484 2869
SUCres
Pagn del Distribuidor por
Reactives, millones de 401 205 140 153 173 342
sucres |

3.2.2.4 Remuneracion por Tarifa Fija de Transmisién

Los Distribuidores deben saldar las obligaciones econdmicas que implica el
transporte de la energia hasta sus puntos de recepcion a través del Sistema de

Transmision.

Hasta octubre de 1999, la remuneracién mensual al transmisor se calculé como la
multiplicacion entre la energia retirada por cada distribuidor en su barra de
recepcion y la Tarifa Fija de Transmision fijada por el CONELEC para ese mes.

El cobro a cada distribuidor i por la Tarifa Fija de Transmisién se calcula mediante

la siguiente formula:
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COBRODIS= Eentregada; * TFT (3.21)

Donde:

Eentregada; es la energia entregada a cada distribuidor i en su barra de
recepcion.
TFT, es la Tarifa Fija de Transmision

La resolucion del CONELEC No. 123 de octubre de 1998, en el literal 3, establece
que la Tarifa de Transmision sera de S/.47,61/kWh transportado,

independientemente de los puntos de entrega y recepcion.

En el articulo 22 del Reglamento de Tarifas se establece que la Tarifa Fija de
Transmision sera reajustada automaticamente en base a férmulas aprobadas por
2] CONELEC. Los reajustes se haran efectivos siempre y cuando los resultados
de dichas férmuilas reflejen una variacion acumulada de costos superior al 5% en

més o en menos®®.

La formula utilizada para el ajuste de |la Tarifa Fija de Transmisién, es la siguiente:

TTnueva = FRTm * TTanTerRIOR (3.22)
Donde:

TTrueva = Tarifa de Transmisién nueva

TTanterior = Tarifa de Transmisién del mes anterior

FRTm = Factor de reajuste en el mes m

FRTm= o4 *TCm/ Tco + a2 * IPCUn / 1IPCUq (3.23)
Donde:

TCm = Precio promedio de venta del ddlar americano correspondiente al

mes m.



TCo =

mes inmediatamente anterior

G, G2 =
IPCUm =
iPCUy =

Coeficientes de ponderacion, o + ¢tz =

Indice general de precios al Consumidor para el mes m
Indice general de precios al Consumidor para el mes anterior
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Precio promedio de venta del ddlar americano correspondiente al

El CONELEC envio un oficio al CENACE en que solicita que en base al articulo
22 del Reglamento de Tarifas, la liquidacion de los cargos por transporte y

conexion sean calculados con base en

la demanda mdaxima mensual no

coincidente a una tarifa inicial para noviembre de S$/.32 268kW de demanda

maxima no coincidente en cada Distribuidor. En la tabla 3.18 se observa la
variacion de la Tarifa Fija de Transmisién, la energia transportada, la demanda

maxima no coincidente y el ingreso por cargos fijos del Transmisor.

Tabla 3.18: Remuneracién por Tarifa Fija de Transmision

Abr-99 May-99 | Jun-99 Jul-99 Ago-99 Sep-QT\ Oct-99 |
Snergia Transporiadal 677 3 693.4 688.0 690.2 689.8 651.7 704.6
?ﬁ;ﬁ‘g}l i KWh| - 4761 64.98 64.98 70.93 75.78 75.78 75.78
Ingreso por Sa1gos Mios)  app44 | 4sose | 44707 | 48Es4 | 52274 | ss3ss | 5309

Nov-99 | Dic-99 | Ene-00 | Feb-00 | Mar-00 | Abr-00 |Promedio
E;?C?ggﬁtem'ma 0 18013 | 18429 | 18043 | 17930 | 18404 | 1840.9 1211
a’;;\r”na n?:ec oﬁg{g:‘gia 32268 37620 | 41309 | 48840 48840 48840 19861
'rgﬁlff:s P s fios) 58760 69330 | 74534 | 87570 89883 89910 61232
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3.2.3 ANALISIS DE LA RECUPERACION DE LA FACTURACION DE LOS
DISTRIBUIDORES Y PAGOS REALIZADOS A LOS GENERADORES Y
TRANSELECTRIC

3.2.3.1 Facturacién y Cobro de Transacciones en el MEM

En el articulo 36 del Reglamento de Funcionamiento del MEM se expresa que
luego de concluido el proceso de liquidacion y la elaboracion y publicacion de los
repones de transacciones comerciales correspondiente al mes antenor, el
CENACE procedera a elaborar y emitir una factura a cada uno de los Agentes del
MEM. Esta factura serd entregada en los primeros diez dias del mes

correspondiente.

La factura contiene el reporte de todas las transacciones que hayan sido
liquidadas en cada dia del mes inmediatamente anterior, asi como los pagos y
saldos correspondientes, incluyendo los cargos del transmisor, de las facturas se
deduce a cada Agente el aporte para el funcionamiento del CENACE y los cargos
que el CONELEC hubiere determinado por incumplimiento de la calidad del

servicio.

En la tabla 3.19 se observa la facturacion a los Distribuidores mes a mes en el
perfodo abril 1999 — ahril 2000. En esta facturacién se ha descontado el monto
que deben recibir los Generadores no escindidos de las Empresas de

Distribucién.

b) Acuerdos Internos Establecidos por el Fondo de Solidaridad

De acuerdo a las Actas del 25 de noviembre de 1999 y del 7 de febrero de 2000,
los Agzentes del MEM que pertenecen al Fondo de Solidaridad acordaron solicitar
al CENACE una religuidaciéon de las transacciones de energia para el periodo
septiembre 1999 — febrero de 2000 con el fin de reducir los montos a pagar por
los Distribuidores, en vista de que su saldo por pagar al MEM era bastante alto.
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Tabla 3.19: Facturacion a los Distribuidores descontando su aporte como
Generadores en el Periodo Abril 1999 - Abril 2000 (Millones de Sucres)

us?rh:mosgsm Abr-9 May-99 Jun-99 Ju-98 AQo-99 Sep-99 Oct-99
1|AMBATO S.A 5,860 5.534 5,302 6,390 7.837 11,457 12,583
2|AZOGUES C.A. 917 885 753 1.015 1.230 1,769 1,884
3|BOLIVAR S.A 842 BO7 810 068 1,149 1.672 1,795
4|COTOPAXI S.A 3,501 2,675 2,765 3,274 3,263 5,201 5,870
S|ESMERALDAS S.A. 4,506 4,494 4,186 5,751 6,640 8,847 9,687
6/LOS RIOS C.A. 4,298 4,419 4,000 4,981 5,870 8,489 9,664
7|REG. MANAB! S.A. 13,814 12,879 11,642 15,374 19177 26,382 30,175
8|MILAGRO C.A 7.353 8,980 6,306 8,361 10,050 13,935 16,420
slouTo S.A 33310 36,429 35,838 46,701 54,303 81,124 89,444
10{REG. CENTRO SUR S.A 4,569 4,967 5.872 6,058 5,668 4,978 14,593
11|REGIONAL SUR S.A. 2,594 2,714 2,402 3,156 3,753 4,949 6,371
12/EL ORO S.A 8,584 7,708 6.683 8,497 10.204 14,356 17,083
+3|RIOBAMBA S.A. 1,972 1 868 1.989 2.323 2,478 3,366 4,166
14/PEN. DE STA ELENA C. 4,484 4,068 3.969 5.005 5.670 8,279 10,462
15| SANTO DOMINGO S.A, 4,675 4.457 4126 5.528 6.668 9.310 10,519
16/ EMELEC 62,275 54,350 53.805 50.533 73544 | 126801 | 129,549
:7|EMELGLA s.A. 16,220 15,187 14,157 18,055 21,581 31,152 34,831
+8|REG. NQRTE S.A. 5.205 5.140 4.620 5.948 7.529 10.297 8.214
TOTAL 180058 | 175527 | 169264 | oorgss |  2a7.813| 372314 | 413201
m;’;rgjosgsms Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00 Abr-00 TOTAL
1|AMBATO S.A 16,800 16,108 -9.357 16,788 12,436 11,783 | 136,541
2|AZOGUES CA. 2,589 2 641 3,120 2,693 1,935 1,881 21,381
3|BOLIVAR S.A 2,567 2,654 3,052 2,403 2012 1.828 20,732
s|coToPAX! S.A. 3,637 7,636 o804 3.824 7,129 7.144 66.629 |
5|ESMERALDAS S.A. 12,146 12,603 15,412 13,349 9,868 9.367 | 107.487
6|LOS RIOS C.A 12,586 11,632 14,191 11,352 8,268 8,545 99,750
7|REG. MANABI S.A 40,195 40,148 49.003 39,382 28422 27146 | 326,505
8[MILAGRO C.A 21,842 20,333 24019 19,564 13,185 12842 | 168,369
olauiTo SA 122231 | 113950 | 141362 | 122964 g1,718 84585 | 975373
10|REG. CENTRO SUR S.A] 18,470 21,307 22,226 17,326 22,353 21335 | 149,338
11|REGIONAL SUR S.A. B,418 8,285 9,170 7,090 5,201 5,072 64,103
12|EL oRO S.A 22,601 22,115 27,296 22,977 17,182 16,048 | 185,284
13|RIOBAMBA S.A. 7.151 7,427 10,091 8,203 6.902 8,171 57,938
14|PEN. DE STA ELENAC.| 13697 13,955 17,006 16,084 11,339 10,451 | 114,088
15| SANTO DOMINGO S.A. 13,428 13,373 15,910 13,383 9,900 9318 | 111,207
16|EMELEC 206153 | 182,404 | 206.967 | £13.008 |  119.957 | _ 109,955 | 1.519,446
17|EMELGLR SA. 45,224 43,124 53.260 43,507 31,67 31,200 | 368,005
18|REG. NORTE S.A 11,207 13,122 18,484 15,128 12,058 11,653 | 117,141
TOTAL se6,125 |  ss2865| esoses| 595085 | 411,483 | 386,323 | 4,997,819
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La metodologia para la reliquidacidn consistié en establecer acuerdos, para que
la totalidad de energia de los Generadores que son propiedad del fondo de
Solidaridad, se venda proporcionalmente a los Distribuidores a un precio fijo de
S/.288/kWh en el periodo septiembre 1992 — febrero de 2000. La energia vendida
en el Mercado Ocasional corresponde a la producida por: ECUAPOWER,
ELECAUSTRO, ELECTOECUADOR, ELECTROQUIL, ENERGYCORP
HIDRONACION.

e

En promedio durante el pericdo septiembre 1999 - febrero de 2000 el 84% de la
energia recibida por los Distribuidores se considerd contratada al precio antes
citado, mientras que el 16% fue energia comprada en el Mercado Ocasional

liquidada mediante el proceso normal y explicado en este capitulo.

Tabia 3.20: Reliquidacion por Acuerdos Internos Establecidos por el Fondo de
Solidaridad (Millones de Sucres)

T | SEPTEMBRE® OCTUBRE 99 NOVEWBRE % DIGEMBRE 99 ENERO 00 FEBRERD 00
EMPRESAS : -
DISTRIBUIDORAS | Valor vaior vaor Naor Valor Vaor \alor Valor Vaor ' Valor Vaior Valor

facturado |Refacturaco |lacturado {Refacturaso |facturaco |Refacturado |facturaco | Refacturaco |facturado |Rafacturada |facturado |Refactraco
AVBATO S A 1927  11as7| 1azs0|  1wses| 237 16800 18.142 w108 2822| 19357 20497 6783
AZOGLES CA 2352 1789 1923 1964 3550 25as|  2.951 2641| 3738 2120|3289 2650
SOLVAA S.A 2172 1672 1863 1795|3304 2557 203 2654|3556 aos2| 2829 2403
COTOPAN S A 8629 s201| 6169 58| 11548 8637 B.484 7588| 11208 9804[ 11849 9.824
ESMERALDAS S.A 10967 sar| 972 agar| 1s8m| 24| 13720 12603 17784  1sa12| 1se43| 13348
LOS RS CA 1147 gas0| 10212 9p64| 17408  12588| 13000 1ex2| wmo|  1aas| 4on 11,352
REG, MANABL S A arree|  oee| ms4ra|  wavs| saser|  souss| ssmz| a8l eoge1| wom| soms| mae
MLAGRO C A 8720  13gs| 1741 wao| soz8| 21842 mess| 20| 27 24019| 24307| 19564
QUTO SA 10aa76| 81124| wasse|  mosss| tesr1|  ezem| weeea| 11380l 1m30te|  war13e2| 14a0m2]  1zess
REG.CENTROSURSA| 11289 s8] 21343|  200me| 40577 zosw0| 31946 s8] w@2s3] 2| wssa| s
REGIONAL SUR S A 8313 spa8| 787 s371| 11351 BA18| 9287 8265| 10854 ai7a| 8397 7,060
EL ORO SA 19793 1aase| 1asiz|  17oea| mera|  z2eo| 2342 2us| nsg|  we| maes| 2o
FIOBAVBAS.A 3,855 LY ) PEES a186| 8o 7351] 6,006 7a7| sl 1000t 9ms B.203
CPf:‘ CESTAELENA | 1 0 gzre] 11.105)  tose2| 1s8s2|  13eor| 15683 13965| 20626 17008 19me|  1epss
SANTO DOMNGO SA | 12480 amal| 1133]  1os8| eaes|  tases| 15049 12.373| 19,024 15010| 16412] 1333
EMELEC 128001  128801] 120549  12o5e| 208153]  208153| 1ezaoa|  1ezeod| zmoer|  zeeer| 213008|  230m
EMELGUR S A asia|  31as2| msas|  msm| eoa| 52| asze|  a3124] e3m97]  ssze0| sagmi|  assor
REG. NORTE 5 A | ezl 0207 799 s21a] 13|  nzer| 1ates|  mazz| 21457 1848e| 76| 15123
TOTAL a3s3| arm4| asarer|  atspes| 16437  se7o63| eossso|  se005| 7Ee7a3 | vozses| emeser|  eovis
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En la tabla 3.20 se observan los resultados de la reliquidacién realizada por los
acuerdos internos entre Agentes establecidos por el Fonde de Solidaridad. En el
periodo septiembre 1999 — febrero 2000 el monto facturado originalmente a los
Distribuidores se redujo en 461,5 miles de millones de sucres que equivale al

12,4% de la facturacion original en ese periodo.

