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RELACIčN DE ACRONIMOS y SIGLAS UTILIZADOS 

aVNR  Anualidad del VNR. 

Bl  Barril 

CC  Ciclo Combinado (configuración de centrales térmicas a gas) 

CCPEF  Costo de Capacidad por Unidad de Potencia Efectiva. 

C.H.  Central Hidroel®ctrica 

CM Consumo M§ximo 

CMe  Consumo Medio 

CMeLP Costo Medio de Largo Plazo. 

CMg  Costo Marginal  

CMgCP  Costos Marginales de Corto Plazo. 

CMGNC  Capacidad Máxima de Generación No Convencional 

CMNUCC  Convención Marco de Naciones Unidas sobre Cambio Climático 

CMV   Capacidad Máxima Virtual 

COES   Comit® de Operaci·n Econ·mica del Sistema 

COyM  Costos Est§ndar de Operaci·n y Mantenimiento 

CRD  Capacidad Reservada Diaria. 

C.T.  Central T®rmica 

D2  Petr·leo Di®sel 2 

DGE  Direcci·n General de Electricidad 

DGEE  Dirección General de Eficiencia Energética 

DGH   Direcci·n General de Hidrocarburos 

ELCC   Effective Load Carrying Capability  

FC  Factor de Carga 

FDHPt  Factores de Distribución Horaria del Precio de la Potencia  

FIC  Factores de Incentivos a la Contratación 

FID  Factores de Incentivo al Despacho  

FERC  Federal Energy Regulatory Commission (USA) 

FOSE  Fondo de Compensación Social Eléctrica 

FV  Central Solar Fotovoltaica 

GD  Generación Distribuida 

GEI   Gases de Efecto Invernadero  

GJ  Giga Joule 

Gln  Gal·n americano 

GN  Gas Natural 

GRP  Garantía por Red Principal. 

GSP   Gasoducto Sur Peruano 
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HFP  Horas Fuera de Punta 

HP  Horas Punta 

HVDC  High-voltage direct current. 

iNDC  Intendent Nationally Determined Contribution 

Indecopi Instituto de Defensa de la Competencia y de la Propiedad intelectual  

Kcal  Kilo Calor²a 

Kg  Kilogramo 

kV  Kilovoltio 

kW  Kilovatio 

LCE   Ley de Concesiones El®ctricas 

LNG  Gas Natural Licuefactado 

LOLE   Loss of Load Expectation 

LOLP  Loss of Load Probability 

M3  Metro c¼bico 

MDP  Modelo de Despacho Probabil²stico  

MECAP  Mercado Secundario de Gas Natural  

MINEM Ministerio de Energía y Minas 

MJ  Mega Joule 

MMPCD  Millones de pies cúbicos por día 

MOSSE Modelo de Optimización y Simulación del Sector Eléctrico  

MRFO  Margen de Reserva Firme Objetivo. 

MRO   Margen de Reserva čptimo 

MW  Mega Vatio 

MW.h Megavatio-hora 

NAMA  Acci·n Nacionalmente Apropiada de Mitigaci·n  

NTCSE  Norma T®cnica de Calidad del Servicio de Electricidad.  

Osinergmin Organismo Supervisor de la Inversi·n en Energ²a y Miner²a  

pc/d  Pies Cúbicos por Día  

PPB  Precio de la Potencia Básico 

R6  Petróleo Residual N°6 

R500  Petr·leo Residual R500 

RER   Recurso Energ®tico Renovable 

SEIN    Sistema El®ctrico Interconectado Nacional. 

SGI  Sistema de Generaci·n Ideal 

TCF  TPC o Tera pie c¼bico. 

TGP   Transportadora de Gas del Per¼ 

TIE  Transacciones de Importaci·n y Exportaci·n de electricidad 
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TIF    Tasa de Indisponibilidad Fortuita. 

TM     Tonelada métrica. 

Ton  Tonelada 

ToP Take or Pay  

TPC  Tera Pie Cúbico 

TV  Turbo Vapor 

TWh  Tera Vatio Hora 

T&D  Transporte y Distribuci·n 

US$ Dólares Americanos 

VAD  Valor Agregado de Distribuci·n 

VNR  Valor Nuevo de Reemplazo 

WACC Weigthed Average Cost of Capital o Costo Promedio Ponderado de 
Capital 
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Resumen Ejecutivo 

El presente estudio desarrollado a trav®s de dos entregables, que se compilan en este 
informe, tiene como objetivo promover e incentivar la contribuci·n de las energ²as 
renovables en el Sistema El®ctrico Interconectado Nacional de Per¼ (SEIN) dentro del 
marco de apoyo a la elaboraci·n de la Acci·n Nacionalmente Apropiada de Mitigaci·n 
(NAMA) respectiva, la misma que puede visualizarse como una herramienta importante 
para promover y ampliar el despliegue de las energ²as renovables en el pa²s, debido a 
que tienen el potencial de impulsar un cambio sistem§tico en la intensidad de emisiones 
de Gases de Efecto Invernadero (GEI) del sistema el®ctrico peruano, sistema sobre el 
cual diversos an§lisis realizados, indican que resulta favorable y factible, econ·mica y 
t®cnicamente, incrementar la participaci·n objetivo de las centrales RER en la energ²a 
total generada del 5% actual a una meta objetivo de 13% en e·licas y solares y 3% en 
geot®rmicas y biomasa como m²nimo para el periodo 2025 al 2030, tal como se detalla 
en los cuadros 0-1 (en energ²a) y 0-2 (en capacidad instalada). Estos porcentajes toman 
en consideraci·n la reducci·n de costos de inversi·n que se avizoran para estas 
tecnolog²as RER y su impacto favorable ante contingencias no deseadas como un 
prolongado retraso en la puesta en marcha del Gasoducto Sur Peruano (GSP). 

Estas participaciones objetivo de las RER en la matriz energ®tica, conllevan la 
necesidad de revisar la pol²tica energ®tica peruana tanto en el horizonte de mediano y 
largo plazo; a efectos de alcanzar y garantizar los compromisos asumidos por el Estado 
peruano de reducir la intensidad media de emisiones de GEI por kWh generado por lo 
menos en un 30% hasta el a¶o 2030, asegurando tambi®n que los respectivos cr®ditos 
de carbono queden como propiedad del Estado peruano. 

En este sentido, evaluada la composici·n de la matriz el®ctrica del SEIN en el presente 
estudio, mediante un modelo de optimizaci·n que toma en cuenta una visi·n estrat®gica 
del sector el®ctrico que busca disponer de un parque generador confiable, diversificado, 
con seguridad energ®tica, con mayor estabilidad y predictibilidad en los precios, que 
minimice los impactos ambientales y sociales, y que opere razonablemente dentro de 
los l²mites t®cnicos definidos por el COES, se determin· las siguientes metas de 
participaci·n RER en el Sistema El®ctrico Interconectado Nacional (SEIN) para los 
siguientes quinquenios: 

Cuadro NÁ 0-1 Participaci·n RER en t®rminos de la Energ²a producida en el SEIN 

 
Fuente: Resultado del Modelo MOSSE, Elaboración propia 

Cuadro NÁ 0ï2 Participaci·n RER en t®rminos de la Capacidad Instalada en el 
SEIN 

 
Fuente: Resultado del Modelo MOSSE, Elaboración propia 

Tipo de Centrales Hasta 2020 2020 - 2025 2025 - 2030

Hidráulicas (grandes y RER) 52% 47% 40%

Gas Natural 42% 42% 44%

RER Eólicas y Solares 4% 8% 13%

RER Geotérmicas y Biomasa 1% 3% 3%

Carbón, Diesel y Residual 2% 0% 0%

Total 100% 100% 100%

Tipo de Centrales Hasta 2020 2020 - 2025 2025 - 2030

Hidráulicas (grandes y RER) 40% 42% 40%

Gas Natural 32% 36% 33%

RER Eólicas y Solares 6% 13% 20%

RER Geotérmicas y Biomasa 0% 2% 2%

Carbón, Diesel y Residual 22% 8% 6%

Total 100% 100% 100%
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Como un hecho trascendente, en el estudio se identific· que el retraso en la 
construcci·n del Gasoducto Sur Peruano (GSP) y de las centrales a gas natural 
asociadas en el sur, propician la incorporaci·n de un mayor n¼mero de proyectos RER 
que, por su rapidez en el desarrollo y construcci·n, podr²an contribuir a mitigar la 
elevaci·n de los costos del SEIN en el mediano plazo (2020 al 2025) al agotarse el 
amplio margen de reserva que actualmente dispone el SEIN. Por ello, debido al retraso 
se¶alado y tambi®n por qu® no significa mayor costo para el SEIN, es que se recomienda 
incrementar a 13% la participaci·n de las RER en la energ²a total generada en el per²odo 
2020 al 2025. Por lo tanto, en el D.L. 1002 ya podr²a constar este porcentaje como valor 
meta objetivo de la energ²a producida con RER brindando as² prioridad en el corto plazo 
al desarrollo de Proyectos RER ubicados en la zona sur, que contribuyan a reducir el 
consumo de petr·leo Di®sel de las centrales del Nodo Energ®tico del Sur en caso de un 
prolongado retraso de la puesta en operaci·n comercial del Gasoducto Sur Peruano1. 

En este sentido, las metas de participaci·n de las RER en t®rminos de porcentaje de la 
energ²a producida en el SEIN, se pueden visualizar seg¼n per²odos en la siguiente 
figura, donde resalta (en rojo) el porcentaje de participaci·n RER motivado para paliar 
el retraso del GSP. 

Figura NÁ 0-1 Evoluci·n de la Participaci·n RER en t®rminos de la Energ²a 
producida en el SEIN 

 
Fuente: Resultado del Modelo MOSSE  
Elaboración propia 

 

En el estudio se identificaron también las siguientes barreras que impiden el despliegue 
de las tecnologías RER en el país, las mismas que si bien se manifiestan como barreras 
de índole legal y regulatorio, subyacen a las mismas, intereses empresariales e 
institucionales. 

1. Las RER variables (solar, e·lica y mareomotriz) no pueden firmar directamente 
contratos con clientes el®ctricos (libres y regulados) en el pa²s, debido a que el 
COES no les asigna potencia firme a dichas tecnolog²as. 

                                                
1  El inicio contractual de la operación comercial del GSP estaba previsto para abril de 2019 (56 meses después de la 

fecha de cierre, cuyo contrato se suscribió el 23 de julio de 2014). 
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2. Se requiere seguir apoyando mediante ingresos complementarios, a las centrales 
RER variables, a efectos que puedan competir en igualdad de condiciones con las 
fuentes convencionales de energ²a existentes en el mercado el®ctrico peruano, ello 
debido a que las centrales RER variables (e·licas y solares) no disponen a¼n de 
ingresos por Potencia Firme, y tambi®n porqu® los costos actuales de inversi·n de 
®stas tecnolog²as no les permiten ofertar en condiciones de riesgo de mercado 
(evaluado a una tasa de descuento de 12%) precios competitivos de la electricidad 
respecto a los similares ofertados con fuentes de generaci·n convencional que en 
su oportunidad tuvieron el apoyo correspondiente; por ello las RER requieren contar 
con garant²as que les reduzcan el riesgo comercial de sus transacciones, y por ende 
el Costo de Capital en sus evaluaciones.   

3. El mecanismo de apoyo (Primas RER) con el cual el Estado peruano viene 
promoviendo actualmente a las tecnolog²as RER, se ha tornado muy oneroso, 
debido a factores ex·genos al mecanismo, producto de la ca²da de los costos 
marginales en el mercado spot administrado por el COES, ocasionado por la 
declaraci·n de bajos o nulos (cero) precios del gas natural, que realizan los 
generadores t®rmicos convencionales ante el COES. 

4. Se necesita que los contratos de gas y transporte suscritos por los generadores con 
los productores (Pluspetrol) y transportistas (TGP), otorguen mayor flexibilidad a los 
generadores a efectos de lograr una mejor complementariedad del uso del gas 
natural con otros recursos energ®ticos en una perspectiva de largo plazo, en vez de 
obligar a los generadores mediante contratos take or pay o de transporte firme, a 
tomar acciones de corto plazo, que menoscaben o afecten la participaci·n prevista 
en la matriz el®ctrica, de otros recursos energ®ticos, como las RER variables (e·licas 
y solares).  

5. Se requiere de normas (reglamentos) o mecanismos financieros que permitan la 
generaci·n distribuida, a efectos de brindar seguridad comercial a una actividad que 
mejora la eficiencia y calidad de la prestaci·n del servicio, y que podr²a promover el 
uso de energ²as renovables mediante la autogeneraci·n en peque¶a escala; 
asegurando as² los niveles de participaci·n en la generaci·n de energ²a que se 
propugnan para las tecnolog²as RER en el pa²s. 

A partir de este diagn·stico que ocupa los cap²tulos 3 al 9 del estudio, se plantean a 
partir del cap²tulo 10 diversas acciones o alternativas, todas ellas sustentadas con sus 
respectivos modelos de c§lculo y base legal habilitante, para superar las barreras o 
factores de frenaje identificados, as² como aprovechar la importante tendencia en cuanto 
a reducci·n de costos de inversi·n que muestran las tecnolog²as RER, hecho que ha 
motivado que en diversos pa²ses (v.gr. Chile), con similares o diferentes marcos 
regulatorios, las centrales en construcci·n pr·ximas a ingresar en servicio, en mayor 
porcentaje sean actualmente de las tecnolog²as RER e·licas y solares.  

Adicionalmente desde una perspectiva de apoyo a las NAMA, las acciones planteadas 
consideraron que:  

¶ La NAMA sólo puede realizarse si es consistente con los marcos regulatorios 
nacionales existentes; o que puedan ser implementados como condición habilitante 
a futuro antes del 2030; y si es apoyada por la institución gubernamental adecuada. 

¶ La NAMA necesita estar en línea con las prioridades y estrategias nacionales de 
desarrollo. 

Por todo ello, las acciones que finalmente se seleccionaron para superar las barreras 
identificadas en el desarrollo de las RER, son las mostradas en la siguiente figura: 
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Figura NÁ 0-2 Acciones que se proponen para superar factores de frenaje en el 
desarrollo de las RER 

 

A continuación, una descripción de cada una de las acciones previstas para superar las 
barreras que impiden el desarrollo de las RER en el país: 

a) Reconocimiento de Potencia Firme a las RER variables; esta acci·n est§ dirigida a 
superar las barreras 1 y 2, esto es, que las centrales RER variables puedan: i) 
contratar directamente con los clientes el®ctricos su producci·n de energ²a; y ii) 
contar con ingresos de potencia justos y razonables.  
Basados en los criterios que aplican en el marco regulatorio del sector el®ctrico 
peruano para la determinaci·n de la potencia firme a las unidades de generaci·n 
(ver cap²tulo 6 y Anexo B), as² como en an§lisis comparativos (benchmarking) con 
pa²ses de regulaci·n similar, se propone en base al sustento de los c§lculos 
descritos en el numeral 10.1, que se reconozca como Potencia Firme a las centrales 
e·licas y solares, el promedio de su generaci·n anual, dado que se demuestra que 
este tipo de centrales ofrecen una potencia garantizada al SEIN equivalente a su 
potencia media. Como ejemplo, un c§lculo basado en la generaci·n del conjunto de 
proyectos existentes en el Per¼ que toma en cuenta proyectos RER desarrollados 
como resultado de las Subastas RER, arroja los siguientes valores representativos 
para el a¶o 2016, los cuales definir²an la Potencia Firme estimada cada a¶o de 
manera independiente por Proyecto: 
Å Centrales e·licas :  53% de su potencia efectiva. 
Å Centrales solares : 29% de su potencia efectiva. 
Las modificaciones normativas requeridas para implementar esta acci·n, est§n 
descritas en el numeral 10.1.2 del estudio; y b§sicamente comprenden una 
modificaci·n de los incisos g) y h) del art²culo 110Ü del Reglamento de la Ley de 
Concesiones El®ctricas (RLCE). 

b) Cambio normativo para permitir vender energ²a sin contar con Potencia Firme; esta 
acci·n descrita en el numeral 10.2 del estudio, se propone para que las centrales 
RER e·licas y solares (a las que el COES les asigna energ²a firme pero no potencia 
firme) puedan suscribir contratos directamente con los clientes el®ctricos libres y 
regulados (superando la barrera 1). Los cambios normativos requeridos para 
implementar esta acci·n se describen en el numeral 10.2.1 y comprenden una 
modificaci·n del Art²culo 102Á del RLCE y del Procedimiento PR-10 del COES, para 
permitir dos modalidades en los contratos bilaterales entre generadores y clientes: 
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i) Potencia con energ²a asociada (situaci·n actual); y ii) Energ²a con potencia 
asociada (situaci·n que se agrega). 

c) Cabe se¶alar que en el numeral 10.3 del estudio se describe tambi®n una acci·n 
para que las transacciones a nivel de generaci·n el®ctrica se efect¼en s·lo en 
t®rminos de energ²a, ®sta acci·n requerida por la DGEE, se desarroll· en previsi·n 
de que no se aceptasen las dos acciones que anteceden, por ello, esta acci·n de 
respaldo a las anteriores, propugna tambi®n que las centrales e·licas y solares 
puedan: i) Contratar directamente con los clientes el®ctricos su producci·n de 
energ²a; y ii) Contar con ingresos de potencia justos y razonables, para ello se 
requiere una modificaci·n de los art²culos 113Á y 126Á del RLCE seg¼n lo descrito 
en 10.3.2, y la emisi·n de un Decreto Supremo cambiando el valor del porcentaje 
del Factor de Incentivo al Despacho a que se refiere el cuadro 6-1 del presente 
informe.   

d) Acciones para limitar el incremento injustificado de las Primas RER por reducci·n 
de los CMgCP; estas acciones descritas en el numeral 10.4 del informe, buscan 
eliminar el incremento innecesario de las Primas RER debido a la reducci·n de los 
Costos Marginales, ocasionado por declaraci·n nula o reducida de los precios del 
gas natural por parte de los generadores t®rmicos ante el COES.  Para corregir esta 
situaci·n se plantea, eliminar y/o restringir el libre albedr²o de los generadores 
t®rmicos en su declaraci·n del precio del gas natural ante el COES, para lo cual se 
propugna ñvariabilizarò los costos del gas natural (insumo y transporte), v²a un 
Mercado Secundario Administrado por un Gestor T®cnico2, que compre de manera 
conjunta todo el gas natural y el servicio de transporte, requeridos por el sector 
el®ctrico, tal como sucede en Argentina con el operador de mercado el®ctrico 
Cammesa, eliminando con esta acci·n, la necesidad de la declaraci·n de precios 
del gas natural en el COES. 