En la tabla 3.21 se observa la Recuperacién Acumulada de la Facturacién a los
Distribuidores, durante todo el periodo abril 1999 — abril 2000. Esta tabla incluye
los pagos realizados hasta el 20 de Junio de 2000.

El monto facturado a los Distribuidores, descontando su aporte como
Generadores, hasta abril de 2000 asciende a 4 997,8 miies de miillones de
sucres(199,2 millones de ddlares) de los cuales se ha cancelado 1 553,5 miles de
millones de sucres (62,1 millones de ddlares) correspondientes al 31,1% de la
facturacion, con un saldo pendiente de 3 444,3 miles de miliones de sucres (137,7
millones de ddlares) equivalentes al 68,9% de la facturacion. En la facturacion se

toma en cuenta la reliquidacién realizada por acuerdos entre los Generadores y

Distribuidores.

Tabla 3.21: Recuperacion Acumulada de la Facturacion a los Distribuidores,

durante el periodo abril 1999 - abril 2000

ACUMULADG

Pam#cumulidns'

% Acum par

EMPRESAS n
DISTRIAUIDORAS Yalor a pagar participacién. Transelactric {2) CENACE TOTAL Pagar Pagar
1AMEATO S.A. 148323609 115 297 5 488,000,000 112575,849 712 116,163 849 712 3,159,759 403 20.3%
2[AZOGUES C.A 23261844 822 0.47 - 18 940 B45 952 18,940 545 852 4,321,198 1B.o%
3[ROUVAR S A 22 50 03 612 0.55 5 167 556,136 5 167 358 108 1739045504 | 77.1%
41COTOPAXI S A 75 773 462 055 152 35 502 527 493 35,602 527 43 40170934 562 530%
S{ESMERALLAS S.A 16 854 121 630 234 11 207 0C0,000 11,967,200 0] 104,347 121 030 B95%
BILCS RIDS C A 108294 991 318 217 - 6507 766,727 507,755 .77 101,787 224 5 94.0%
7IRSG MANABI S.A 353 740,347 329 708 £§.000,000.000 39535,156,891 45 835 156 831 37 905,190 58 87 0%
BIMILAGRO C A 181 211,070 657 363 - 52612117 6% 2512117628 128,598 953 131 71.3%
HOLTO S.A 1.059.857 196,494 2121 48 405,161 840 572 31 2B 676 821,236 730518 A3 720 407 373 H.4%
<0IREG. CENTRO SUR 8.A 170 672,99 563 341 . 138 630,559 B57 135 EN I ES 2041 96906 183%
11|REGIONAL SLR S.A 59 174821317 1.38 2 503 560,070 27,158 413,049 22752373119 B 42274818 57 0%
12/E_CROSA 201 232,586,115 403 - 411174 543 586 41,174 543 £56 180,158 042 58 79.5%
13|R'OBAMBA S A 64 109,039,033 1.8 - 20998 675 255 0,908,575 256 43.206,363.773 B 4%
14|PEN. DE STA ELENA C 124 538,813,090 249 9,531 489 384 53831 077 017 62,362 506 401 52,776 246 533 49.3%
15|SANTO DOMINGO S A 120 713778,153 2.41 4674834 900 57 810,832, 504 82585 07 46 802811077 48.1%
BIEMCSLEC 1 529 00,906,536 3280 . 155,000.000,000 165 000,000 000 1 474,400 906 56 AN.5%
WIEMELGLUR S A 5299 05279 437 7 93,198 £20 092 §3.199,330 052 316,005 443 345 73.2%
18|REG NORTE S A 128784317 08 258 - 43596,252,255 | 43 83,352 5 34 £85 S64 B4l 35.2%
TOTAL 2 507 819165 693 | _ 100.00 T5E93,146 216 | 1477 793,374 501 | 1555 166,520 €16 | 3444 332565076  883%
Porcentajes de Pagos y Saldos Totalss 1.5% 26%] 31 1% 58.9% |

{1} Eslos valores incluyen {a refacturacién reakzada para of periodo septiembre 1399 - febrero 2000 a salcitud dal Fando ds Solidandad
23 Abonos realizades a Transelectne por algunos Disinbuidores, por cansuma de energia en los meses de abnl y mayo de 1 399
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Se observa que el saldo por pagar de los Distribuidores es alto debido al desfase
existente entre las tarifas a usuario final y el precio de la energia en el MEM. E!
costo de la electricidad a los Distribuidores promedio en el periodo abril 1999 —~
abril 2000, que incluye el valor de: energia, potencia, transmisidn, restricciones
operativas, el costo de los contratos que el Ex ~ INECEL suscribié con algunos
Generadores Privados y el Valor Agregado de Distribucién, es de US$ cents
5,73/kWh, mientras que la tarifa a usuario final fue en promedio US$ cents
3,12/K'Nh lo cual da como resultado un déficit promedio de US$ cents 2,61/kWh
que al .;nultiplicarlos por los 10 498 GWh que compraron los Distribuidores al MEM
se obtiene un déficit de 274 millones de ddlares.

Mediante el siguiente calculo realizado en la Direccién de Transacciones
Comerciales se puede determinar que en promedio los distribuidores pudieron
pagar aproximadamente el 70% de su facturacion en el MEM. Al multiplicar la
energia entregada a cada distribuidor por su recuperacion de cartera y su tarifa a
usuario finai se determina aproximadamente el dinero que recibieron del usuario
final. Al muitiplicar el VAD por la energia entregada a cada distribuidor se obtiene
el monto con el cual debian quedarse. Al restar los dos montos anteriores se
obtiene el monto que debian abonar a los Generadores y TRANSELECTRIC, que
comparado con la facturacién a los Distribuidores en el MEM se aproxima al 70%

de la misma.

Durante los meses de abril y mayo de 1999, las transacciones econdmicas se
canalizaron a través de TRANSELECTRIC, mientras el CENACE realiza la
administracién de los aspectos técnicos y de programacion operativa del MEM,
razén por la cual algunos Distribuidores realizaron sus pagos a esta entidad. A
partir del 1 de julio de 1999 el CENACE asume plenamente la administracion
técnica y comercial del MEM a través del contrato de fideicomiso suscrito con la
Corporacién Financiera Nacional, que si bien no garantizo la recaudacion,
permitio viabilizar el sistema de cobros y pagos entre los Agentes del MEM.
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En la figura 3.6 se observa el incremento mes a mes del monto facturado, los
pagos y el saldo por parte de los Distribuidores en el MEM. El monto facturado
mensual promedio es de 384,45 miles de millones de sucres, el mayor monto
facturado corresponde al mes de enero de 2000 con un valor de 689,8 miles de
millones de sucres, el menor mento facturado corresponde al mes de junio de
1999 con un valor de 169,3 miles de millones de sucres; debe anotarse que el
32,6% del monto facturado en el periodo corresponde a EMELEC y el 21,2% a la
Empresa Eléctrica Quito, ya que son las empresas con mayor demanda de
energia del pais. El monto mensual promedio pagade por los Distribuidores es de
119,5 miles de millones de sucres, el mayor monto pagado corresponde al mes de

noviembre de 1999 con un valor de 214,3 miles de millones de sucres.

A partir de septiembre de 1999 el monto mensual pagado por los Distribuidores es
inferior al 50% de su facturacién mensual, los Distribuidores que mejor han
cumplido con sus obligaciones y sus respectivos porcentajes de pago, respecto a
la facturacion en el periodo de estudioc son: Azogues C.A. 81,4%, Regional Centro
Sur S.A. 81,2%, Ambato S.A. 79,7% y Quito S.A. 58,6%.

Los Distribuidores que no han cumplido con sus obligaciones y sus respectivos
porcentajes de pago, respecto a la facturacion en el periodo de estudio son: Los
Rios C.A. 6%, EMELEC 9,5% y Esmeraldas S.A. 10,2%.

En la figura 3.7 se observa el pago realizado a los Generadores vy
TRANSELECTRIC durante el periodo abril 1999 — abril 2000 hasta el 20 de junio
de 2000; el monto mensual abonado por los Distribuidores, es repartido entre los
Generadores y TRANSELECTRIC, por lo tanto, el monto global de pagos a los
Generadores en el periodo de estudio tiene el comportamiento ya analizado

anteriormente para los Distribuidores.

Los generadores con mayores porcentajes de participacién en el valor total a
cobrar son: HIDROPAUTE 26,1%, ELECTROGUAYAS 20,6%, ELECTROQUIL
11% e HIDRONACION 6,8%.
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Figura 3.6: Recuperacion Acumulada de la Facturacion a los Distribuidores en el
MEM en el Periodo Abril 1999 - Abril 2000 hasta el 20 de Junio de 2000
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Figura 3.7: Pagos Acumulados a los Generadores y TRANSELECTRIC en el
Periodo Abril 1999 - Abril 2000 hasta el 20 de Junio de 2000
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Los generadores con menores porcentajes de participacion en el valor total a
cobrar son: ELECAUSTRO 0,5%, TERMOPICHINCHA 3,2% e HIDROPUCARA
3,5%.

Se nota que un rubro importante corresponde al combustible de los Generadores
Privados, que segun los contratos suscritos con ex INECEL se establece que el
contratante debe pagar el combustible utilizado en la operaciéon de estos

generadores.

Tabla 3.22: Pagos Realizados a los Generadores y TRANSELECTRIC Durante el
Periodo Abril 1999 - Abril 2000

MILES DE MILLONES DE SUCRES
Valor Total % de Valor Porcentaje
EMPRESAS o Saldo
a Cobrar |participacion| Cobrado Cobrado

HIDROPAUTE 1096.2 26.1% 326.7 30% 769.5
ELECTROGUAYAS 873.5 20.8% 411.5 47% 462.0
ELECTROQUIL 459.9 11.0% 134.5 29% 325.3
HIDRONACION 285.5 6.8% 50.5 18% 234.9
ECUAPOWER 284.5 6.8% 51.9 18% 232.5
TERMOESMERALDAS 256.8 6.1% 130.7 51% 126.1
HIDROAGOYAN 242.3 5.8% 87.8 3B8% 154.5
ENERGYCORP 199.6 4,8% 284 14% 171.2
COMBUSTIBLE 194.7 4.6% 36.3 19% 1568.3
HIDROPUCARA 148.9 3.5% 37.7 25% 111.2
TERMOPICHINCHA 132.4 3.2% 41.5 31% 90.9
ELECAUSTRO 22.3 0.5% 10.0 45% 12.3
TOTAL 4196.5 100% 1347.6 32% 2848.9
TRANSELECTRIC 801.4 207.5 26% 593.9

En la tabla 3.22 se presenta en detalle los pagos realizados en la préctica a los
Generadores y TRANSELECTRIC durante el periodo Abril 1999 - Abril 2000 que
en promedio constituyen el 31% del valor que debian recibir y que no ha sido
factible transferirles por la falta de pago de los Distribuidores. Se observa que los
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Generadores con mayor porcentaje de cobro son: TERMOESMERALDAS 51%,
ELECTROGUAYAS 47%, ELECAUSTRO 45% ¢ HIDROAGOYAN 36%. Mientras
que a Jos que menos se les ha pagado son: ENERGYCORP 14%,
HIDRONACION 18% y ECUAPOWER 18%.

La primera causa del desfase en los pagos a los generadores, se ha dado en vista
de que en ningun mes los Distribuidores han cancelado lo requerido por fos
generadores para su operacion en el estiaje, ante esta situacién, el CENACE,
HIDROPAUTE y TRANSELECTRIC implantaron un acuerdo a partir de
septiembre de 1999, para que 10s recursos economicos se repartan en mayor
proporcion a los generadores térmicos ex INECEL para que puedan proveerse de

combustible.

La segunda causa del desfase en los pagos a los generadores, es la metodologia
para la reparticion de ios depdsitos realizados cada mes por los Distribuidores, el
depdsito total de un mes se reparte entre todos los generadores que operaron en
ese mes, por ejemplo ENERGYCORP operé desde octubre y los meses
subsiguientes tienen un bajo nivel de page de los Distribuidores, por ello su nivel
de cobro es bajo. La causa del alto porcentaje de cobro de ELECAUSTRO se
debe a gue luege de escindidc en octubre de 1999 de la empresa distribuidora
Centro Sur, hasta marzo de 2000 recibia los pagos provenientes de dicha

empresa de Distribucion.

3.3 BALANCE COMERCIAL Y ENERGETICO Y ESTRUCTURA DE
LOS PRECIOS DEL kWh PARA LOS ACTORES DEL MEM

3.3.1 BALANCE COMERCIAL DEL. MEM

Al final de cada mes, el balance econdémico entre lo gue deben pagar los Agentes
Distribuidores y lo que deben cobrar los Generadores y el Transmisor por las
transacciones comerciales en el MEM es cero, es decir |0s ingresos y egresos de
los Actores del MEM son iguales. Este balance comercial no se cumple en ia
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realidad debido a la falta de cumplimiento de las obligaciones por parte de los

Distribuidores.

En la tabla 3.23 se observa el Balance Comercial del MEM en el que constan
cada uno de los rubros que significan un ingreso o egreso a cada uno de los
Actores del MEM. En esta tabla se ha identificado a que Actores del MEM
pertenece los diferentes ingresos o egresos mediante una letra entre paréntesis

de la siguiente manera:

(G): ldentifica un ingreso ¢ egreso de Agentes Generadores
(D): ldentifica un ingreso o egreso de Agentes Distribuidores

(T): Identifica un ingreso o egreso del Transmisor

Se puede considerar que los egresos de los Actores dei MEM constituyen un
ingreso al MEM y los ingresos a los Actores representan un egrese del MEM. Se
nota que para todos los meses se cumple la condicién basica que los ingresos

igualan a los egresos.

En la figura 3.8 se observa el porcentaje que representa cada uno de los egresos
de {os Actores del MEM respecto al monto total que ingresé al MEM; mientras que
en la figura 3.9 se observa el porcentaje que representa cada uno de l0s ingresos
de los Actores del MEM respecto al monto total que egresé del MEM.

Desde abrii de 1999 hasta abril de 2000, en el MEM se han negociado 6 313,6
miles de millones de sucres, el mes de enero de 2000 se negocid el mayor monto
correspondiente a 890 miles de millones de sucres y el menor valor se negocié el
mes de junio de 1999 correspondiente a 193 miles de millones de sucres. El
maximo ingreso al mercado correspondié al pago de energia de los distribuidores
por un monto de 3 111,6 miles de millones (49,3%). E! pago por potencia de los
distribuidores fue de 1 450,7 miles de millones (23,0%) y sus pagos por
inflexibilidades y restricciones fueron de 98 y 10,4 miles de millones de sucres
(1,6% y 0,2%) respectivamente. La Empresa de Transmision tuvo ingresos de 796

miles de millones de sucres (12,6%) correspondientes a la tarifa de transmision y
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millones de sucres por remuneracion variable (0,9%). Finalmente

los ingresos de los Generadores Privados fueron de 772,7 miles de millones de
sucres (12,2%).

12.6%

Generadores

Tarifa Transmision (D)

Restricciones (T)
0.8% Energia (D)
49.2%

Conlratos

Privados (D)
12.2%

Potencia (D)
23.0%

inflexibilidades (D)
1.6%

|

nflexibitidades (G) Reaclivos (D)
0.C04% 2% Restricciones (D)
e 10,
Auxiliares (G) Restriccianes {G) 0.2%
0.124% 0.001%

Figura 3.8: Egresos de los Actores del MEM en el Pariodo

En 1a figura 3.

Abril 1999 - Abril 2000

10 se puede observar a cada uno de |los Actores del MEM con sus

ingresos y egresos y el monto total que ingresa al MEM y luego es repartido entre

los Agentes y

TRANSELECTRIC. En dicha figura se puede notar que no todo el

monto liquidado a los Distribuidores ingresa al MEM sino que se entrega

directamente a sus Generadores no escindidos. Se ha dividido a los Generadores

en tres categorias: Generadores de las Empresas de Distribucién, Generadores
Ex — INECEL y los Generadores Privados que son ENERGYCORP,
ELECTROQUIL y ECUAPOWER.
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Tabla 3.23: Balance Comercial del MEM (Tedrico). Continuacion

EGRESOS DE LOS ACTORES DEL MEM (millones de sucres)
Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00 Abr-00 TOTAL

Energia (O) 576,437 342,245 446,257 415,110 101,198 94,241 3,111,631

inflexiilidades (0) 3 3,242 5 659 11,871 6,941 98,039

Restricciones (O) 7 613 117 101 526 4,519 10,444

Reactivos (D) 2,431 4,442 426 1,101 1,484 2,869 12,752

Auxliares (G} 1,994 1,452 1,072 761 348 321 7.845

inflaxipiidades (G) 0 18 0 2 3 23 248

Restricciones (G) - . - - - - 54

Poencia (D) 87,022 104,754 187,712 192,652 210,218 201,996 | 1,450,796

~anta Transmision (0) 58,769 69,330 74,534 87,570 89.883 89,910 796,015

O ey 125425 |  150.047 | 179,981 74,863 41,257 ar791| 772743

Restricciones (T) 420 1,237 179 478 8,998 18,467 53,048

Total 852,508 677,379 890,284 773,296 465,815 457,078 1 6,313,613

INGRESOS DE LOS ACTORES DEL MEM (millones de sucres)
Nov-99 Dic-99 Ene-00 Feb-00 Mar-00 Abr-00 TOTAL

Energia (G) 571,755 337,825 442,714 410,416 98,113 91,082} 3,061,185

Inflexiblidades (G) 3 3,259 ] 661 11,902 6,964 98,286

Rasticcionen (G) 27 1,644 156 424 9,352 22,644 62,026

Poiencia (G) 89,853 109,402 188,279 193,905 211.874 205,207 | 1,484,961

~anfa Transmisson (T) 58,769 69,330 74,534 387,570 89,883 89,910 795,015

Remuneracion Variable [T) 6,666 5,872 4,614 5,456 3,433 3,480 58,397

Generadores Prvados (PPA)| 125,425 150,047 179.981 74,863 41257 - 37791 772,743

Total 852,508 577,379 890,284 773,296 455,815 457.078 | 6,313,613
varacinfespecion A1 286% 207% 303% 250% 111% 107%
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Figura 3.9: ingresos de los Actores del MEM en el Periodo
Abril 1999 — Abril 2000
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Figura 3.10: Balance Comercial (Teorico) del MEM en el Periodo
Abril 1999 — Abril 2000
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En el anexo 3.1 se observa un andlisis de las transacciones comerciales del MEM
en el periodo abril 199 — abril 2000, mediante matrices de contabilidad. En la
primera matriz de la pagina 248, se observan los montos en millones de sucres,
que deben constituir egresos para los Actores del MEM listados en la primera
columna y a su vez deben constituir ingresos para los Actores del MEM listados
en |a primera fila. Esta matriz permite visualizar: los componentes de los ingresos
que deben recibir ciertos Actores del MEM, cuales son los actores que deben
pagarlos y el concepto al que se debe dicho egreso. En la segunda y tercera
matrices de la pagina 248 se observa un resumen de los ingresos y egresos de
cada uno de los Actores del MEM, en las filas estan los egresos y en las
columnas los ingresos, al sumar se obtiene un monto tanto para los ingresos y
egresos con un valor de 6313,6 millones de sucres que constituye ei monto total

negociado en el periodo.

En la primera matriz de 1a pagina 249, las columnas representan los ingresos de
aquellos Actores del MEM listados en la primera fila, se muestran los porcentajes
gue reciben de aquellos Actores del MEM listados en la primera columna, por
ejemplo: los ingresos que los Generadores reciben por energia vendida en el
Mercado Ocasional deben ser pagados el 3% por Generadores que consumieron
energia para servicios auxiliares y el 99,7% por los distribuidores por concepto de
compra de energia en el Mercado Ocasional. En la segunda y tercera matrices se
observa un resumen de como los ingresos de los Actores listados en [a primera
fila deben ser pagados porcentualmente por los Actores listados en la primera

columna.

En la primera matriz de la pagina 250, las filas representan los egresos de
aquellos Actores del MEM listados en la primera columna, se muestran los
porcentajes en los que son repartidos a aquellos Actores del MEM listados en la
primera fila, por ejemplo: los egresos que los Generadores deben pagar por
consumo de energia para servicios auxiliares, se reparten el 94,56% a los
Generadores por concepto de energia vendida en el Mercade Ocasional y 1,8% a
TRANSELECTRIC por concepto de remuneracién variable y el egreso por
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consumo de energia para servicios auxiliares constituye el 96% de los egresos
totales de los Generadores. En la segunda y tercera matrices se observa un
resumen de coémo los egresos de los Actores listados en la primera columna
deben ser repartidos porcentualmente a los Actores listados en la primera fila.

3.3.2 BALANCE ENERGETICO DEL MEM

En la Tabla 3.24 se observa el Balance entre la oferta de energia de los Agentes
Generadores y la demanda de energia de los Distribuidores, considerandose
ademas que existen pérdidas en el sistema de Transmisién.

Se puede notar que las pérdidas en el sistema de transmisién constituyen en
promedio el 4% de la demanda total del sistema. El consumo de energia en este
periodo asciende a 10 921,9 GWh, el 73% de esta demanda se ha cubierto con
generacion hidroeléctrica, el 19,9% con generacion termoeiéctrica de vapor, el
8,9% con generacidon termoelectrica de bunker y gas; vy, la Interconexion con

Colombia aportd el 0,2% en el abastecimiento de la demanda.

Tabla 3.24: Balance Energético del MEM en el Periodo Abrit 1999 — Abril 2000

OFERTAGWH DEMANDAGWh
GENER.ECION
weses | Womoride [ | hme | o | ol | Eemas | ocumon
TRICA BUNKER DORES
VAPOR + GAS
Abr-89 674.3 143.7 18.8 0.0 836.9 796.4 40.5 836.9
May-89 719.4 83.1 47.5 0.0 850.1 813.4 36.7 850.1
Jun-89 699.3 103.0 7.3 0.0 809.6 779.5 30.1 809.6
Jul-99 717.4 92.5 10.0 0.0 819.9 787.4 32.5 819.9
Age99 687.2 113.2 15.5 0.0 815.9 782.5 33.4 815.9
Sep-99 509.4 234.0 70.1 0.0 813.5 784.7 28.8 813.5
Oct-99 586.5 207.0 49.9 5.8 849.3 518.1 31.2 849.3
| Nav-99 362.3 293.0 164.8 7.5 827.6 800.1 27.4 827.6
Dic-99 576.4 219.2 73.6 - 2.7 871.9 839.3 32.7 871.5
Ena00 419.2 272.3 159.6 0.0 851.1 8227 28.4 851.1
Feb-00 482.8 231.7 S8.6 0.0 B823.1 796.3 26.9 823.2
Mar-00 778.8 102.2 7.1 0.0 883.1 845.8 38.3 888.1
Abr0Q 754.7 74.5 35.7 0.0 864.9 828.6 36.3 864.9
TOTAL L 7977.8 2159.6 758.5 16.0 10921.9 10498.8 423.2 10921.9
PROMEDIO L 613.7 166.9 58.3 1.2 8§40.1 807.6 32.6 840.1
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En la figura 3.11 se observa la participacion de los Distribuidores en el consumo

de energia durante todo el periodo de estudio.

REG.NCRTE 5.A SOUVAR S.A. COTCPAXIS.A,

3% AMBATOS A, LG5 RIS CA,

%

EMELGUR S.A.
7% REG. MAMABIS A
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MILAGROC.A.
1%
EMELEC
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SWITOS AL
23%

SANTODCMINGOS A,

2% REG. CENTROSUR 5.A,

RICBAMBA 5 A \ 5%
PEN.DE STA. ZLENA C A T® {LOROS A\ REGICNALSUR 'S A
[ 2% 4% 1%

Figura 3.11: Participacion en el Consumo Energético de ios Distribuidores en el
Periodo Abril 1999 — Abril 2000

3.3.3 ESTRUCTURA DEL PRECIO DEL kWh PARA EL DISTRIBUIDOR

El precio del kWh para los Distribuidores se lo ha obtenido dividiendo el pago
mansual que deben hacer los Distribuidores al MEM para la energia total

consumida en cada mes.

El precio promedio por kWh en el periodo abril 1999 — abril 2000 para el
Distribuidor fue de 593,33 sucres (US$0,02). En la figura 3.12 se observa que la
componente maxima de este precio fue la correspondiente a la energia 296,41
sucres (49,96%), seguida por la componente de potencia 136,97 sucres (23,09%),
la componente por Contratos con los Generadores Privados 77,76 sucres
(13,1%), la de transmisibn 70,65 sucres (11,81%) y los cargos por
inflexibilidades, restricciones y reactivos fueron de 11,6 sucres (1,95%).

En el transcurso del afio el menor precio promedio ocurrié en junio con 240,81
sucres por kWh, este valor se debid a que las unidades de Hidronacién entraron

en pruebas y se les reconocio un valor menor que el precio marginal, segun la
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Regulacién 04/99 del CONELEC. El precio promedio maximo fue el de enero de
2000 con S/.1080,66/kWh. Ei incremento en este mes se debié al aumento del
precio de la potencia, que experimentd una variacién del 11,98% y al aumento de
la tarifa fija de transmisién, de 9,81%. Noviembre 1999 fue también un mes con
un precio promedio alto S/.1062,48/kWh este precic se debid a la disminucidn en
noviembre de los caudales al embalse Amaluza en 102.7% con relacién a
octubre, a la salida de operacién de la Central Agoyan debido a ia alerta naranja
por erupcidon del volcan Tungurahua y al incremento substancial de los costos
variables de produccidén de las unidades térmicas debido al fuerte incremento de

la cotizacidn del ddlar americano.

En la figura 3.13 se presenta |la evolucion del precic mensual del kWh para el
Distribuidor, se observa que la mayor componente en este precio corresponde a
energia comprada en el Mercado Ocasional y alcanzé su valor maximo
S/.720,45/kWh en noviembre de 1999, mientras que su minimo valor
S/.61,61/kWh se tiene en junio de 1999. La componente de potencia alcanzé su
maximo valor 5/.247,36/kWh en febrero de 2000 y su minimo vaior S/.66,98/kWh
en mayo de 1999. La componente correspondiente al pago de los contratos de los
generadores privados alcanzé su maximo vaior S/.218,78/kWh en enero de 2000
y su minimo valor $/.11,74/kWh -en abril de 1999. La componente
correspondiente a al pago de la remuneracion fija al Transmisor alcanzé su
maximo vaior S/.109,98/kWh en febrero de 2000 y su minimo valor S/.40,49/kWh
en abril de 1999. La componente correspondiente a al pago inflexibilidades
alcanzé su maximo valor 5/.17,39/kWh en agosto de 1999 y su minimo valor
S/.0,004/kWh en noviembre de 1999. La componente correspondiente al pago de
restricciones operativas alcanzé su maximo valor S/.5,45/kWh en abril de 2000 y
su minimo valor S/.0,01/kWh en noviembre de 1999. A partir de noviembre de
1599 se inicid la liquidacion de la potencia reactiva conforme a lo estabiecido en la
Regulacién 009/99.
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3.3.4 ESTRUCTURA DEL PRECIO DEL kWh PARA EL GENERADOR

El precio del kWh para los Generadores se lo ha obtenido dividiendo el monto
mensual que deben cobrar estos Agentes, para la energia neta total generada en
cada mes. Se considera que algunos Generadores pagan al MEM por concepto
de consumo de auxiliares, inflexibilidades y restricciones operativas.

En el periodo de abril 1899 ~ abril 2000, el precio promedio por kWh para el
Generador fue de 428,9 sucres (US$0,017). En la figura 3.14 se observa que la
componente maxima fue la correspondiente a energia vendida en el mercado
ocasional 281,71 sucres (65,68%), los ingresos por potencia y reactivos fueron
133,32 sucres (31,08%), el ingreso por restricciones e inflexibilidades fue 14,59
sucres (3,4%) y el cargo por consumo de auxiliares fue 0,72 sucres (0,17%).