Considerando que existe ya la figura del Mercado Secundario de gas natural 
(MECAP) en las normas vigentes, el mismo que está regulado por el D.S. 046-2010-
EM, el estudio plantea mejorar los siguientes alcances: 

a) El MECAP debe ser administrado por un Gestor Técnico independiente.  

b) El MECAP no debe ser limitado a operar en el plazo o período de 24 horas.  

c) Cuando un cliente demande transporte a firme, lo máximo a pagar debe ser la 
tarifa regulada, por lo tanto, esta sería su tope máximo en el MECAP, y cuando 
un cliente oferta transporte a firme, lo mínimo que podría recibir es cero, por lo 
tanto, este sería el tope mínimo en el MECAP. Sobre estos máximos y mínimos 
funcionaría el MECAP. 

d) Se debe implementar la compra única de gas natural por parte del Gestor 
Técnico del sistema a nombre de los generadores eléctricos. 

e) Se debe reglamentar la declaración de precios del gas para la generación. 

f) Se debe mejorar el procedimiento de la remuneración de la Potencia Firme para 
incorporar a los generadores que participan en el Mercado Secundario. 

Para implementar la presente acción se requiere modificar según se detalla en el 
numeral 10.4.3 del estudio, i) el Artículo 110° del RLCE, ii) Artículo 5° del D.S. N° 
016-2000-EM; iii) el Artículo 43° de la Ley Orgánica de Hidrocarburos, y iv) diversos 
artículos del Decreto Supremo N° 046-2010-EM. 

e) Incrementar el porcentaje objetivo de participaci·n de las RER; esta acci·n 
relevante constituye tambi®n el objetivo de la promoci·n de las tecnolog²as RER, 
en el cap²tulo 9 del informe se han efectuado diversos an§lisis de evaluaci·n 

                                                
2  El Gestor Técnico podría ser inicialmente (hasta que se designe otra institución independiente) el COES, dada la 

mayor participación de la generación eléctrica en el consumo del gas natural en el país. 
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respecto a cu§l deber²a ser el porcentaje m²nimo a requerir de dichas tecnolog²as, 
a efectos de fijarlos como nuevo valor m²nimo en el Decreto Legislativo 1002. 
En este sentido, evaluando el Costo Medio de Largo Plazo (CMeLP) del sistema, 
se determin· que una participaci·n RER del 13% de la energ²a total para el periodo 
2020 ï 2025, es la que permite obtener el menor costo de desarrollo del SEIN, por 
lo tanto, dicho porcentaje deber²a ser fijado tambi®n como porcentaje m²nimo en el 
Decreto Legislativo 1002.3 

f) Creaci·n del Fideicomiso-Comercializador y las Primas Econ·micas; con la 
intenci·n de solucionar los problemas de sobrecosto que se suscitan con el actual 
sistema de Primas RER, se plantea un mecanismo de Primas Econ·micas y 
Fideicomiso-Comercializador que tendr²a un menor impacto en cuanto a los costos 
que asumen los usuarios finales para financiar el desarrollo RER, y que a la vez 
propicia la obtenci·n de externalidades positivas mediante el desarrollo RER. Se 
tiene previsto que el presente mecanismo funcione como un complemento al actual 
mecanismo de subastas de Primas RER, en tanto las metas de desarrollo de las 
RER est®n distanciadas de los porcentajes de participaci·n RER esperados. 

¶ Mediante el presente mecanismo se plantea otorgar una Prima Económica a las 
centrales RER que suscriban contratos bilaterales de suministro de electricidad 
directamente con los clientes que podrían preferir firmar contractos con 
proyectos RER para cumplir con sus objetivos de sostenibilidad o reducir su 
huella de carbono. Dichas primas serán pagadas o garantizadas por el cliente 
eléctrico final (libres y regulados) a través de los cargos por transmisión eléctrica. 

¶ El monto de la Prima Económica será el requerido por la central RER para 
complementar sus ingresos por ventas al precio monómico (potencia y energía) 
contratado con el cliente, y se pagará directamente al generador RER a través 
de un Fideicomiso-Comercializador, en función a la energía generada. 

¶ Osinergmin será el encargado de administrar y supervisar el mecanismo; 
autorizando la adjudicación de las Primas Económicas para aquellas centrales 
RER que no excedan los límites del equilibrio económico-financiero establecidos 
según: i) costos vigentes de cada tecnología, ii) factores de planta, y iii) costo de 
capital; ni excedan los porcentajes de participación que se determinen por cada 
tipo de tecnología RER, y que además, resulten siendo las más competitivas en 
un proceso donde paulatinamente en el tiempo se deben ir otorgando menores 
montos unitarios por Primas Económicas. 

¶ Los montos para garantizar la Prima Económica se recaudarán de los clientes 
eléctricos (libres y regulados), de manera similar a como se vienen recaudando 
las Primas RER vigentes, utilizando para ello los cargos que se agregan al Peaje 
del Sistema Garantizado de Transmisión; dichos pagos se transferirán al 
Fideicomiso-Comercializador. 

El mecanismo propuesto, permitirá contar con una mayor predictibilidad en los 
costos que las Primas RER vigentes, ya que no estará sujeto a los valores que 
adopte el Costo Marginal de Corto Plazo determinado en el mercado administrado 
por el COES; y contribuye a mejorar la competencia en el SEIN, al propiciar la 
suscripción de contratos bilaterales entre generadores RER y clientes del SEIN. 

Por su parte el Fideicomiso ï Comercializador, brindaría seguridad económica y 
jurídica a las inversiones de proyectos de generación en base a RER, que participen 
en mercados mayoristas y minoristas del SEIN, asegurándoles reglas de mercado 

                                                
3  El MINEM anualmente debe verificar que el porcentaje objetivo de participación de las RER se alcancen en un periodo 

de 5 años de tal forma de promover las subastas RER en caso las proyecciones demuestren que no se está 
cumpliendo con el objetivo de la Ley. Llamar a subastas periódicas está sujeto a la reacción del mercado y por tanto 
no es una política fija, sino, dinámica con el comportamiento de los inversionistas RER. 
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que les garanticen equidad, transparencia y menor riesgo en sus transacciones 
comerciales. 

Dicho fideicomiso adicionalmente a la función de administrar el pago de las Primas 
Económicas, tendría la representación del conjunto de generadores RER que gozan 
de primas, para lograr obtener así un mejor aprovechamiento del sistema a través 
de la comercialización de la generación RER en el mercado de corto plazo y en el 
mercado de contratos bilaterales, por lo tanto este fideicomiso podrá obtener 
ganancias adicionales que las destinará a la adquisición de los créditos de carbono 
de todos los proyectos RER que gozan de primas; a nombre del Estado y a precios 
de mercado voluntario, para que puedan ser contabilizados como parte de sus 
compromisos (iNDC) de reducción de las emisiones de GEI para el año 2030. 

Para implementar esta acción se requiere efectuar modificaciones en el D. Leg. 
1002, según los textos que se detallan en el numeral 10.5.4. del informe. 

Finalmente, el cap²tulo 11 detalla la hoja de ruta para implementar las modificaciones 
necesarias para superar las barreras que impiden el desarrollo de las tecnolog²as RER 
en el pa²s, se¶alando los actores involucrados con los cambios propuestos, los 
mismos que son: el Ministerio de Energ²a y Minas, Osinergmin, Congreso de la 
Rep¼blica, COES, los generadores; y las distribuidoras existentes. En este cap²tulo se 
analizan tambi®n los intereses de los diversos actores respecto al cambio propuesto, 
para concluir planteando un cronograma de ejecuci·n de los cambios normativos para 
las cinco (5) propuestas, las cuales se presentar²an mediante dos proyectos de norma: 
un decreto supremo y un proyecto de ley.  
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PRIMER ENTREGABLE 

1 INTRODUCCION 

El presente informe corresponde al primer entregable del ñEstudio de Diagnóstico, 
Evaluación, Análisis y Propuesta para apoyar con el Diseño de la NAMA de RER en 
Sistemas Interconectados en el Perúò, del servicio encargado por el MINEM-DGEE al 
consultor COSANAC S.A.C. según contrato 002-2017. 

De acuerdo a los términos de referencia, el presente informe contiene los temas 
señalados en el numeral 2.1, tratados dentro de los capítulos o secciones en que se ha 
ordenado el presente entregable. 

2 OBJETIVOS Y ALCANCES 

El estudio en general tiene como objetivo promover e incentivar la contribución de las 
energías renovables en el Sistema Eléctrico Interconectado Nacional de Perú (SEIN), 
conteniendo los siguientes alcances:  

2.1 Entregable NÜ 01: Evaluaci·n t®cnica-econ·mica de alternativas para la 
promoci·n de RER en la matriz energ®tica. Consta de las siguientes actividades: 

a) Propuesta para cambiar el procedimiento de los c§lculos de potencia firme para las 
RER variables (e·lica, solar, mareomotriz), que sea razonable y justificado 
t®cnicamente y econ·micamente, considerando las condiciones propias del Per¼ y 
en comparaci·n con otros pa²ses. Evaluaci·n y comparaci·n con otros pa²ses que 
permiten la venta de energ²a sin potencia firme. Se incluye una hoja de ruta para la 
implementaci·n de este nuevo procedimiento, actores, cambios regulatorios 
requeridos e implicaciones econ·micas para el Estado y los usuarios.  

b) Evaluaci·n del Sistema de la Prima, su m®todo de c§lculo y su relevancia y 
justificaci·n como parte del sistema de Subasta RER hoy y a futuro considerando 
los precios actuales y proyectados para las RER en comparaci·n con los precios 
del mercado marginal actuales y proyectados. Evaluaci·n de mecanismos 
alternativos a la Prima que tengan menores impactos en los precios a los usuarios 
finales para financiar el desarrollo RER.  

c) Evaluaci·n del cambio normativo necesario que permita la venta de energ²a en 
valores mon·micos (potencia y energ²a) en mercados regulados y libres sin 
requerimiento de contar con potencia firme.  Se debe incluir una hoja de ruta para 
la implementaci·n de este cambio, y an§lisis de actores, cambios regulatorios 
requeridos, implicaciones econ·micas para el Estado y los usuarios.  

d) Evaluaci·n del impacto en el costo final a los usuarios con el aumento del objetivo 
de 5% RER de la demanda nacional hasta 10, 15, 20 y 25%, con y sin la Prima (por 
ejemplo; con venta directa a distribuidores o clientes libres) con un cronograma de 
integraci·n hasta el a¶o 2030. considerando dos mecanismos: 1) la venta de 
energ²a a un precio mon·mico, y 2) la venta como potencia firme de acuerdo al 
procedimiento de potencia firme propuesta en el punto (a). Se incluir§ una 
evaluaci·n de los beneficios de volatilidad reducida del precio de generaci·n del 
SEIN en el largo plazo en casos de alta penetraci·n (Ó20%) de las RER. 

e) Evaluaci·n y comparaci·n t®cnica, econ·mica y pol²tica entre la participaci·n de las 
RER en la subasta, el mercado regulado, y el mercado libre considerando la venta 
como energ²a (mon·mico); y energ²a/capacidad (potencia firme).   

f) Evaluaci·n del impacto en el costo final a los usuarios asumiendo los precios 
actuales (basado en la ¼ltima subasta) y sus proyecciones hasta 2030, con una 
contribuci·n de las RER hasta los l²mites t®cnicos del SEIN de acuerdo al COES 
(600 MW energ²a e·lica y 1056 MW energ²a solar) instalado al a¶o 2020, con un 
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aumento adicional de 5% RER entre 2020 - 2025 y un aumento de 5% adicional 
entre 2025 - 2030. Asumiendo el caso del a¶o 2016 como referencia donde se 
mantiene el objetivo de 5% RER, y que el sistema de Primas RER sea eliminado 
para nuevos proyectos a partir de la cuarta subasta de 2016.  

g) Actualizaci·n de las secciones 3.1, 3.2, 3.8, 3.9, 5.0 y 6.0 del Documento de Trabajo 
No. 28 de Osinergmin, basado en los precios actuales o de la cuarta subasta). 

h) Evaluaci·n del potencial (capacidad hasta 2030) para exportaci·n de electricidad 
con fuentes de RER a otros pa²ses vecinos (Chile, Ecuador, Brasil, Colombia, 
Bolivia) considerando los precios de los mercados actuales y proyectados, 
restricciones legales, pol²ticas, econ·micas, t®cnicas, etc.  

i) Evaluaci·n de los beneficios econ·micos al pa²s, comparando el uso de gas natural 
para la generaci·n de electricidad en el Per¼, versus su exportaci·n a mercados 
internacionales entre el 2020-2030.  

j) Evaluar t®cnica, pol²tica y econ·micamente una alternativa al sistema ñTake-or-
Payò, para mejorar el uso racional y eficiente del gas natural, durante el periodo de 
sobreoferta, para extender su uso en el sistema energ®tico a largo plazo, por 
razones estrat®gicas y sostenibles. Considerando la posibilidad de implementar un 
esquema de ñTake-or-Saveò donde los generadores t®rmicos tienen la opci·n para 
comprar el gas en su contrato normal con el precio actual, pero guard§ndose el 
derecho de utilizar a futuro este volumen de gas durante un periodo limitado.  
Evaluar las implicaciones y justificaciones econ·micas para este tipo de mecanismo 
(u otra propuesta) y los beneficios adicionales respecto a oportunidades para abrir 
el mercado a nuevas fuentes de generaci·n de RER, promover mayor inversi·n en 
el pa²s, y crear una matriz m§s limpia y sostenible en el largo plazo. 

k) Evaluaci·n de requerimientos legales y propuesta para un cambio normativo para 
que los cr®ditos de carbono de los nuevos proyectos de RER conectados a la Red 
queden como propiedad del Estado (condici·n de la concesi·n) para que pueden 
ser contados como parte de los compromisos (iNDC) del Estado en su compromiso 
de reducir las emisiones de GEI por 30% para el a¶o 2030. 

2.2 Entregable NÜ 02 ï Propuesta para promover una mayor contribuci·n de las 
RER en el SEIN, presentaci·n de resultados, y capacitaci·n de actores claves 

a) Propuesta de una nueva matriz el®ctrica hasta el 2030, optimizada, estrat®gica, 
confiable, respaldada, diversificada, que minimice los impactos ambientales y 
sociales y que resulte en un costo de energ²a competitivo para los usuarios en el 
largo plazo. Esta matriz tiene que considerar los l²mites t®cnicos como la matriz 
existente, los l²mites de inyecci·n de energ²a solar y e·lica en el SEIN especificado 
por COES en la cuarta subasta RER (1.656 MW e·lica y solar).   

b) Matriz de pol²ticas, condiciones habilitantes y cambios regulatorios requerido para 
alcanzar la nueva matriz propuesta, como: i) meta de contribuci·n RER seg¼n lo 
especificado en el D.L. 1002, ii) Inclusi·n o no de la Prima en la subasta, iii) venta 
de energ²a vs. Energ²a/capacidad, iv) reglamento de generaci·n distribuida, entre 
otros.  

c) Resumen de los nuevos mecanismos financieros propuestos para el desarrollo de 
proyectos de RER.   

d) Hoja de ruta para la implementaci·n de la nueva matriz el®ctrica propuesta, de una 
manera t®cnicamente adecuada para las diferentes regiones y el sistema del SEIN, 
incluyendo el cronograma de los cambios normativos requeridos.  

e) Capacitar a actores claves en (i) la propuesta, los resultados, el an§lisis, las 
recomendaciones y su efecto para el Per¼; y (ii) en el uso del software utilizado 
(modelo, excel, etc.) para preparar an§lisis propios en el futuro.  
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f) Presentar los resultados del an§lisis en dos (02) reuniones (fuera del plazo de la 
consultor²a), dirigido a los t®cnicos del proyecto y de la DGEE. El costo que 
represente la organizaci·n y log²stica de dichas reuniones ser§n asumidas por el 
Proyecto. 

 

3 ANTECEDENTES SOBRE LA DETERMINACIÓN DE POTENCIA FIRME PARA 
CENTRALES EÓLICAS Y SOLARES 

1. El D.S. No. 024-2013-EM del 6 de julio de 2013, modific· el Art²culo 110Á del RLCE; 
y estableci· que la determinaci·n de la Potencia Firme de las centrales que operan 
con Recursos Energ®ticos Renovables (RER) y que utilizan tecnolog²a e·lica, solar 
o mareomotriz, deb²a ser efectuada en m®rito a los procedimientos que deb²a 
proponer el COES al Osinergmin. 

2. El COES public· el 19 de enero de 2015 en su portal web, un proyecto de 
procedimiento de c§lculo de la Potencia Firme para las RER e·lica, solar y 
maremotriz, proponiendo como metodolog²a de c§lculo un procedimiento basado 
en el promedio de la producci·n, consistente con el Procedimiento T®cnico No. 13 
relativo al c§lculo de la Energ²a Firme. 