El precio promedio minimo se obtuvo en junio y fue 155,9 sucres por kWh, el
maximo precic se obtuvo en noviembre y correspondié a 789,80 sucres por KWh,
Las causas de estas variaciones fueron ya mencionadas en el andlisis hecho para
el precio del kWh para el distribuidor.

En la figura 3.15 se presenta la evolucidon del precio mensual del kWh para el
Generador, se observa que la mayor componente en este precio corresponde a
energia vendida en el Mercado Ocasional y alcanzé su valor maximo
S/.693,24/KWh en noviembre de 1999, mientras que su minimo valor
S/.57,86/kWh se tiene en junio de 1999. La componente de ingreso por potencia
alcanzé su maximo valor $/.239,26/kWh en marzo de 2000 y su minimo valor
S/.64,48/kWh en mayo de 1999. La componente correspondiente a al ingreso por
inflexibilidades alcanzé su maximo valor S/.16,7/kWh en agosto de 1999 y su
minimo valor §/.0,004/kWh en noviembre de 1998. La componente
correspondiente al ingreso por restricciones operativas alcanzé su maximo valor
S$/.26,18/kWh en abril de 2000 y su minimo valor S/.0,03/kWh en noviembre de
1999. La componente correspondiente al ingreso por page del consumo de
servicios auxiliares alcanzé su maximo vaior S/.2,42/kWh en noviembre de 1999 y
su minimo valor $/.0,06/kWh en junio de 1999. Como se mencion¢ anteriormente
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desde noviembre de 1999 empezd la liquidacion de potencia reactiva de acuerdo
a la Regulacidén 009/99.
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3.3.3 ESTRUCTURA DEL PRECIO DEL kWh PARA EL TRANSMISOR

El precio del kWh para el Transmisor se |0 ha obtenido dividiendo el monto
mensual que debe cobrar este Actor del MEM, para la energia transportada, es
decir, aquella energia recibida por los Distribuidores en cada mes. Se considera
que el Transmisor paga al MEM por concepto de restricciones operativas.

En el periodo abril 1988 — abril 2000, el precio promedio por kWh para el
Transmisor fue de 76,02 sucres (US$0,003), en la figura 3.16 se observa que el
ingreso por cargos fijos tiene un valor de 75,49 sucres (99,32%), el ingreso por
cargos variables 5,56 sucres (7,32%), el pago por restricciones operativas 3,2
sucres (-4,22%), reliquidacion 0,05 sucres (-0,06%), pago por reactivos 1,75

sucres (-2,3%) y por pago de peaje a la EEQ 0,05 sucres (-0,07%).

El precio promedio minimo se obtuvo en abril de 1999 y fue $/.45,66/kWh, el
maximo precio se obtuvo en febrero de 2000 con un valor de $/.116,23/kWh.

La componente mayor en la estructura de este precio es por ingresos debido a
cargos fijos que dependen a su vez de la Tarifa Fija de Transmision. Esta Tarifa
fue reajustada mensualmente dependiendo de la inflacién y la cotizacién del
délar, esto explica ia tendencia creciente que tiene dicha componente. Sin
embargo, en el mes de noviembre se dictd una nueva resolucién que reajusta
esta tarifa solo a la cotizacion del ddlar, explicando el gran aumento de las tarifas

fijas de transmisidn en los meses de noviembre y diciembre.

En la figura 3.15 se presenta la evolucién del precio mensual del kWh para el
Transmisor, la componente correspondiente al ingreso por tarifa fija de
transmision alcanz6 su valor maximo S/.109,98/kWh en febrero de 2000, mientras
que su minimo valor $/.40,49/kWh se tiene en abril de 1999. la componente
correspondiente al ingreso por cargos variables alcanzé su valor maximo
S/.9,42/kWh en septiembre de 1999, mientras que su minimo valor S/.1,72/kWh
se tiene en junio de 1999. La componente correspondiente al pago por
restricciones operativas aicanzé su maximo valor S/.10,39/kWh en marzo de 2000
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y su minimo valor §/.0,02/kWh en noviembre de 1999. En septiembre y diciembre

ce 1999 se hizo reliquidaciones al Transmisor que disminuyd sus ingresos con
valores de S/.0,14/kWh y $/.0,34/kWh respectivamente.
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En los meses de julio, agosto y noviembre de 1999 se pagd por concepto de
peaje a la Empresa Eléctrica Quito gue influyeron en su precio del kWh, con
valores de S/.0,002/kWh, S/.0,00004/kWh y S/.0,5/kWh respectivamente. Como
se menciond anteriormente desde noviembre de 1999 empezé la liquidacion de

potencia reactiva de acuerdo a la Regulacion 009/99.

En la mayoria de las tablas anteriores los valores se presentan en sucres, sin
embargo es necesario tener una referencia de cuanto representan esos valores
en dédlares, por lo tanto en la tabla 3.25 se presenta la paridad cambiaria promedio

mensual.

Tabla 3.25: Paridad Cambiaria de Sucres y Ddlares Americanos

MES Tasa S//USS
Abr-99 9576
May-99 2058
Jun-99 11078
Jui-99 11858
Ago-99 11329
Sep-99 12000
QOct-99 12000
Nov-99 12000
Dic-99 12000
Ene-00 12000
Feb-G0 12000
Mar-00 25000
Abr-00 25000

Debe notarse que las tasas de cambio de septiembre de 1999 hasta febrero de

2000 fueron negociadas.

3.4 REGISTRO DE LOS CONTRATOS A PLAZO

3.4.1 LOS CONTRATOS A PLAZO EN EL MERCADO ELECTRICO DEL
ECUADOR ¥

E! Mercado Eléctrico Mayorista Ecuatoriano contempla un Mercado Ocasional vy
un Mercado de Contratos a Plazo. En el primero se considera la oferta y la
demanda del servicio de energia eléctrica, mientras que eéen el segundo se
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contempla unicamente contratos de abastecimiento de energia. Los contratos a
plazo son aquellos que se pactan libremente en cuanto a cantidades, condiciones
y precios entre los Agentes del MEM. Estos contratos pueden realizarse entre
Generadores y Distribuidores, entre Generadores y Grandes Consumidores y
entre Distribuidores y Grandes Consumidores, considerandose ademas las
transacciones que puedan realizar los Generadores con Exportadores, los
Importadores con los Distribuidores y los Importadores con Grandes

Consumidores.
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Figura 3.18: Evolucion de los Precios Promedios Diarios de la Energia en la Barra
de Mercado en el Periodo Abril 99 - Abril 2000

Un Agente puede firmar el nimero de contratos que crea adecuado, siempre Yy
cuando se ajusten a las disposiciones del Reglamento de Funcionamiento del
MEM.

Durante el periodo de estudio, la totalidad de las transacciones se realizaron en el
Mercado Ocasional, en base al precio marginal horario de la energia, el cual esta
expuesto a una volatilidad muy alta, puesto que se halla bajo la influencia de

muchas variables, como se muestra en la figura 3.18. Es asi que el precio real
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horario difiere considerablemente de la componente de energia del precio
referencial de generacion, el cual podria ser una referencia para el
establecimiento de los precios en los contratos a plazo.

Los Contratos a Plazo constituyen un Esquema Financiero que permite minimizar
la exposicion de los Agentes a la volatilidad del precio de la energia. Lo practico
seria que la mayoria de transacciones de los Agentes se realice en el Mercado de
Contratos dejando en el Mercado Ocasional tan sélo las diferencias de la
demanda o para el cumplimiento de obligaciones contractuales, ante la
imposibilidad de prever en forma exacta las transacciones horarias por la
naturaleza de produccidén y consumo instantaneo de la energia.

3.4.2 DURACION DE LOS CONTRATOS A PLAZO

La duracion minima de los contratos a plazo en el Ecuador es de un afo, a
diferencia de otros mercados como el de Colombia, en el que se firman contratos
para las siguientes 24 horas. Este plazo en el Ecuador permite cubrir el periodo
completo de hidrologia, es decir el periodo lluvioso, en el cual el precio marginal
es bajo y el pericdo de estiaje, en el cual el precio marginal es bastante alto. Los
contratos deben registrarse en el CENACE quien analizara ios acuerdos técnicos
establecidos y emitira un informe aprobando o negando la inscripcion del contrato
en los siguientes veinte dias después de denunciado. Una vez aprobado, el
contrato comenzara a ejecutarse desde el primer dia del mes posterior a la

emision del informe.

Los Agentes que suscriben un contrato pueden modificar las condiciones
contractuales cada trimestre, posteriormente deberd notificarse al CENACE
acerca de los cambios, quien luego de un analisis y en el transcurso de veinte

dfas emitird un informe aceptando © negando las modificaciones.
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343 BARRAS DEL SISTEMA EN LAS QUE SE ACUERDAN LOS
CONTRATOS DE SUMINISTRO DE ENERGIA

Los contratos de energia entre los Agentes del MEM pueden ser pactados en la
Barra de Mercado del Sistema, en la Barra del Distribuidor o en la Barra del
Generador; mientras que los contratos de importacion o exportacién se pactan en
los nodos frontera, Los compradores se hacen cargo de llevar la energia de
contratos desde la barra de contrato hasta su nodo de recepcién. Los vendedores
de energia se hacen cargo de llevar su energia desde su nodo de entrega hasta

la barra del contrato.

Si un Distribuidor posee mas de una barra de recepcidn, para propésito de
evaluacion de las transacciones en el MEM, el CENACE las representa como una

barra equivalente con un factor de nodo ponderado.

La energia que un generador dehe producir para cumplir con sus obligaciones
contractuales, varia dependiendo de cual es |a barra de contrato, de igual manera
la energia que recibe un Distribuidor © Gran Consumidor en su nodo de entrega
depende de la misma causa. A continuacion se analizan las tres alternativas para

la ubicacion de la barra de contrato:
3.4.3.1 Contratos Pactados en la Barra de Mercado

El Generador debe llevar su energia hasta la Barra de Mercado, por lo tanto
debera producir una cantidad de energia superior al monto de energia pactado,
porque debe cubrir las pérdidas en el Sistema de Transmisién desde su nodo de
entrega hasta la Barra de Mercado vy el Distribuidor por su parte es responsable
de llevar la energia desde Barra de Mercado hasta su nodo de recepcion,
entonces la energia que recibe es menor a la pactada en la Barra de Mercado,
pues debera descontar ias pérdidas que existe entre su nodo de recepcion y dicha

barra de contrato.
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3.4.3.2 Contratos Pactadoes en la Barra del Distribuidor o Gran Consumidor

El Generador en este caso es el encargado de llevar la cantidad de energia
pactada hasta el nodo de recepcién del Distribuidor o Gran Consumidor, por lo
tanto debe producir una cantidad mayor de energia que en el caso anterior porque
debe asumir todas las perdidas de energia existentes entre su nodo de entrega y
el nodo de recepcion del Distribuidor o Gran Consumidor quienes por su pare
recibirdn una cantidad de energia exactamente igual a la pactada.

3.4.3.3 Contratos Pactados en la Barra del Generador

En este caso el Generador suministra la energia pactada en su nodo de entrega y
no asume ninguna peérdida, mientras que la energia que recibe el Distribuidor es
menor a la pactada, pues debe asumir las pérdidas de energia existentes entre el

nodo de entrega del Generador y su node de recepcion.
3.44 CUMPLIMIENTO DE LOS CONTRATOS A PLAZO

El Reglamento de Funcionamiento dei MEM en su articulo 30 indica lo siguiente

acerca de la obligatoriedad del cumplimiento de los contratos:

Articulo 30.- Cumplimiento de los contratos a plazo.- “Los contratos a plazo
pactados entre Agentes del MEM, una vez que hayan sido registrados y se hayan
cumplido los plazos establecidos para la entrada en vigencia de los mismos,
serdn cumplidos a través del CENACE; Corporacién que realizara la liquidacion
Unicamente de las transacciones imputables a los contratos a plazo que hayan
sido cumplidas en el mercado ocasional por otros generadores, asi como de las
tarifas de transmisién, ios peajes de distribucion y otras remuneraciones de
generacién, que hayan sido requeridas para el cumplimiento total de esos

contratos.

Para este propdsito los generadores deben informar al CENACE en relacion con

sus contratos a plazo los siguientes datos: el Agente Consumidor
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correspondiente, vigencia y plazo de ejecucidn, el programa de demandas a
abastecer y garantias de abastecimiento.

El CENACE informara los precios de la energia en la barra de mercado y en el
caso de contratos de importacién o exportacién en el nodo de frontera.

Los contratos a plazo deberan ser cumplidos por los generadores
independientemente del hecho de que sus equipamientos de generaciéon hayan
sido o no despachados por el CENACE. De no haber sido despachados, el
vendedor cumplird con su contrato por medio del generador que haya resultado
despachado y percibira el precio pactado contractualmente con sus clientes,
abonando a su vez al generador que haya resultado despachado el precio que

corresponda a través del mercado”.

Sin embargo debe notarse que un contrato de suministro de energia incluye el
riesgo que introduce el Sistema de Transmision refiejado en restricciones o fallas,
por lo tanto, es un factor que deben tener en cuenta las partes al pactar un

contrato.

3.4.5 INFORMACION CONTRACTUAL A SER SUMINISTRADA AL CENACE
POR LOS AGENTES DEL MEM 3!

Los Agentes del MEM son responsables de reportar al CENACE antes del 31 de
Octubre de cada afio la informacion relativa a sus contratos. Esta informacién es
requerida por el CENACE para hacer las liquidaciones de aquelias transacciones
de los contratos a plazo que se realizaron en el Mercado Qcasional, el reporte

debera contener los siguientes aspectos generales:

Agente Vendedor
Agente Comprador

Fecha de inicio de Contrato

& & & &

Ubicacidén del Contrato: Barra de Mercado/Distribuidor/Generador
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% Curvas de demanda o produccion horaria de energia (kWh)
comprometidas en contratos para los dias tipicos: laborable, sébado,
domingo y feriado para cada mes del afio.