3. Osinergmin, el 27 de febrero de 2015 public· el nuevo Procedimiento T®cnico No. 
13 sobre Determinaci·n de la Energ²a Firme, aprobado por Resoluci·n Osinergmin 
No. 036-2015-OS/CD, el cual estableci· que la Energ²a Firme Anual de las centrales 
e·licas, solares y mareomotrices, se calcular§ considerando el promedio aritm®tico 
de la producci·n de los ¼ltimos cinco a¶os. 

4. Posteriormente el COES en Sesi·n de Directorio (O.D.3 del Acta de la Sesi·n No. 
452 del 14 de abril de 2015), rectifica su posici·n y acord· proponer a Osinergmin, 
no modificar el PR-26 y en consecuencia mantener en valor de cero (0) la Potencia 
Firme de las RER que utilizan las tecnolog²as e·lica, solar y mareomotriz. 
 

4. EVOLUCIÓN DE LOS PROCEDIMIENTOS DE ASIGNACIÓN Y PAGO DE LA 
POTENCIA FIRME EN PERÚ 

Esta sección describe la evolución de los procedimientos de asignación y pago de la 
potencia firme, concepto previsto desde su inicio en la Ley de Concesiones Eléctricas 
aprobada con Decreto Ley No. 25844 del año 1992, a efectos de identificar los criterios 
y principios que subyacen a estos procedimientos. 

4.1 Procedimiento inicial contenido en la Ley de Concesiones ï Año 1992 

El procedimiento original de la determinación y pago de la potencia firme de las 
unidades de generación eléctrica en el Perú, consideraba los siguientes criterios 
básicos:  

i) La suma de la potencia firme de todas las unidades era igual a la 
demanda; y  

ii) La determinación preliminar de las potencias firmes de las centrales 
térmicas e hidráulicas se hacía por separado, tal como se describe en los 
siguientes 8 pasos. 

Paso 1: Se determinaba la potencia firme del conjunto de centrales térmicas para 
la probabilidad de falla ñxò. Esto se hacía mediante un procedimiento denominado 
ñconvolución de unidadesò que efectuaba la combinaci·n binomial de todas las 
unidades térmicas, a partir de sus respectivos valores de potencia efectiva y 
considerando las tasas de salida forzada, tal como muestra la figura 4-1. 
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Figura N° 4-1 Potencia Firme Térmica del Conjunto 

 
Elaboración Propia 

Paso 2: Para determinar la potencia firme de una unidad térmica en específico, 
se retiraba del conjunto total de centrales térmicas, la unidad en evaluación y se 
determinaba la potencia firme del nuevo conjunto (situación sin la unidad) para 
la misma probabilidad ñxò. Por lo tanto, la potencia firme de la unidad en 
evaluación, era la diferencia de las potencias firmes de los conjuntos antes y 
después del retiro de la máquina evaluada, tal como indica la figura 4-2. 

Figura N° 4-2 Potencia Firme Térmica de una Máquina (1) 

 

Elaboración Propia 

 

El procedimiento en este paso, mostraba un importante problema de 
predictibilidad, la potencia firme de cada unidad evaluada no presentaba una 
variación uniforme acorde con la variación de la tasa de excedencia o el nivel de 
seguridad requerido al conjunto; en la asignación se producían erráticos saltos 
de potencia firme. Debido a ello, el Organismo Regulador, tuvo que ajustar los 
resultados a funciones trascendentes que mostrasen la tendencia de la 
reducción de la potencia firme de las unidades, conforme se incrementase la 
probabilidad ñxò o el nivel de seguridad requerido al conjunto. 

Paso 3: Se afectaban las potencias firmes individuales determinadas para cada 
unidad t®rmica, por un factor ñalfaò, que hacía que la suma de las potencias 
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firmes individuales resultase igual a la potencia firme determinada para el 
conjunto. 

Figura N° 4-3 Potencia Firme Térmica de una Máquina (2) 

 
Elaboración Propia 

 

Paso 4: Se determinaba la denominada ñdemanda residualò, del semestre cr²tico 
(junio a noviembre), restando a la máxima demanda la potencia firme del 
conjunto de centrales térmicas. Con este paso el procedimiento privilegiaba en 
la asignación a las centrales térmicas, asignándoles primero la potencia firme 
respecto a las centrales hidroeléctricas. 

Figura N° 4-4 Demanda Residual 

 

Elaboración Propia 

En este paso, un nuevo factor de impredictibilidad (demanda residual) surg²a y 
afectaba la asignaci·n de la potencia firme de una central t®rmica individual. En 
este sentido, si la capacidad del conjunto de centrales t®rmicas era elevado 
(respecto a la demanda), mayor era la capacidad firme que obten²a cada central 
t®rmica en particular (sin alterar su capacidad efectiva ni su tasa de 
indisponibilidad). Exist²a la posibilidad que la capacidad t®rmica total igualase a 
la demanda m§xima (con lo cual la demanda residual se hac²a igual a cero), en 
dicho caso las centrales hidroel®ctricas pod²an quedarse sin asignaci·n de 
potencia firme. 

Paso 5: La demanda residual se representaba en el modelo mediante 3 bloques 
horizontales, denominados: base, punta e instantánea, de tal forma que la suma 
de las potencias de los tres bloques era igual a la demanda residual (expresada 
en MW), y la suma de las energías de los bloques de punta y base era igual a la 
energía total de la demanda residual (el bloque Instantáneo era un bloque 
exclusivo de potencia), tal como muestra la figura 4-5. 
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Figura N° 4-5 Demanda Residual cubierta por hidráulicas 

 
Elaboración Propia 

 

Paso 6: Se determinaba la energía firme que podía suministrar cada central 
hidráulica durante el periodo crítico, para la probabilidad de excedencia ñxò. 

Figura N° 4-6 Potencia Firme Hidráulica de una Máquina (1) 

 
Elaboración Propia 

 

Paso 7: La energía que podía entregar cada central hidroeléctrica durante el 
periodo seco era asignada en la cobertura de los 3 bloques horizontales con los 
cuales se representaba la demanda residual, de tal forma que cada central 
hidroeléctrica colocaba su potencia en los bloques de punta, base e instantánea. 
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Figura N° 4-7 Potencia Firme Hidráulica de una Máquina (2) 

 
Elaboración Propia 

Paso 8: Finalmente, para determinar la potencia firme de una central hidráulica 
en particular, se realizaba un balance del conjunto de centrales hidroeléctricas y 
térmicas, aplicando factores (beta y gamma) a las hidroeléctricas que hacían que 
la suma de las potencias asignadas por bloque resultasen iguales a las 
demandas de cada bloque en la curva de demanda residual, tal como se 
expresan en las relaciones mostradas a continuación. 

Figura N° 4-8 Potencia Firme Hidráulica de una Máquina (3) 

 
Elaboración Propia 

Si en el balance, la potencia firme obtenida para las centrales existentes, no 
igualaba a la m§xima demanda (demanda mayor que la potencia firme asignada 
al conjunto), se repet²a el proceso de los 8 pasos anteriores, reduciendo el nivel 
de excedencia ñxò. De manera similar, si la m§xima demanda resultaba menor 
que la potencia firme asignada al conjunto, se incrementaba el nivel de 
excedencia ñxò. En ambos casos del balance, la potencia firme de las unidades 
era determinada, ajustando discrecionalmente el nivel de excedencia ñxò en un 
rango comprendido entre 90% y 98%.   

4.2 Primer intento de variar el procedimiento de asignación y pago de la 
potencia firme ï  Años 1997-1998 

El año 1997 se planteó una importante modificación al procedimiento de 
asignación y pago de la potencia firme en el país, dicho planteamiento se originó 
porqué las empresas generadoras (térmicas e hidráulicas) que conformaban el 
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COES, solicitaron al Ministerio de Energía y Minas, su intervención para 
solucionar los problemas que sobre el pago de la potencia firme ya aparecían en 
el sistema eléctrico.  

El MINEM coordinando con la Comisión de Tarifas Eléctricas (hoy Osinergmin) 
y las generadoras del COES que solicitaron su intervención, acordaron contratar 
expertos internacionales que emitieran su opinión al respecto, 
comprometiéndose las partes en disputa (generadores térmicos e hidráulicos) a 
aceptar lo planteado por los expertos, respecto a la solución de los siguientes 
problemas que ya se identificaban sobre el pago de la potencia firme entre las 
unidades generadoras en el Perú: 

1. Inexistencia de una base teórica clara que guiara la asignación justa de la 
potencia firme entre los generadores, presentándose una condición de 
conflicto y desacuerdo entre las empresas de generación sobre el 
procedimiento de detalle para calcular la potencia firme de cada central o 
unidad de generación. Las centrales hidráulicas veían como se reducían sus 
ingresos por potencia. Incluso en algunos escenarios (v.gr. llegada del gas 
natural de Camisea) parecía que dichos ingresos podían desaparecer para 
las centrales hidroeléctricas. 

2. Algunas centrales t®rmicas consideradas ñineficientesò recibían pagos por 
capacidad a pesar que no operaban, situación que incentivaba la entrada de 
más centrales de este tipo, generando como consecuencia la reducción de 
los ingresos que recibían los generadores eficientes que sí operaban en el 
COES.  

3. Un sistema ineficiente en el precio de la potencia distorsionaba las tarifas al 
consumidor y perjudicaba el desarrollo de un sistema económicamente 
adaptado. 

4. El requisito de contratar energía y potencia para dar cumplimiento al pago de 
la potencia, bloqueaba el desarrollo de un mercado de contratos eficiente, y 
en general de la libre competencia. 

Los expertos que se contrataron para los fines anteriormente indicados, fueron 
las empresas: Putman, Hayes & Bartlett Inc. asociada con Mercados Energéticos 
S.A.; y Estudio Q Ingenieros Asociados S.R.L. Ambos expertos emitieron sus 
informes entre diciembre de 1997 y enero de 1998; sus conclusiones no fueron 
aceptadas por los generadores del COES, y el intento de modificación del 
procedimiento de asignación y pago de la potencia firme en el país no prosperó, 
a pesar que propiciaron cambios en la LCE sobre la definición de la Potencia 
Firme, que hacían inviable seguir con la aplicación del procedimiento vigente 
hasta esa fecha. 

4.2.1 Las conclusiones de PH&B sobre la Potencia Firme en Perú 

De los informes presentados por PH&B sobre la Potencia Firme en Per¼, se 
extraen los siguientes conceptos y/o conclusiones, planteados por dicho 
consultor: 

¶ La distribución de potencia firme definida en la LCE es una distribución de 
dinero, y no de ventas físicas, y tiene escaso o nulo impacto en las 
operaciones físicas. 

¶ La expresi·n ñpotencia firmeò que aparece en la LCE no se refiere al concepto 
técnico y económico normal de la capacidad física de la central para producir 
electricidad de manera confiable. La ñpotencia firmeò tal como la define la LCE 
es sólo un parámetro para la distribución de ingresos. 
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¶ Debido a que la definición de potencia firme en el Perú no tiene nada que ver 
con las definiciones aceptadas y utilizadas en otros lugares (con la excepción 
de Chile), la potencia firme en la Ley peruana es un concepto especial que 
puede significar cualquier cosa que los peruanos decidan, é y puede medirse 
en la forma en que los peruanos decidan medirla. 

Para llegar a las conclusiones anteriores, PH&B se basó en la segunda oración 
de la Definición 12 vigente, la cual definía que la cantidad de potencia firme 
provista por las centrales generadoras del sistema, no estaba determinada por 
las características técnicas de las máquinas, sino que se forzaba para que ésta 
igualase la demanda máxima del sistema. En la práctica, esto significaba que el 
COES al ajustar hacia arriba o hacia abajo la potencia firme de cada máquina 
para que la cantidad total de potencia firme sea igual a la demanda máxima del 
sistema, hacía que la potencia firme resultara totalmente independiente de las 
características físicas de las máquinas que la proveen. 

ñ12.  Potencia firme: Es la potencia que puede suministrar cada 
unidad generadora en las horas de punta con alta seguridad, con una 
probabilidad superior o igual a la que defina el Reglamento. En cada 
COES, la suma de la potencia firme de sus integrantes no podrá 
exceder a la máxima demanda del sistema interconectadoò. 

Debido a que la definición de potencia firme en el Perú no tenía nada que ver con 
las definiciones aceptadas y utilizadas en otros lugares (con la excepción de 
Chile y mercados con reglas similares a la metodología chilena), concluía PH&B, 
que la potencia firme en la ley peruana es un concepto especifico del marco 
regulatorio peruano y debe significar lo que dicho marco establece.  

4.2.2 Las conclusiones de Estudio Q sobre la Potencia Firme en Perú 

Estudio Q Ingenieros Asociados, resalt· entre sus conclusiones un aspecto 
metodol·gico importante respecto a la probabilidad de excedencia que se 
aplicaba de manera independiente tanto a la generaci·n t®rmica e hidroel®ctrica, 
y que el procedimiento vigente supon²a que dichas probabilidades deb²an 
acontecer durante el d²a de m§xima demanda, situaci·n que llevaba a niveles de 
calidad de servicio objetivo apreciablemente altos respecto a las pr§cticas 
usuales. La consecuencia inmediata era que para alcanzar esta alta confiabilidad 
de servicio era necesario mantener una reserva de potencia muy elevada, 
resultando con asignaci·n y pago de potencia firme incluso aquellas unidades 
obsoletas que ten²an una probabilidad de despacho muy reducida. 

En conclusi·n, con el procedimiento existente y con las altas tasas de 
confiabilidad requeridas (probabilidad de excedencia) se privilegiaba v²a el 
margen de reserva a las centrales t®rmicas obsoletas. Las unidades t®rmicas 
eficientes ve²an as² reducida su potencia firme debido a que se hac²a necesario 
pagar potencia firme a las centrales ineficientes. Cab²a la posibilidad de llegar al 
extremo de instalar unidades obsoletas, que al asegur§rseles potencia firme se 
hac²an acreedoras al correspondiente pago de potencia, e incluso pod²an obligar 
a los generadores eficientes a contratar con ellos para cumplir con sus 
compromisos contractuales. 

4.3 Procedimiento vigente del pago de la capacidad en Perú ï 1998-1999 

El procedimiento vigente de asignación y pago de la potencia firme para las 
unidades de generación en el país, buscó superar los problemas anteriormente 
mencionados; e inició con las modificaciones de la LCE y su Reglamento entre 
septiembre de 1998 y marzo de 1999. 
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En este sentido, mediante la Ley No. 26980 del 27/09/1998, se produjo la 
modificación de la definición 12 sobre Potencia Firme, de la LCE con el siguiente 
texto: 

ñ12 Potencia Firme: Es la potencia que puede suministrar cada unidad 
generadora con alta seguridad de acuerdo a lo que defina el Reglamento.ò 

Asimismo, mediante D.S. No. 004-99-EM del 20/03/1999, se modificaron los 
artículos relativos al pago de la capacidad en el Reglamento de la LCE. A 
continuación, un resumen del procedimiento de remuneración de la potencia 
firme vigente. 

Paso 1: La Potencia Firme pasó a convertirse en un concepto intrínseco a la 
máquina, relacionada exclusivamente con la potencia efectiva y disponibilidad 
de la misma, no sujeto ya con el nivel de la demanda tal como muestra la figura 
4-9. 

Figura N° 4-9 Potencia Firme y Demanda 

 
Elaboración Propia 

 

Paso 2: El procedimiento fragmentó el monto total pagado por los usuarios a 
través del Precio Básico de la Potencia (PPB), en tres partes: 

i) Ingreso Garantizado por Potencia Firme, el cual es un pago fijo igual 
al precio unitario de la potencia garantizada por la Potencia Firme de la 
unidad, siempre y cuando dicha unidad sea requerida por el sistema en 
un periodo crítico definido y, además, se encuentre disponible a operar 
dentro de los límites de las reservas aprobadas para dicho período. 

ii) Ingreso Adicional por Potencia Generada; el cual es un pago variable 
igual al precio unitario de la potencia en cada hora por la potencia 
despachada por la unidad en dicha hora. El procedimiento define un 
monto disponible para el pago total a las centrales por este concepto, por 
lo que el precio unitario de la potencia debe ser reajustado cada mes para 
no salirse de dicho presupuesto. 

iii) Ingreso por Incentivo al contrato, el cual, de acuerdo al procedimiento, 
se refleja al momento de comprar potencia al COES. Por la compra de 
dicha capacidad se paga un precio menor al Precio Básico de Potencia 
(PPB), con lo cual la diferencia queda a favor del generador que realizó 
la contratación que lo lleva a comprar potencia al COES. 
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Figura N° 4-10 Precio Básico de la Potencia 

 
Elaboración Propia 

Las tres partes, i) Ingreso por Incentivo al Contrato, ii) Ingreso Adicional por 
Potencia Generada e iii) Ingreso Garantizado por Potencia, forman parte y están 
estrechamente relacionadas dentro del pago de la remuneración de la 
capacidad, tal como muestra la figura 4-10 (que muestra la tendencia que se 
discutió al inicio de la aplicación del procedimiento).  

La cuantificación de cada segmento o estrato en que se dividió la remuneración 
de la Potencia Firme total, se efectúa sólo con los Factores de Incentivo al 
Despacho (FID) y los Factores de Incentivos a la Contratación (FIC) que se 
aprobaron en el procedimiento inicial con los valores indicados en el cuadro 4-1, 
n·tese que no hubo necesidad de definir ñFactores por Garant²a por Potencia 
Firmeò dado que eran el complemento de los factores mencionados (1-FIC-FID). 
En este sentido, los montos respectivos de cada estamento en que se subdividió 
el pago de la potencia firme, son: 

i) Monto total de ingresos por Incentivo al Contrato: PPB x FIC 

ii) Monto total de Ingreso Adicional por Potencia Generada: PPB x FID 

iii) Monto total de Ingresos Garantizados por Potencia Firme: PPB x (1-FIC-
FID). 