En el articulo 31 del Reglamento de Funcionamiento del MEM se establece los

requisitos que los contratos a plazo deben cumplir para ser aprobados vy
administrados por el CENACE.

Articulo 31.- Aspectos a observarse.- “Los contratos a plazo para que sean

registrados y puedan ser administrados por el CENACE deberan considerar los

siguientes aspectos:

a)

d)

Cumplir con las condiciones generales establecidas en la Ley y su
Reglamento General en cuanto a plazos minimos de contratacién y entrada

&n vigencia,

Cualquier modificacién debe ser igualmente registrada ante el CENACE. La
entrada en vigencia de dichas modificaciones se sujetara a los mismos plazos

establecidos para la entrada en vigencia del contrato principal;

Los Generadores que cuenten con unidades térmicas no comprometeran una
produccién mayor de aquella proveniente de su capacidad efectiva tomando

en cuenta los periodos de mantenimiento respectivos;

Los Generadores que cuenten con plantas hidroeléctricas no comprometeran
una produccién mensual o estacional mayor de aquella proveniente de su
Energia Firme mensual o estacional en funcién de la capacidad del

reservorio, tomando en cuenta los periodos de mantenimiento respectivo”.
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3.4.6 MAXIMA DEMANDA A CONTRATAR POR LOS DISTRIBUIDORES Y
GENERADORES

3.4.6.1 Madaxima Demanda a Contratar por los Distribuidores

La demanda total de un Distribuidor comprometida en contratos es la suma
aritmetica de las demandas cubiertas por los contratos con cada generador, el
CENACE tiene conocimiento de las curvas de carga de los distribuidores y es el
encargado de verificar que la energia total de contratos no sobrepase la demanda
total del distribuidor. Si existe exceso en un porcentaje igual o superior al 5% se
considera que el o los contratos que hagan que se sobrepase la banda del 5 % no

se acepten oficialmente y no entren en ejecucion.
3.4.6.2 Maixima Demanda a Contratar por los Generadores

De acuerdo al Reglamento de Funcionamiento del MEM, los Generadores
Hidroeléctricos no podran comprometer en contratos una cantidad de energia
superior a aquella proveniente de su energia firme mensuai y ningun Generador
Termoeléctrico podrd comprometer en contratos una energia superior a aqueila
proveniente de su capacidad efectiva. En ambos casos deben considerarse

periodos de mantenimiento.

La energia total comprometida en contratos por un Generador es la suma

aritmeética de las energias comprometidas en los contratos con cada Distribuidor.

El CENACE conoce y valida las proyecciones que hacen los Generadores de la
produccién de energia firme para el siguiente afo de operacion y su capacidad
efectiva, por lo tanto es el encargado de verificar que la energia total de contratos
a entregar en cada hora por un Generador no sobrepase la energia declarada
como energia firme hidroeléctrica o capacidad efectiva termoeléctrica. ‘
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Si se detecta un Generador con energia contratada en exceso en un porcentaje
igual o superior.al 5% se considerara que el o los contratos que hagan que se
sobrepase la banda del 5% no se acepten oficialmente y no entren en ejecucion.

En los contratos suscritos entre Agentes del Fondo de Solidaridad en agosto de
2000, toda la energia firme de los Generadores estd contratada por los
Distribuidores, por lo tanto no quedd remanente de energia en los Generadores
pertenecientes al Fondo de Solidaridad para venderse en contratos a los Grandes
Consumidores, por io tanto, si éstos desean hacer contratos pueden hacerlo
unicamente con los Agentes Generadores que no son propiedad del Fonuo de
Solidaridad, como son: ECUAPOWER, ELECAUSTRO, ELECTOECUADOR,
ELECTROQUIL e HIDRONACION,

Con el propésito de evitar el monopolio por parte de los Generadores de gran
capacidad, en la Disposicion Transitoria Segunda del Reglamento para el
Funcionamiento del MEM, se establece que se debera inciuir en los contratos de
concesion de generacion de las centrales: Paute, Agoyan, Pucara, Gonzalo
Zevallos, Trinitaria y Esmeraldas, la obligatoriedad del generador de vender a
todos los Distribuidores, en contratos a plazo, su energia firme hidroeléctrica o
efectiva termoeléctrica en forma proporcional a la demanda de energia de éstos,
esta obligatoriedad estara en vigencia hasta que se consolide completamente el
MEM.
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4 CAPITULO 4: CONCLUSIONES Y
RECOMENDACIONES

4.1 CONCLUSIONES

El presente trabajo estd orientado al andlisis de los procesos técnicos y

comerciales que se desarrollan en el MEM, en los que interactian los Agentes,
TRANSELECTRIC y of CENACE como Administrador, todas las actividades que
integran estos procesos tienen como un eje fundamental el Marco Regulatorio,

mediante el cual el Estado a través del CONELEC, establece parametros de

accion tendientes a lograr el equilibrio entre los intereses publicos y privados

dentro del sector eléctrico del pais.

Por lo antes mencionado, las conclusiones y recomendaciones se han planteado

dentro de tres aspectos fundamentales: . regulatorios, comerciales y técnicos.

Aspectos Requlatorios

411

41.2

Ei Mercado Eléctrico Mayorista MEM inicié su funcionamiento técnico -
comercial, pasando de un monopolio verticalmente integrado a un esquema
competitivo, en el cual el principal cambio constituyd la implantacion del
Modelo Marginalista para el establecimiento del precio de la energia horaria
en una barra de referencia, precio al cual se evallan las transacciones en

el Mercado Qcasional o Spot.

En el Modelo Marginalista el precio sancionado de la energia varia hora a
hora en funcion del minimo costo de produccidon y espaciaimente en
funcién de la ubicacion del punto de produccion o consumo; y es calculado
en base al precio marginal de la energia en la Barra de Mercado, que

representa el costo econémico de generar el proximo kKWh.

Puede concluirse que el Modelo Marginalista a pesar de ser

conceptualmente un modelo eficiente, en el cual los ingresos obtenidos por
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la venta de energia a ccstos marginales mas el ingreso por potencia, son
squivalentes al costo de capital mas los costos de operacién vy
mantenimiento, al ser implementado en el MEM del Ecuador no ha dado los
resultados esperados debido principalmente a las siguiente causas:

% Aliniciarse el funcionamiento del MEM, no se contaba con un marco legal
que incentive la suscripcion de contratos a término de compraventa de
energia entre los Agentes, razén por la cual el 100% de las transacciones
del MEM, se desarrollaron en el Mercado Ocasional, en el que la
volatiidad de los precios es bastante considerable, variando desde
$/.18,5/kWh en mayo hasta S/. 698,4 /kWh en noviembre.

Las tarifas que los Distribuidores cobran a los usuarios finales, estan muy

dj

por debajo de los valores reales, el CONELEC ha planteado como precio
real USe¢ 8,4/kWh, por lo que se requiere de una politica de ajustes,
acompanada de las compensaciones necesarias.

> El cambio de la estructura del Sector Electrico tuvo que desarrollarse en
un periodo caracterizado por restricciones de tipo politico, econdémico v

social.

4.1.3 A pesar de todas las dificultades, durante este periodo de transicién, se
han realizado avances muy importantes en el desarrolio conceptual,
metodoldgico y en la implantacion de procedimientos que viabilizan el
funcionamiento técnico y comercial del MEM, paulatinamente se ha ido
adquiriendo la cultura de cambio y la comprensidn de la normativa que el
nuevo modelo de mercado exige a todos sus participantes. Si bien es cierto
se ha tomado como referencia modelos de otros paises, es digno de
reconocimiento el desarrollo de soiuciones propias que contribuyen al

mejoramiento del Mercado Eléctricc Mayorista del Ecuador.

Aspectos Comerciales

4.1.4 El monto facturado a los Distribuidores descontando el aporte de
Generadores no escindidos, hasta abril de 2000 asciende a 4 997,8 miles
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de millones de sucres (199,2 millones de ddlares), de los cuales se han
cancelado 1.553,5 miles de millones de sucres (62,1 millones de ddlares)
correspondientes al 31,1% de la facturacion. Este quizd constituye el
mayor problema en el nuevo esquema del Sector Eléctrico. Todo el monto
recaudado ha sido repartido a los Generadores y TRANSELECTRIC pero
no es lo suficiente para cubrir los costos de operacion y menos de inversion
de los generadores, por €llo a partir de septiembre se ha dado prioridad al
pago de los costos variables de produccion de los generadores
termoeléctricos pertenecientes al Fondo de Solidaridad, con el fin de

mantener en lo posible el abastecimiento de energia a los usuarios finales.

El costo promedio de la electricidad a los Distribuidores en el periodo abrii
1999 — abril 2000, que incluye el valor de energia, potencia, transmision,
restricciones operativas, cargo de los contratos que el Ex — INECEL
suscribié con algunos Generadores Privados y el Valor Agregado de
Distribucion, es de USe 5,73/kWh, mientras que la tarifa a usuario final fue
en promedio USe¢ 3,12/kWh lo cual da como resultado un déficit promedio
de USe 2,61/kWh que ai multiplicarios por los 10 498 GWh que compraron
los Distribuidores al MEM se obtiene un déficit de 274 millones de ddlares.
Sin embargo se debe notar que la cartera vencida no esta distribuida
uniformemente en todos Ios Distribuidores, sino concentrada en unos
pocos Distribuidores especialmente de la Costa, que no han cumplido con

sus obligaciones de pago de energia en el MEM.

Una de las razones para que algunos Distribuidores tengan un indice de
pago superiores al 80% y otros tengan un indice de pago del 6%, radica
principalmente en el desvio de dineros ajenos, ya que.de acuerdo al
articulo 80 del Reglamento de Concesiones, una de las funciones de los
Distribuidores en el MEM es recaudar los pagos de los usuarios finales,
tomar de ellos el Valor Agregado de Distribucion VAD, que corresponde al
costo propio de la actividad de distribucion de una empresa eficiente y
entregar el monto gque les corresponde a los Generadores y al Transmisor

para su operacion e inversiones. Otra de las causas constituye el
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porcentaje de recuperacion de cartera que es diferente para cada
Distribuidor. En todo caso se estima que el verdadero nivel de pago de los
distribuidores al MEM deberia ser aproximadamente el 70%.

Existen sobrecostos que han sido incluidos en el precio gque los
Distribuidores pagan por la energia, como es el caso de los contratos
suscritos por el Ex — INECEL con los Generadores Privados: Electroquil,
Energycorp y Ecuapower, que contemplan precios de varian entre 9 y 12
centavos de délar y cuotas energéticas obligadas con un elevado factor de
planta y se debe cubrir el costo de combustibles utilizados en su
generacién. Estos sobrecostos representan el 13% del precio de la energia
a los Distribuidores. Otros sobrecostos constituyen las inflexibilidades de
generadores que deben permanecer operando sin ser requeridos por el
sistema y de acuerdo a la Disposicion Transitoria Tercera del Reglamento
de Funcionamiento del MEM, deben ser cubiertos por los Agentes que
retiren energia del MEM, en las horas que opere el generador
antieconomico. Estos sobrecostos constituyen el 1,52% del precio del kWwh
a los Distribuidores, mientras que restricciones operativas causadas en su
mayoria por el sistema de transmision constituyen el 0.2% del valor del
kWh.

Aspectos Técnicos

4.1.7 La demanda de energia bruta en el periodo abril 1998 - abril 2000 fue de

11 154 GWh, mientras que en el periodo similar abril 1998 — abril 1999 tfue
de 11 542 GWh, lo cual demuestra una disminucién del 3,4%. La potencia
maxima en bornes de generador en el periodo abril 1999 — abril 2000 se
registré en diciembre y alcanzé un valor de 1 917 MW, mientras que en el
periodo similar abril 1988 — abril 1999, la maxima potencia se registré en
abril de 1988 con un valor de 1950 MW, lo cual da como resultado una
disminucion del 1,69%. A partir de febrero de 2000 se nota una ligera
tendencia a subir en la demanda, pero hasta abril de 2000 no se alcanzan

los niveles existentes en 1998. Esta reduccion en la demanda de energia vy
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potencia 2s un refiejo directo de la recesion econdomica que atraviesa el

pais y no permite el adecuado desarrollo de sus sectores productivos.

La potencia instalada con la que cuenta el pais, durante el periodo de
estudio es de 3 008 MW, que frente a una demanda maxima de 1 917 MW
da como resultado una reserva del 36%. Aunque el parque generador
cuenta con la potencia suficiente, el problema de indisponibilidad surge al
no contarse con la energia suficiente, especialmente en el periodo de
estiaje, en el cual las centrales hidroeléctricas no cuentan con el agua
suficiente para operar sus turbinas. Para el caso de las centrales
termoeléctricas la indisponibilidad se presenta principalmente por escasez
de combustibles. En el periodo de estudio la indisponibilidad promedio fue
del parque hidraulico 31%, parque térmico 9% y del parque generador en

conjunto 19%.

La generacién con la gue se abastecio la demanda esta estructurada de la
siguiente manera: 73% hidroeléctrica, 19,9% termoeléctrica de vapor, 6,9%
termoeléctrica de bunker y gas y la Interconexién con Colombia
corresponde al 0,2%. Se puede notar que la produccién energética en el
periodo de analisis es predominantemente hidroeléctrica, por lo cual el
precio real de la energia esta muy por debajo de la componente de energia
del precio referencial de generacion que fue considerado para la
determinacién de la tarifa a usuario final, es decir existe un remanente a

favor de los Distribuicdores.

4.1.10 El Planeamiento Operativo realizado por ei CENACE, con la provision de la

informacién por parte de los Actores del MEM, efectivamente permite
programar de manera razonable todos ios recursos del sistema para la
posterior operacién del S.N.l. al minimo costo y mantener en lo posible los
niveles de calidad y seguridad previstos en la Ley. La planificacion se
realiza con un buen nivel de precisidén, pues en el analisis de los datos

pianificados respecto a datos reales no existen variaciones considerables.



Zs decir ios resultados del planeamiento operativo permiten adoptar

politicas operativas razonables y tomar decisiones aceriadas.

4.1.11Como resultado dei manejo politico del Sector Eléctrico antes de su
reestructuracion, que no permitio invertir en nuevos proyectos, el S.N.I. no
ha tenido la expansion requerida por la demanda, razén por la cual se
tienen graves restricciones operativas especialmente en el Sistema de
Transmision y especificamente en las Subestaciones de Pascuales vy

Salitral.

Considerando las condiciones técnicas en las que se encuentra el S.N.|. el
perfil de voltaje en sus nodos es relativamente bueno, pues si bien es cierto
que en todos los niveles de voltaje existen barras gue violan los limites
permitidos en la regulacion vigente, la mayoria de barras del S.N.L
mantienen su voitaje dentro de la banda permitida.

La confiabilidad del S.N.l. también se ha visto afectada, asi durante el
periodo abril 1999 — abril 2000 se tiene un promedio de 34 fallas por mes,
que corresponden a fallas de transmision con una duracion total de 17 647
minutos y una desconexion de 5 232 MW vy fallas de generacion con una
duracidn total de 8 651 minutos y una desconexion de 3 880 MW, [0 cual es
un /ndice de las malas condiciones en las que se encuentra ef S.N.I.

4.1.12 En resumen se concluye que el MEM ha funcionado razonablemente en su
parte técnica, ya que, gracias a la alta hidrologia en las cuencas de Paute,
Pisayambo y Agoyan e incluso la reduccion del consumo de energia se ha
logrado abastecer la demanda de energia eléctrica con un aceptable nivel
de calidad y seguridad; mientras que la parte comercial del MEM ha
funcionado parcialmente pues algunos Distribuidores tienen un aceptable
nivel de pagos acorde‘al desfase entre el precio real de la energia y la tarifa
al usuario final, pero otros por causa de desvio de dineros ajenos no han

permitido la liquidez requerida en el sector.



234

4.2 RECOMENDACIONES

Aspectos Requiatorios

4.2.1 Si bien es cierto la conceptualizacion para la transformacion del Sector
Eléctrico y la implantacion dei nuevo modelo de mercado, esta contenida
en la Ley de Régimen del Sector Eléctrico, existen ciertos vacios y falta de
claridad en algunos puntos, por ello son necesarias ciertas revisiones y
cambios que permitan optimizar el desarrolio y funcionamiento del MEM,
algunos de los puntos que ameritan revision son los siguientes:

a. Reformular la responsabilidad de cada uno de los Actores del MEM en
lo referente a la expansion del sistema de transmision y el concepto de

la remuneracién al Transmisor.
b. Enlo referente a Planeamiento Operativo:

» Precisar la utilizacidn del valor del agua, la conveniencia de utilizarlo

en un modelo de costos, la utilizacion del valor de corto o largo plazo.
» Definir exactamente los horizontes de planeamiento.
» Precisar los costos de energia no servida y escalas de déficit.

» Precisar de mejor manera los indices de calidad, seguridad y
confiabilidad del S.N.\.

c. En lo referente a la facturacion de las transacciones en el Mercado de

Contratos:

« Deiinir de forma precisa la cobertura de los sobrecostos en el Mercado

de Contratos.
» La liquidacién de Potencia en el Mercado de Contratos.

o La factibilidad de contratos a plazo de los Grandes Consumidores con

un Distribuidor de otra Area de Concesion.
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d. Implementar un marco legal que controle el cumplimiento de la
obligaciones economicas y técnicas por parte de los Agentes; para ello
junto a cada norma debe existir una penalizacidon econdmica
proporciona!l al incumplimiento y principalmente que dichas sancionaes se
hagan efectivas por parte de las entidades competentes.

e. Emitir oportunamente correctivos regulatorios acordes con la realidad
cambiante que zfronta el Sector Eléctrico, como los siguientes:

o Dar oportuna solucidn a las discrepancias y reclamos por parte de los
Actores dei MEM con relacion a la normativa y procedimientos

vigentes.

» Fijar mecanismos para evitar la intervencion de fuerzas ajenas a las

dei Mercado.

» Una normativa dinamica y flexible en lo referente a precios de los
combustibles, Tarifa Fija de Transmision, y Precio Unitario de

Potencia.

o Dar las facilidades suficientes para la incorporacion de los Grandes

Consumidores al MEM.

Aspectos Comerciales

4.2.2 Con el objetivo de minimizar la exposicion de la economia de los Agentes a
la volatilidad de los precios en el Mercado Ocasional, es conveniente que la
mayor parte de la demanda de los Distribuidores y Grandes Consumidores
esté asegurada mediante la suscripcion de contratos a plazo, en los que se
establece de mutuo acuerdo entre las partes |la cantidad de energia,
precios y condiciones, de tal forma que en el Mercado Ocasional se
adquiera tan solo la diferencia de energia que no puede ser prevista

exactamente.
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En vista de que los actuales Distribuidores son empresas pequeiias,
deberia implementarse en la Ley mecanismos para que puedan ascciarse y
convocar a los Generadores a un proceso realmente competitivo, que les

permita adquirir la energia en las mejores condiciones de calidad y precio.

Es necesaria la integracion del Sector Eléctrico y el Sector Financiero, con
el fin de aprovechar los sistemas e instrumentos financieros existentes,
para hacer frente al mayor problema que enfrenta el MEM, la falta de pago
de los Zistribuidores. EIl CENACE ha pianteado valiosas alternativas al
respecto, una de ellas la recaudacion directa desde los usuarios finales,
alternativas que deberian ser analizadas y posteriormente aplicadas.

Aspectos Téchicos

4.24

4.2.5

Como va se ha expresado, existen problemas de indisponibilidad de las
unidades de generacion por falta de embalses de gran capacidad de
almacenamiento, especialmente en la época de estiaje, por lo que se
requieren alternativas de solucion que eviten los racionamientos de
energia. Una alternativa viabie constituye la construccion del Proyecto
Hidroeléctrico Mazar, que daria una efectiva capacidad de regulacion a la
Central Paute que constituye un tercio de la capacidad instaiada en el Pais,
otra alternativa constituye el Proyecto Termoriente que utilizara crudo
reducido de la Refineria Amazonas con una potencia concesionada de 270
MW. El proyecto hidroeléctrico San Francisco, con una potencia de 230
MW y una produccién promedio de energia anual de 1 403 GWh y podria
operar en el afo 2004. El proyecto Pilaton - Toachi, que tendra una
potencia de 190 MW y una generacién media anual de 1 075 GWh, es una
aiternativa prometedora por su ubicacidon =n la margen oriental de la
Cordillera de los Andes y por tanto tiene régimen de lluvias complementario

a las cuencas orientales.

Con el fin de mejorar la calidad de servicio en lo referente al perfil de
voltaje es necesario que todos los actores contribuyan con la potencia



reactiva requerida por el S.N.l. en sus respectivas areas de operacion, tal
como lo establece la normativa vigente. Ademas es necesario la expansién
del Sistema de Transmisién y una adecuada configuracion de su topologia
y la ubicacién de nueva generacién cerca de los centros de carga, puesto
que los bajos voltajes en el norte del pais se deben principaimente a la
gran distancia existente hacia la mayor fuente de generacién que es la
central hidroeléctrica  Paute y a las restricciones del Sistema de

Transmision.

Es necesaria la cooperacion de todos los Actores del MEM, en lo referente
al mejoramiento y expansion de sus instalaciones y a la operaciéon dptima
de las mismas que de como resultado un servicio a sus clientes con la
calidad, seguridad y economia que esperan de la nueva estructura del

Sector Eléctrico.
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ANEXO 1.1

PREVISION DE CONSUMOS DE POTENCIA ¥ ENERGIA DE LAS EMPRESAS DISTRIBUIDORAS

POTENCIA (MW)

EMPRESAS Oct99 Nov-§9 Dic-99 Ene-00 Fab-00 Mar-00 Abr-00 May-00 JunQ0  JuHOD Ago-00 Sep-00
1. ZONA NORTE 7488 75368 7588 7428 7402 7497 7370 7444 7428 7383 7413 7589
1.1 Quito 4476 4463 4517 4447 4391 4417 4329 4428 4384 4330 4285 4487
* 2 Ambaw 58.8 59.2 80.8 59.6 80.3 80.4 81.4 598 61.4 604 59.9 59.8
"3 Cotopaxi 416 450 427 376 384 40.2 35.8 37.0 33.8 40.6 447 425
‘4 Aiooamba 39.0 395 39.1 8.3 39.6 40.2 414 410 0.7 41.0 409 40.8
' .5 FRegional Norte a2 62.3 61.9 82.2 624 84.9 85.0 §3.0 84.0 80.6 63.1 66.0
‘8 Esmeraldas 476 46.8 49.0 477 475 482 47.1 475 48.4 49.5 50.0 50.6
+7 Santo Domingo 40.7 42.6 416 16 409 412 a7 405 33.6 426 429 41.1
+.8 Bolivar 14 11.8 1.8 12 120 119 11.8 12.9 11.4 11.5 1.3 115
2. ZONA SUR 11151 11188 11787 11774 11540 11832 1186.8 11900 11702 11412 11380 11572
2.1 EMELEC 5036 4888 5380 5376 5265 5477 5526 5540 3385 5159 5095 5218
2.2 EMELGUR 1331 1338 1353 1364 1288 1321 1830 1337 1387 1353 1357 1364
1 1.3 Regional Manabi 1200 1220 1250 1250 1240 1247 1235 1283 1270 1278 1285 1243
| 24 Muagro 613 622 65.0 653 565 §1.3 5B.0 614 62.3 578 616 64.1
' 25 PAegional Cantro Sur 334 955 98 1 96.2 33.7 95.4 97.3 971 26.4 96.7 852 975
25 LosRios 371 36.0 374 ars 353 36.8 38.2 383 373 37.5 376 384
7 EZlCro 79.5 80.1 846 3a.7 35.1 845 86.1 36.2 338 327 92.3 83.0
23 Perunsula 3ta. £.8na 44.9 472 333 315 504 57.8 35.0 139 143 45 4 452 442}
~.3 Pagiona) Sur 328 328 3zs 34.0 338 137 336 334 33.3 332 330 32.9i
2,10 Azogues 3.5 EX 93 37 a7 32 3.6 37 2.1 9.3 3.4 9.7'
3. TOTAL 5/E Entraga 186391 187241 19375 152041 18942 183301 19258 19344 181301 1880.5] 18793 1916.1]
4 JOTAL Potencia Concidanie 1818.1] 1825.3] 1889.8] 1873.1] 1B476| 188641 1878.4] 1886.8] 18659] 1834.3] 1833.1] 1868.9
3. ~otencia gomes Genaradar 1902.1| 1910.8] 1977.2] 1959.71 1633.1] 18726 19717 1980.5] 1958.5] 19253] 19241 19617
ENERGIA (GWh)
t EMPRESAS Qct-88  Nowv-99  Dic-39  Ene-00  Feb-00 Mar-l0 Abr-00 May-CO0  Jun-b0  JukO0  Ago-00  Sep-GO Totai
| 1. ZONA NORTE 3173 3027 3104 3186 2919 3161 3075 3181 3153 3154 3138 3153 374041
1.1 Quite 202t 1920 1947 1994 1828 1965 1901 1955 1853 183.3 1819 1973 23308
1.2 Ampato 231 221 238 23.4 21.3 237 23.4 237 23.7 24.2 232 23.1 278.4
13 Cotopax 128 117 108 145 136 16.4 14.2 152 182 15.6 41 132 166.2
1.4 Riobamba 148 145 148 145 138 153 152 15.5 14.9 156 15.5 149 179.2
15 Regional Norte 23.2 228 238 250 223 235 244 248 24 1 234 25.4 242 2871
i 1.6 Esmeraldas 204 19.8 213 208 18.8 19.5 199 202 20.4 216 222 215 246.2
| 17 Sanio Dommngo 17.4 18.8 175 17.7 158 176 17.0 17 17 4 18.1 18.0 176 208.5
{18 Solivar 35 33 36 35 32 35 34 a6 3.4 a6 35 as 418
l 2. ZONA SUR 519.7 5149 5455 5435 4881 5520 5371 5574 5385 5362 5361 5278 63945
| 21 emeLec 2435 2417 2602 2500 2300 2849 2586 2679 2545 2495 2464 2442 30213
] 22 EMELGUR 70.1 68.7 722 66.9 61.1 §6.5 35.7 88.1 67.9 65.3 886 68.5 813.8
2.3 Aegonal Manabi 56.2 55.3 586 56.6 54.4 585 56.9 582 578 59.9 60.2 587 694.1
i 2.4 Milagro 28.7 285 27.8 304 245 23.0 275 29.2 28.1 26.8 28.2 286 338.4
| 25 Aegiona Centra Sur 397 392 41.8 39.8 358 407 39.3 407 397 40.4 40.2 38.9 4775
| 28 Les Rios 172 6.7 17.3 17.4 15.8 176 17.1 17.7 173 17.9 18.0 175 207.5
! 27 EiQro 29.4 30.9 32.1 333 324 359 356 377 34.8 35.1 345 314 4032
| 2.8 Paninsula Sta. Elena 16.5 183 2041 21.3 19.8 22.8 21.2 211 203 215 242 236 254 3
" 2.9 Regonal Sur 12,0 116 12,0 124 112 12.4 11.9 12.3 122 12.2 121 1.7 144.0
. 2.10 Azogues 3.4 34 38 3.4 3.1 3.4 33 33 3.0 33 38 3.5 40.4
3. TOTAL ENERGIA O/E ENTREGA | BG7.1] _817.7] B556] 882.1] 7800|8681 8448 8734 8518 8518] 5488 8428] 101347
1, _ENERGIA BORNES GENERADOR | 873.9] 84581 890.8]  B96.7| B116| 8971 8785 907.5) 9883 8658 8649 6714] 105308

NOTA.

(") Empresas gue no enviaron informacion: Esmeraldas y Bolivar.