Cuadro N° 4-1 Factores de Incentivo al Despacho y a la Contratación 
previstos en el D.S. 004-99-EM 

Período Factor por Incentivo al 
despacho 

Factor por Incentivo a la 
Contratación 

Primer año 0 5% 

Segundo año 0 4% 

Tercer año 0 3% 

Cuarto año 0 2% 

Quinto año 10% 2% 

Sexto año 20% 2% 

Sétimo año y siguientes 30% 0% 

Paso 3: El Ingreso Garantizado por Potencia Firme se asigna en un ñdespacho 
virtualò ordenando las centrales en funci·n de su costo variable de operaci·n, y 
sólo cobran éste ingreso aquellas centrales que están comprendidas dentro del 
rango que suma la máxima demanda más el margen de reserva del sistema; tal 
como esquemáticamente muestra la figura 4-11. 

Esquema de la segmentación  del Precio 
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Figura N° 4-11 Asignación del Ingreso Garantizado por Potencia Firme 

 
Elaboración Propia 

Se penaliza a las centrales que no estuvieron disponibles por un tiempo 
superior a las tolerancias señaladas en el procedimiento, cambiándoles el 
costo variable con el cual participan en el ñdespacho virtualò, as² por ejemplo, 
si la central t®rmica ñAò superara el 30% de indisponibilidad se le asigna como 
costo variable el costo de falla del sistema (250 US$/MWh), medida que 
origina que la central quede relegada y fuera del rango de las máquinas que 
cobran Ingreso Garantizado por Potencia Firme, tal como muestra la figura 4-
12. 

Figura N° 4-12 Penalización por Indisponibilidad de la Central 

 
Elaboración Propia 

Paso 4: El Ingreso Adicional por Potencia Generada está definido en la 
metodología como un ingreso variable que se recauda según el despacho real 
del sistema. En este sentido, ocurrida la operación de las centrales, en un mes 
determinado, se determinan las potencias despachadas por cada central en cada 
hora durante el periodo de cálculo. 

El ingreso variable, en cada hora para una central determinada, es igual al 
producto de su potencia despachada en esa hora por el precio horario de la 
potencia, precio que por su naturaleza varía hora a hora dependiendo del tipo de 
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día (laborable o no laborable) y de la estación (avenida y estiaje), dado que se 
aplica el criterio de suficiencia del sistema, utilizando para ello las probabilidades 
de pérdidas de carga del sistema (LOLP); tal como muestran la figura 4-13 y el 
cuadro 4-2. 

El mecanismo para determinar el Ingreso Adicional por Potencia Generada, 
consta de 3 etapas principales: 

¶ La primera de ellas consiste en la determinación del monto total disponible a 
distribuir entre los generadores que operaron durante el mes; 

¶ La segunda, consiste en la determinación del precio horario de la potencia, y 

¶ La tercera es el cálculo del ingreso variable para cada generador. 

Figura N° 4-13 Asignación del Ingreso Adicional por Potencia Generada 

 
Elaboración Propia 
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Cuadro N° 4-2 FDHPt y LOLP 

 

Posteriores modificaciones al presente procedimiento, variaron los Factores de 
Incentivo al Despacho (FID) y los Factores de Incentivos a la Contratación (FIC); 
dejando en la práctica, únicamente al Ingreso Garantizado por Potencia Firme, 
como el factor que determina el pago o remuneración de la potencia firme entre 
las unidades de generación en el país. 

 

  

Factores de Distribución Horaria del Precio de la Potencia (FDHPt)

Probabilidad de Pérdida de la Demanda (LOLP)

Avenida Estiaje

Hora Laborable No Laborable Laborable No Laborable

1 0.000151% 0.000391% 0.000137% 0.000274%

2 0.000056% 0.000101% 0.000058% 0.000077%

3 0.000031% 0.000059% 0.000034% 0.000047%

4 0.000028% 0.000028% 0.000029% 0.000029%

5 0.000039% 0.000028% 0.000047% 0.000034%

6 0.000083% 0.000025% 0.000137% 0.000037%

7 0.000391% 0.000021% 0.001040% 0.000025%

8 0.001126% 0.000039% 0.002410% 0.000105%

9 0.002570% 0.000101% 0.005332% 0.000291%

10 0.003752% 0.000182% 0.007178% 0.000477%

11 0.005317% 0.000233% 0.009258% 0.000542%

12 0.004704% 0.000233% 0.007607% 0.000542%

13 0.003080% 0.000169% 0.004102% 0.000341%

14 0.002482% 0.000101% 0.003518% 0.000172%

15 0.002303% 0.000059% 0.003288% 0.000105%

16 0.002303% 0.000051% 0.003518% 0.000105%

17 0.002570% 0.000063% 0.004699% 0.000155%

18 0.003752% 0.000332% 0.017766% 0.001817%

19 0.301398% 0.029372% 3.643492% 0.237701%

20 0.671436% 0.063920% 2.091071% 0.237701%

21 0.237701% 0.029680% 0.671351% 0.077970%

22 0.026095% 0.009119% 0.057507% 0.011847%

23 0.004020% 0.001895% 0.004699% 0.002100%

24 0.001373% 0.000428% 0.001186% 0.000457%
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5. CRITERIOS GENERALES PARA ADECUAR EL PROCEDIMIENTO DE 
CÁLCULO DE LA POTENCIA FIRME 

Un resumen de los criterios b§sicos en los que se basa el procedimiento vigente4, y que 
son considerados para proponer o justificar la adecuaci·n del procedimiento de 
asignaci·n y pago de potencia firme a las centrales e·licas, fotovoltaicas (solares) y 
mareomotrices, se refiere a continuaci·n. 

5.1 ¿Por qué se efectúan pagos por Potencia Firme? 

Una de las principales diferencias del mercado eléctrico respecto a otros 
mercados energéticos o de commodities en general, como la gasolina, es que 
mientras la gasolina puede ser fácilmente almacenada a lo largo de su cadena de 
comercialización, la electricidad desde la perspectiva económica no es factible de 
almacenar. 

Figura N° 5-1 Carcaterística del mercado eléctrico 

 

La carencia de almacenamiento de electricidad, produce una diferencia 
económica fundamental, respecto a la variación de los precios de los dos 
productos en análisis (gasolina y electricidad), para lograr el equilibrio entre oferta 
y demanda (cierre de mercado). 

En este sentido, debido a que la gasolina puede ser fácilmente almacenada a lo 
largo de su sistema de producción y también por parte de los consumidores, las 
instalaciones ubicadas aguas arriba al cliente, como son los pozos, tanques, 
refinerías, etc., pueden funcionar a un ritmo constante de producción, aun cuando 
el consumo de gasolina varíe ampliamente a lo largo del día o semana; por lo 
tanto, no resulta necesario que el precio de la gasolina esté variando cada hora, 
día o semana, a efectos de lograr el equilibrio entre la oferta y la demanda. 

Por el contrario, en el mercado eléctrico, la producción requiere igualar 
permanentemente al consumo virtualmente en forma instantánea, de manera tal 
que, si el mercado eléctrico operara con un precio único, como el caso de la 
gasolina, dicho precio tendría que variar minuto a minuto y esto no resulta práctico. 
Una solución a esta problemática, es la valorización de la electricidad en dos 

                                                
4 Estos criterios se adoptaron en el procedimiento vigente, tomando en cuenta parcialmente las 

propuestas de PH&B. 

Producción Almacenamiento

Transporte marítimo
Refineria

Transporte terrestre Estación de servicio

Usuario Final

Almacenamiento



COSANAC S.A.C.  

Proyecto / SDP-002/2016 ï Informe Final Compilado  Página 41 

partes: i) por energía; y ii) por potencia; con los siguientes criterios generales que 
les aplican: 

¶ El concepto de potencia firme es un concepto económico referido a la 
determinación de un precio. 

¶ Este precio busca complementar los precios de la energía, ante la 
imposibilidad de éstos de aumentar lo suficiente en cada instante, por razones 
técnicas o políticas. 

¶ Los costos marginales del sistema, que explican y representan muy bien la 
totalidad de los costos económicos de proveer electricidad en momentos de 
abundante oferta; no resultan suficientes cuando ésta oferta se vuelve escasa 
y el sistema enfrenta sutiles restricciones que impactan en mayores costos. 
Así, ante márgenes operativos estrechos, surgen restricciones de transporte, 
despachos ñfuera de m®ritoò, incremento en costos de combustibles, rampas 
de toma de carga, reducción en niveles de embalse, indemnizaciones por 
rechazos de carga, etc. 

¶ La valorización de la potencia, pasa a ser determinada por el costo del 
racionamiento evitado.  

¶ La potencia como un concepto económico constituye un commodity separado 
de mercado, no vinculado a la energía; y solamente necesario durante 
algunas horas en ciertos días del año, para abastecer picos repentinos de la 
demanda. 