DIRECCICN OE PLANEAMIENTO
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ANEXO 1.2

CARACTEIIS [iCAS DE LOS EMBALSES 19

(Ui | PSAYAMBO | AMALUZA | acavan | Dremes |
1 Volumen Bruto ol i m3 100 70 84 64 185 5430 09
2 Yolumen Ui il de 3 79350 52 36 076 260 78]
3 Eneryia Equivalonie Almacensda  [GaWh 7974 8273 0 462 59|
4 Faclor ue Productlividad Medio (3)
- Maxime hwihinnd 1003 15480 030 0141
- medio kWh/ind 0960 1582 0136
5 Nivel Maximo de Operacion msnm 3565 1994 1651 85
6 Nive! Minimo de Operacion msnn
- fedrico 35414 1935 1645 85,
- (e 3545 1570) 70
PREVISION DE CAUDALES AFLUENTES PAHA LHFERENTES HIDROLOGIAS (1):
(M¥seg) .
HIDAGLOGIA MEDIA HIDROLOGIA SEMISECA HIDACLOGIA SECA
Probabihdad de grtvindencia PREVISION OE CAUDAI ES (2) Protaldlicad de execedoncia Probatilidad de execedencia Probabilidad de exegudencia .
Asiual {%) 20 20 20 20 50 50 50 50 & 60 & &0 95 95 95 95 97 97 96 87
Menaudl () | 36 31 2! 23 Bad B&J B8J BaJ 50 48 49 43 81 B0 74 79 % 90 90 X
F:SATAMDO | PAUTE ASOVAN | D PEIPA @ | Prsavamin | PautE AGOYAN | OPLHIPA (0 | Psavamp) | rAUIE Autan | peereay | msavamen | paute AGOYAM | DPEAIPA (4) | PISAYAMKO.  PAUTE AGOYAN | U PLRIA ()
Oct-99 59 1132 1128 83§ 53 520 96 0] 63.5] 51 912 9% 0 Siel’ 43 703 737 5386 KX} 541 69.1 53
Nov 99 45 azb 4 7 231 % 41 73.0 84.0 237 41 7/9 Bas 2X7 5 a 60.3 61.9] 23 26 44.6| 586 2375
Dic 99 49 760 894 238 4 4.1 620 7.0 2384 43 607 76 5| 236 4 28 46.0 52.8) 238 .4 20 424 653 238 4
Ene-00 54 761 101 5| 286 491 61.9 790 228 ¢ 40 619 695 228 6 23 447 3.4 228 17 359 507 228
Fel 00 53 1054 119 257 B 4.5 780 810 257 §| 45 842 92 4| 2578 23 §0.7| se8 287 20 41 0] 55.2 257 6
Mar 00 64 1280 134 6| 234 8 57 %90 107.0] 2M b 60 1068 1038 234§ 4.1 66.1 r52 234 37 606 7390 234 8
Als 00 71 1536 1514 80 8.7 1360 1270 39 67 1382 1338 390 52| 1033 83.8 39, a6 925 807 29
May-00 10.0] 1816 157 0/ 583 a1 1460 1360 58 84 1539 136 0 581 61 107.0 5.0 59 43 814 84 9| 583
Jun-00 135 2000 2078 732 113 168.0 163.0] 732 121 170 4 1670 732 a4 1229 107.3 732 67 sa8 1037 732
Jul-00 132 2226 2078 363 126 1920 179.0 363 120 2020 1829 6.3 10.2 1514 136.4 38 03 1398 1263 3%
Agi-00 13 161 O 168 2 503 99 137.0 140.0 503 iat L) 154 9 a0 3| a2 106.9| 1A 50. 75 927 109 8 &0 )
Sep 00 92 12/ 6 1109 517 27 100 1170 517 B i 1110 11 g fil /| b7 836 86.5 617 4 5l [T} B5 G O 7
NOTAS

(1) Datas olteridos o (@ iNonmaeiGn sionga dispuinble en el CENAGE

- Paule cuadro No 2-2

- Pisayambur coadio Mo 2 3
- AQuyan: cuadro No 2-4

- D penpa. cuadro No 2-5

{2) Calculados cun modelas ARIMA (Aulo Reyiessive Inlegraled Moving Avarape)
(3) El Faclor de Productividad Medio cormesponde a las cotas 3565, 1980 y 82 5 mistun, pata lus embaises de Pisayamilia, Anwluzd y 1 Peips, icpecivamente
(4) Caudales equivalenies a la disporibiidad energolica prevista por HIDRONACION

Fl CENTRO NACIONAL DE CONTROL DE ENERGIA
DIRECCION DE PLANEAMIENTO
PROGRAMA DE QOPEIRACION DEL MEM OCTUBRE/1999-SEPTIEMBRE/2000
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ANEXO0 1.3

POTENCIA REMUNERABLE @

{ARTICULO 16 REGLAMENTO DE FUNCIONAMIENTO BEL MEM]

_ DIAS DIAS PR
EMPRESA CENTRAL / UNIDAD TRABAJO| FERIADOS| PONDERADA
, IMW) MW (MW)
HIDROPAUTE PAUTE 315.0 326.9 318.0
HIDROPUCARA PUCARA 32.2 518 38.9
HIDRONACION M. LANIADO 161.5 179.0 167.4
ELECTROGUAYAS  [TRINITARIA 118.7 118.7 118.7
REGIONAL NORTE  |INTER-COLOMBIA 20.5 24.0 21.8
TERMOESMERALDAS [ESMERALDAS 119.9 119.9 119.9
ELECTROGUAYAS  |G. ZEVALLOS TV3 691 59.1 9.1
ELECTROGUAYAS  |G. ZEVALLOS TV2 69.1 69.1 59.1
ELECAUSTRO EL DESCANSO 1 28 238 2.8
ELECAUSTRO EL DESCANSO 2 3.6 36 3.6
ELECAUSTRO EL DESCANSO 3 36 36 3.6
ELECAUSTRO EL DESCANSO 4 31 3.1 3.1
ELECTROQUIL ELECTROQUIL 3 39.7 245 38.4
ELECTROECUADOR |A. TINAJERO1 33.7 24.5 31.2
ELECTROGUIL ELECTROQUIL 4 41.4 11.4 31.8
ELECTROECUADOR |V. A.SANTOS 327 32.7 32.7
ELECTROGUIL ELECTRCQUIL 2 29.9 2.7 21.0
REGIONAL SUR CATAMAYQ 6 17 0.5 1.4
ELECTROQUIL ELECTROQUIL ! 293 3.2 20.6
TERMOPICHINCHA  |GUANGCPOLO 1 3.1 31 3.1
TERMOPICHINCHA  |GUANGOPOLQ 2 O] a4 2
TERMOPICHINCHA  |GUANGCPOLO 3 16 15 45
{TERMOPICHINCHA |GUANCCPOLO 4 1.6 15 a5
{TERMOPICHINCHA  |[GUANGOPOLO 5 el 14 d:
[TERMOPICHINCHA  IGUANGOPOLO 3 4.2 13 43
QUITO G.HERNADEZ 1 5.0 3 1"
QUITO G.HERNADEZ 2 35 13 3.7
QUITO G.HERNADEZ 3 16 1.8 3.7
QuUITO G.HEANADEZ 4 50 38 4.1
QUITO G.HERNADEZ § 5.0 8 41
QUITO G.HERNADEZ 6 4.6 T4 35
REGIONAL SUR CATAMAYO 7 D.1 0.0 0.1
STO DOMINGO STO DOMINGO 1 0.1 0.0 2.1
REGIONAL SUR CATAMAYO 1 0.0 0.0 0.0
REGIONAL SUR CATAMAYO 2 0.0 0.0 0.0
QUITO LULUNCOTO 1 0.0 0.0 0.0
QUITO LULUNCQTO 2 0.0 0.0 0.0
QUITO LULUNCOTO 3 0.0 0.0 0.0
MILAGRC MILAGRO 3 0.0 0.0 0.0
MILAGRO MILAGRO 4 0.0 0.0 0.0
MILAGRO MILAGRO 5 0.0 0.0 0.0
MILAGRC MILAGRQO 6 0.0 0.0 0.0
MILAGRO MILAGRO 7 0.0 0.0 0.0
MILAGRO MILAGRO 8 0.0 0.0 0.0
REGIONAL EL ORO __ |EL ORO CAMBIO 3 0.0 0.0 0.0
REGIONAL EL ORO  |EL ORO CAMBIO 4 0.0 0.0 0.0
REGIONAL EL CRO __ |EL GRO MACHALA 4 0.0 0.0 0.0
REGIONAL EL ORO _ |EL ORO MACHALA S 0.C 0.0 0.0
ELECTROECUADCR |V.GUAYAQUIL 1 17 K a7
ESMERALDAS LA PROPICIA 31 0.0 0.0 0.0
ESMERALDAS LA PROPICIA 32 0.0 0.0 0.0
REGIONAL SUR CATAMAYD 8 0.C 0.0 0.0
REGIONAL SUR CATAMAYO 10 0.0 0.0 0.0
ENERGYCCRP ENERGYCORP 522 75 37.5
ELECTROECUADOR [V.GUAYAQUIL 2 47 16 47
ELECTROECUADOR |V.GUAYAQUIL 3 92 8.7 9.0
ELECTROECUADOR |A. TINAJERO 2 0.0 0.0 0.0
Y SUMA-T 1218.9

@ CENTRO NACIONAL DE CONTROL DE ENERGIA
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ANEXO 1.3 (CONTINUACION)

POTENCIA REMUNERABLE @

21 CENTRO NACIONAL DE CONTROL DE ENERGIA
DIRECGION DE PLANEAMIENTO

PROGRAMA DE OPERACION DEL MEM QCTUERE 1999 - SEPTIEMBRE 2000

(ARTICULO 18 REGLAMENTQ DE FUNCIONAMIENT? DEL MEM)
! DIAS DIAS PR

{EMPRESA CENTRAL / UNIDAD TRABAJO| FERIADOS| PONDERADA
i MW (VW) {MW)
REGIONAL MANABI  [MIRAFLORES 3 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANABI  |MIRAFLORES 7 0.0 0.0 0.0
AEGIONAL MANABI  [MIRAFLORES 8 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANAB!  [MIRAFLORES 10 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANABI  [MIBAFLORES 11 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANABI  |MIRAFLORES 12 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANABI  |[MIRAFLORES 13 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANAB!  |MIRAFLORES 14 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANAB!  |MIRAFLORES 15 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANAB!  |MIRAFLORES 18 0.0 0.0 0.0
AEGIONAL MANABI  [MIRAFLORES 18 0.0 0.0 0.0
REGIONAL MANAB!  |MIRAFLORES 22 0..; 0.0 0.0
ELECTROECUADOR {V.GUAYAQUIL 4 9. 8.6 9.0
ELECAUSTRO MONAY 1 0.0 0.0 0.0
REGIONAL SUR CATAMAYO ¢ 0.0 0.0 0.0
REGIONAL SUR CATAMAYO 5 0.0 0.0 0.0
ELECAUSTRO MONAY 3 0.0 0.0 0.0
ELECAUSTRO MONAY 2 0.0 0.0 0.0
REGIONAL SUR CATAMAYQ 4 0.0 0.0 0.0
TERMOPICHINCHA STA. RCSA 3 0.0 0.0 0.0
ELECTROGUAYAS PASCUALES 0.0 0.0 0.0
PENIN. STA. ELENA  [STA. ELENA 1 2.0 0.0 0.0
PENIN. STA. ELENA  {STA. ELENA 8 0.0 0.0 0.0
FPENIN. STA. ELENA  |STA.ELENAYG 0.0 0.0 0.0
PENIN. GTA. ELENA  |STA. ELENA 10 0.0 0.0 0.0
PENIN. STA. ELENA  [STA. ELENA 11 0.0 2.0 0.9
PENIN. STA. ELENA  [STA. ELENA 12 0.0 0.0 0.0
PENIN. STA. ELENA |PLAYAS 4 04 0.0 0.0
PENIN. STA. ELENA |POSORGA 5 0.0 0.0 0.0
TERMOPICHINCHA STA. ROSA 1 0.0 0.0 0.0
BOLIVAR BOLIVAR 0.0 0.0 0.0
TERMOPICHINCHA STA. ROSA 2 0.0 0.0 0.0
RIOBAMBA RIOBAMBA 0.0 0.0 0.0
ELECTROECUADOR JA. SANTOS 2 0.0 0.0 0.0
ELECTROECUADOR |A. SANTOS 1 0.0 0.0 0.0
REGIONAL NORTE SAN FRANCISCO 0.0 0.0 0.0
ELECTROECUADOR |A. SANTOS 3 0.0 0.0 0.0
ELECTROECUADOR |A. SANTOS 5 0.0 0.0 0.0
ELECTROECUADCR |A. SANTOS 8 0.0 0.0 0.0
ECUAPOWER EPW-STC DOMINGO 1 0.0 0.0 0.0
ECUAPOWER EPW-5TO DOMINGO 2 0.0 0.0 0.0
ECUAPOWER EPW-STA ELENA 0.0 0.0 0.0
AMBATO LLIGUA 1 0.0 0.0 0.0]
AMBATC LLIGUA 2 0.0 0.0 0.0
ELECTROGUAYAS G. ZEVALLOS TG4 0.0 0.0 0.0
ELECAUSTRO MONAY 4 2.0 0.0 0.0
ELECAUSTRO MONAY 5 0.0 0.0 0.0
ELECAUSTRO MONAY 8 0.0 0.0 0.0
HIDROAGOYAN AGOYAN 30.3 111.3 90.1
QUITO QUITO H 48.5 76.3 57.3
ELECAUSTROC ELECAUSTRO_H 16.4 25.7 16.2
RIOBAMBA RIOBAMBA_H 7.8 8.3 8.0
COTCPAXI COTOPAXI_H 3R 43 3.6
REGIONAL NORTE RNORTE_H 4.8 3.3 5.9
AMBATO AMBATO_H 1.7 17 1.7
BOLIVAR BOLIVAR_r 0.5 0.5 5
REGIONAL SUR REGIONAL SUR_H 1.7 1.7 1.7
SUMA-2 197.1
PR-TOTAL 1416.0
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ANEXO 1.4

FACTORES DE HODO ESTACIONALLS EN BARRAS DE DEMANDA &

oo BARRA HIDROLOGIA MEDIA HIDROLOGIA SEMISECA- HIDROLOGIA SECA |
EMPRESA ELECTRICA Na. IDENTIFICACION SECO LLUVIOSO SECO LLUVIOSO SECQ LLUVIOSO

Ambato Regional Centro Norte 83 TQTOR-BA &9 0.98559 0 97646 0.99887 0.98994 1.00505 0.99570
90 AMBAT-BABY 0.98816 0.98169 1.00093 0.99485 1.00732 1.00019
Bolivar 112 GUARA-BAGY 1.00792 0.99592 1.01986 1.00959 1.02675 1.01558
Colopaxi 75 LATACS9 1.00822 1.01272 1.01581 1.02160 102219 1.02505
Ef Oro 22 MACHALA1_ 89 1.06237 1.06356 1.06237 1.06356 1.08237 1.06356
EMELEC 31 SALITRG9 1.00407 1.02382 0.9B651 1.00444 0.97823 0.99231
38 TRINIT69 0.99187 0.99598 0.99166 0.99616 0.98784 0.99409
43 POLICENTE9 1.00664 1.00677 1.00664 1.00677 1.00664 1.00677
27 PASCUALSES 1.00000 1 00000 1.00000 1.00000 1.60000 1.00000
EMELGUR 27 PASCUALSGS 1.00000 1.00000 1.00000 1.00000 1.00000 1.00000
41 QUEY-SURGY 1.00317 1.01562 1.00501 1.01755 1.00852 1 01868
L 46 QUEV-NOR62 1.00317 1.01562 1.0051 _1.01755 1.00852 1.01868
EMELRIOS 20 BABAHOYO69 1.00969 1.00079 1.01440 ) 1.00626 1.01678 1.0033Q
Esmeraldas 54 ESMERALD6S 0.90087 1.01534 0.89470 1.00721 0.89834 1.00593
Milagro 17 MILAGROSB9 0.99392 0.98471 0.99862 0.99018 1.00101 099330
Peninsula Sla. Elena 28 S.ELENABY 1.03228 1.03290 1.03227 1.03280 1.03228 1.03260
30 POSORJA9 69 1.00623 1.00954 0.97471 0.98551 0.96866 0.97400
Quito 58 S.ROS138 1.01594 1.02176 1.02103 1.02845 1.02541 1.03189
70 VICEN-BA46 1.03023 1.03929 1.02996 1.04299 1.03436 1.04403
Regional Centro Sur 5 CUENCA6¢ 1.00147 0.98111 1.01477 0.98510 1.02263 1.00635
Regional Manabi 48 PORTOVIEGS 1.05442 1.09837 1 05681 1.09770 1.05831 1.09084
Regional Norte 79 IBAR_BA 34.5 1.04401 t 05775 1.04177 1.06213 1.04598 1.06317
92 TULCANGS 1.04215 106358 1.03427 1.06796 1.03810 1.06900
Regional Sur i5 L OJAGY 1.04448 102446 1.06817 1.03951 1.06399 1.04842
Riobamba 87 RIOBA-68 0.99074 0.98019 1.00226 0.09298 1.00815 0.99896
Sanlo Domingo 51 S.DOMINGES 1.00750 1.01971 1.01159 1.02471 1.01523 1.02744

] CENTRO NACIONAL DE CONTROL DE ENERGIA
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ANEXO 1.5

FACTORES DE NODO ESTACIONALES EN BARRAS DE GENERACION i@

EMPRESA BARRA HIDROLOGIA MEDIA |HIDROLOGIA SEMISECA HIDROLOGIA SECA
No| IDENTIFICACION SECO LLUVIOSO SE LLUVIOSO SE| LLUVIOSO

HIDROPAUTE 1{PAUTE_13.8 0.87051 0.94429 0.88352 0.97990 0.9801Q 0.96865
Elecaustro 5{CUENCA_89 1.00154 0.98083 1.01484 0.96515 1.02272 1.00578
Regional Sur 15]LOJA_69 1.04456 1.02417 1.05818 1.03981 1.06410 1.04875
Milagro {7IMILAGRO _69 0.99395 0.98460 0.99865 0.99021 1.00104 0.99333
Regional E! Oro 22|MACHALA1_89 1.06237 1.06356 1.06237 1.06356 1.068237 1.06356
Peninsula Sta Elena 2B|S.ELENA_68 1.03228 1.03280 1.03227 1.03290 1.03228 1.03280
ELECTROGUAYAS 35|V-INEC2_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97825 0.99238
ELECTROGUAYAS 36]V-INEC3_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97825 0.992238
ELECTROGUAYAS 37(G-INEC4_13.8 1.00433 1.02437 0 98653 1.00448 0.97825 0.99236
Regional Manabi 48|PORTOVIEJO_88 1.05430 1.09568 1.05668 1.09755 1.05818 1.09868
Santo Domingo 51|S.DOMINGO_69 1.00717 1.01862 1.01427 1.02437 1.01401 +.02708
TERMOESMERALDAS 53|CT_ESMER_13.8 0.90088 1.01494 0.89438 1.00686 0.89802 1.00857
Esmeraidas 54]ESMERALD_89 0.80088 1.01484 0.89438 1.00686 0.89802 1.00957
TERMOPICHINCHA 64|GS.ROSA3_13.8 01542 1.02032 1.02055 1.02793 1.02491 1.03115
Quit 70{VICEN-BA4G -.02828 1.03615 1.02814} 1.04111 1.03252 1.04210
Qung 70|GUANGCPO_8.8 1.0272¢ 1.03887 1.025841 1.03819 1.03037 1.03973
Recicnal None 791BAR_BA_34.5 1.04208 1.05460 1.03996 1.06025 1.04414 1.06124
HIDROPUCARA 81|PUCARA_13.8 0.98846 0.98687 0.99971 1.00181 1.00701 1.00637
iRicbamba 37 |RIOBAMBA_69 0.99084 0.97935 1.00218 0.993186 1.00836 0.35914
HICROAGOYAN B9|AGOYAN_13.8 0.896741 0.95040 0.986(3 0.96907 0.99289 0.9756¢
Ampato 90[AMBATO-BA_59 0.98940 0.98111 1.002' 7 0.99605 1.00856 1 00138
HIDRONACION 93]DAULE 138 0.99467 1.03522 0.99705 1.03679 0.99855 1.037g2
Bolivar 112{GUARA-BA 6% 1.00812 0.99507 1.02008 1.00978 1.02597 1.01678
Hegicnal None 192(1P1A_115 1.03813 1.06031 1.02895 1.06595 1.03285 1.06694
ELECTROQUIL 600]G-EQIL2_13.8 1.00407 1.02390 0.97558 1.00114 0.98187 0.97602
ELECTROGUAYAS 8271G-PASCU_13.8 ! 1 1 1 1 1
ECUAPOWER STA ELENA 628|ECUAP-SE_13.8 1.03228 1.03250 1.03227 1.03290 1.03228 1.03290
ELECTRCECUADCR 7685{V-EMEL1_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97825 0.89236
ELECTROGUAYAS 832|V-TRIN1_13.8 0.99187 1.00051 0.99166 0.99617 0.98786 0.89411
ECUAPOWER STO DOMINGY 649|ECUAP-SD_13.8 1.00717 1.01862 1.01127 1.02437 1.01491 1.02708
TERMOPICHINCHA 7641G-5.RO8A1_13.8 1.01542 1.02032 1.02088 1.02793 1.02491 1.03118
ELECTRCQUIL 700{G-EQIL2_13.8 1.00407 1.02390 0.97556 1.00114 0.96187 0.97602
ELECTROECUADOR 931|G-EMEL1_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97825 0.99236
ENERGYCORP 732|G-ENERGY13.8 0.99187 1.00051 0.99166 0.95617 0.98786 0.99411
TERMOPICHINCHA 664|G-S.ROSA2_13.8 1.01542 1.02032 1.02055 1.02783 1.02481 1.03115
ELECTROECUADOR 785|VPVG-EME_13.8 1.00321 1.02420 0.98438 1.00305 0.968C0 0.98583
ELECTROQUIL 829{G-EQIL3_13.8 0.99720 1.00104 0.96632 $.97701 0.96021 0.96544/
|ELECTROECUADOR 731]G-EMEL2_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97825 0.992361
ELECTROQUIL 928G-eQIL3_13.8 0.99720 1.00104 0.96632 0.97701 0.96021 0.96544
ELECTRCECUADOR 831|G-EMEL3_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.87825 0.89236
ELECTROECUADOR 1031{G-EMELS_13.8 1.00433 1.02437 0.88653 1.00448 0.97825 0.99236
ELECTROECUADCR 1131|G-EMELS_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97825 0.99236
ELECTRCECUADOR 1231)G-ALTI1_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97823 0.99236
ELECTROECUADOR 1331]G-ALTIZ_13.8 1.00433 1.02437 0.98653 1.00448 0.97825 0.99236
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ANE O 3.1

MAIRIZ DE CONTABILIDAD DE THRANSACCIONES COMERCIALES DEL MEM PERIODO ABRIL 1999 - ABRIL 2000
MILLONHES LE SUCHES

o R CONTRATOS )
ingresos por GENERADORES TRANSELECTKIC GENERADQRES SUBTOTAL TOI1AL
PRIVADOS
Energia Vendida en Sobrecoslos por Sobracostos poi Po:a;;? PH':‘PHSF'
Egresos por Mercado Ocasional Inflexibiidades Restrncciones - ¥
RAgaclivos
lE“nJ‘:rgia a Costo Marginal Serv. 7.845 150 7.994
GENERADORES [ o ibilidades 248 248 8,296
Aestricciones 54 540
Enargia a Costo Marginal 3,053,234 | I 58,247 3,111,481
Inflexibilidades 98,039 98,039
Polen;ia PR, ASF, APTV, RAP y 1,463.548 1,463,548 7
DISTRIBUIDQRES HReaclives 6,252,268
Tarila Fija de Transniision 796,015 796,015
PPA 772,743 772,743
Restricciones 10.444 10,444
TRANSELECTRIC RAesinicciones 53.048 53,048 53,048
TOTAL 3,061,079L 58,2086 61,546 1,463.548 l 854,411 772,743 6,313,613 6,313,613
___GENERADORES TRANSELECTRIC GEN. PRIVADOS TOTAL
ENERGIA POTENCIA
GENERADORES B. 148 0 150 0 8,296
DISTAIBUIDORES 3,181,717 1,463,548 854,261 772,743 6,252,269
TRANSELECTRIC 53,048 0 0 1] 53,048
TOTAL 3,222,911 1,463,548 854,411 772,743 6,313,613
GENERADORES |TRANSELECTRIC GEN. PRIVADOS TOTAL
. ., . ENERADORES 8,146 150 0 .
La explicacion de estas matrices se GENER 8.296
i 1 .y 3 3 i . . 210 DISTRIBUIDORES 4,625,265 854,261 772743 6,252,269
preschia en la seccion .2.1, pagina TRANSELECTRIC 53,048 0 0 53,048
TOTAL 4 686,459 854,411 772,743 6,313,613




ANEXQO 3.1

MATRIZ DE CONTABILIDAD DE TRANSACCIONES COMERCIALES DEL MM PERIODO ABRIL 1999 - ABRIL 2000

CONTRATOS
GENERADORES GENERADORES
TRANSELECTRIC PRIVADOS
Eqresos por\ Ingresos por ereads Orasirsd | _ Inloapindadon | asmodonss | - ABTV. AP
I;::irgla a Costo Marginal Sery. 03% 0.0%
GENERADORES Inflexibilidadas 0.3%
Restricciones 0. l%l
Energia a Costo Marginal 99.7% L S.B‘ﬂ
inflexibifidades [ 93.7%]
Ui RIBUIDORES  eoiencia PR RSF, APTY, RAP [ 100.0%
Tarsifa Fija de Transmision 93.2%
PPA 100%
Restricciones 16.4%
TRANSELECTRIC Restricciones 83.5% .
TOTAL 100%% 100% 100% 100% L 100% 100%
GENERADORES TRANSELECTRIC GEN. PRIVADOS
ENERGIA POTENCIA
GENERADORES 0.25% 0.00% 0.02% 0.00%
DISTRIBUIDORES 98.10% 100.00% 99.98% 100.00%
TRANSELECTRIC 1.65% Q0 0% 0.00% 0.00%
TOTAL 100% 100% 100% 100%
GENERADORES [TRANSELECTRIC GEN. PRIVADQS
GENERADORES 017% 0.02% 0%
DISTRIBUIDORES 98.69% 99.98% 100%
TRANSELECTRIC 1.13% 0.00% 0%
TOTAL 100% 100% 100%
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ANEXQO 3.1

MATRIZ DE CONTABILIDAD DE TRANSACCIONES COMEHCIALES DEL MEM PERIODO ABRIL 1999 - ABRIL 2000

CONTRATOS
GENERADQRES GENERADORES
TRANSELECTRIC PRIVADOS
s s e | Sy | e | e
ULIIERADORES iu":_'g'a a Coslo Manyinal Serv. 94.56% 1.80% 96%
Inliexibilidades 3% 3% 160%
Austricciones 1 1%
DISTRIBUIDORES Energia a Coslo Marginal 18 823% I 093% 504%
Inflexbilidades 2% 2%
Polencia PR, RSF, AFTV, RAP | 23% 23% -
Tarila Fija de Transnision 13% 13% 1007
PPA 12% 12%
Restricciones 0% 0.2%
TRANSELECTRIC  |Restiicciones 100% 100% 100%
GENERADORES THANSELECTRIC GEN. PRIVADOS TOTAL
ENERGIA POTENCGIA
GENERADORES 98.20% 0.00% 1 80% 0.00% 100%
DISTAIBUIDORES 50 57% 23.41% 13 66% 12,36% 100%
TRANSELECTRIC 100% % 0% 0% 100%
GENERADORES | TRANSELECTRIC GEN. PRIVADOS TOTAL
GENERADORES 98.20% 1.80% 0.00% 100%
DISTRIBUIDORES 73.98% 13.66% 12.36% 100%
TRANSELECTRIC 100% 0% 0% 100%
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