¶ El requerimiento de potencia como un commodity que se requiere sólo por 
algunas horas en ciertos días del año; y el hecho que en el mercado eléctrico, 
un día o una hora constituye operativamente un plazo bastante amplio para 
adoptar una solución alternativa; hace que en la remuneración por potencia 
sólo interese considerar la indisponibilidad forzada (fallas instantáneas e 
imprevistas), dado que las indisponibilidades programadas o previstas el 
sistema las administra utilizando el margen de reserva disponible u 
optimizando el despacho hidrotérmico. 

¶ Desde que no todas las máquinas generadoras son capaces de sostener o 
producir su potencia en cualquier momento, la asignación del pago de 
potencia entre los generadores, conlleva dificultades que descartan a la 
potencia instalada y la potencia efectiva como factores de asignación directa, 
por esta razón en el diseño del mercado eléctrico se creó el concepto de 
ñpotencia firmeò, como un concepto de disponer potencia instalada o efectiva 
afectada por un factor de indisponibilidad imprevisible (q). 

¶ El atributo de ñalta seguridadò que se incluye en la definición de potencia firme, 
y que se asocia en el Reglamento de la LCE con el criterio de margen de 
reserva, es un atributo del sistema eléctrico en su conjunto, pudiendo alcanzar 
en ciertos casos a niveles de tecnologías de centrales (térmicas, hidráulicas, 
RER), pero no está pensado como un atributo individual y directo exigible a 
cada unidad.  

¶ En un sistema con requerimiento de capacidad, cada participante del mercado 
debe demostrar con suficiente anticipación que cuenta con una adecuada 
capacidad de generación instalada y disponible para cubrir el requerimiento 
previsto de demanda en condiciones críticas, con el nivel pretendido de 
margen de reserva.  

¶ El pago de la potencia firme debe estar justificado, los usuarios finales deben 
recibir a cambio algún tipo de compromiso de disponibilidad, es decir que el 
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pago esté relacionado con la garantía de suministro que se logra a través de 
suficiente capacidad instalada y que la misma esté disponible cuando lo 
requiera la demanda. En consecuencia, el procedimiento de cálculo para 
determinar la remuneración por potencia de cada unidad necesita tener en 
cuenta la disponibilidad y el margen de reserva asociado.  

¶ Respecto a la indisponibilidad, el procedimiento vigente ha venido usando la 
indisponibilidad histórica, tomando como referencia sólo en casos de nuevas 
plantas las tasas de indisponibilidad teóricas proveniente de estadísticas 
internacionales de equipamientos similares. En el caso del cálculo de la 
potencia firme de las RER variables, por los criterios de adaptación del 
sistema que debe tener el sistema de generación (ver Anexo A), se plantea 
utilizar valores teóricos eficientes, hecho que mantendría la simplicidad del 
cálculo, conjuntamente con los siguientes atributos del procedimiento:  

o El procedimiento de asignación debe basarse en principios técnicos y 
económicos. 

o El mecanismo empleado debe ser transparente, objetivo, simple y fácil de 
predecir para que produzca señales claras, con la necesaria anticipación. 

o El procedimiento debe tener en cuenta las características del parque de 
generación. 

o El resultado económico del pago por potencia no debe producir 
distorsiones en el mercado ni interferir en su desarrollo eficiente, sino que 
debe incentivar las inversiones eficientes para la realidad del sistema 
eléctrico, y permitir alcanzar niveles de reserva y disponibilidad que 
garanticen el abastecimiento de la demanda con la confiabilidad 
deseada5. 

 

  

                                                
5  La confiabilidad deseada en el sistema, se obtiene mediante el margen de reserva, es decir, mayor confiabilidad 

significa mayor margen de reserva, que los consumidores (demanda) en el sistema deben estar dispuestos a pagar. 
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6. EL CÁLCULO DE LA POTENCIA FIRME EN OTROS PAÍSES 

En la presente sección se analizan algunas experiencias internacionales sobre el cálculo 
de la potencia. Los países analizados se seleccionaron atendiendo a las siguientes 
razones: 

¶ Chile, por ser el país del cual se adoptó el modelo de mercado eléctrico vigente en 
Perú; y que en sus pagos de potencia incluye actualmente a las RER de generación 
variable como las eólicas. 

¶ Colombia, país vecino que a pesar de tener un diseño de mercado de generación 
(por bolsa de generación) diferente al que aplica en Chile y Perú; ha utilizado un 
mecanismo de pago garantizado por energía, en conjunto con mecanismos de 
subasta, para asegurar alta suficiencia en la cobertura de su demanda en el largo 
plazo, y está permitiendo que las centrales RER variables participen en dichas 
subastas, asignándoles energía firme; y 

¶ Estados Unidos, por ser un país que ha promovido las RER variables como la eólica 
y solar; sin afectar los principios técnicos y económicos que sustentan el Standard 
Market Design de la FERC.  

6.1 El caso de Chile 

La metodología vigente de cálculo de la Potencia Firme en Chile, es la establecida 
mediante el Decreto Supremo Nº 3276 de 1998, que en su Artículo Nº 259 la define 
como ñla potencia máxima que sería capaz de inyectar y transitar en los sistemas 
de transmisión en las horas de punta del sistema, considerando su indisponibilidad 
probableò. 

Cabe precisar que el concepto de potencia firme ha sido reemplazado en Chile 
por el concepto de potencia de suficiencia a través del Decreto Supremo Nº 62 
del año 20067 que en su Artículo Nº 13 la define escuetamente como la ñpotencia 
que una unidad generadora aporta a la suficiencia de potencia del sistema o 
subsistemaò. 

La principal diferencia entre potencia firme y potencia de suficiencia es que la 
potencia de suficiencia no considera el aporte a la seguridad del sistema; pero la 
aplicación de este procedimiento ha sido postergado (por el Decreto Supremo Nº 
44 del año 2007) hasta que se encuentren implementados los servicios 
complementarios. Una síntesis de los cambios que se propugnan son:  

1. Se elimina del pago por capacidad el concepto relacionado con el aporte a la 
seguridad del sistema que realiza cada unidad generadora. Esta modificación 
impacta principalmente en las centrales a carbón, que poseen un factor de 
tiempo de partida menor a las demás centrales, por lo que al no considerarse 
los atributos de seguridad en la nueva metodología, aumenta la potencia que 
se les reconocía.  

2. El cálculo es realizado considerando todo el año en vez de tomar en cuenta 
sólo el periodo de punta. Esta modificación afecta la definición de la demanda 
de cada cálculo, así como la ventana de meses considerados para caudales 
afluentes de las centrales.  

3. El Decreto Supremo 62 incorpora el efecto de los mantenimientos mayores 
realizados a las unidades generadoras durante el periodo de cálculo. Esto se 

                                                
6  Decreto que fija reglamento de la Ley General de Servicios Eléctricos; publicado el 10 de septiembre de 1998. 

 
7  Decreto 62, publicado el 16-06-2006 que aprueba el Reglamento de Transferencias de Potencia entre empresas 

generadoras establecidas en la ley general de servicios eléctricos. 
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realiza aplicando un factor de descuento basado en la proporción de días bajo 
mantenimiento mayor dentro del año. Como consecuencia, disminuye la oferta 
de potencia al usar la nueva metodología, lo que implica un factor de ajuste 
mayor (mayor será el cociente entre la demanda y la oferta de potencia 
preliminar).  

4. Se modifica el procedimiento para calcular la Potencia Inicial de las unidades 
generadoras. Este efecto se ve principalmente en las centrales hidroeléctricas, 
donde las centrales sin capacidad de regulación aumentan su reconocimiento 
de potencia, mientras que en general el total de potencia reconocida a las 
centrales con regulación es menor en la nueva metodología que en la vigente.  

5. Se cambia la condición hidrológica considerada para efectos del cálculo de la 
Potencia Inicial de las centrales hidráulicas. Al incluirse el periodo de deshielo, 
aumenta la potencia inicial de las centrales sin regulación.  

6. Se modifica la forma de determinación de la demanda máxima a suministrar 
durante el año. Esta variación afecta la potencia reconocida de cada central. 

Mayor detalle de estas modificaciones se adiciona a continuación, al explicar con 
mayor amplitud ambos procedimientos: 

a. Procedimiento de Cálculo de la Potencia Firme (actualmente vigente) 

El cálculo de la potencia firme evalúa el aporte de cada central a la suficiencia 
y seguridad del sistema interconectado durante el periodo de punta del sistema. 
Para efecto del cálculo de la potencia firme el periodo de punta es dividido en 
sub-periodos que reflejan cambios en la composición del parque generador. El 
resultado final de la potencia firme corresponde al promedio ponderado de la 
potencia firme de cada sub-periodo, según el número de horas de punta 
contenido en cada uno de ellos.  

La primera etapa del procedimiento consiste en una verificación de la potencia 
máxima de las unidades generadoras. Se realiza también el cálculo de la 
Potencia Inicial de cada unidad generadora. Estos resultados son aplicables 
para todos los sub-periodos definidos dentro del periodo de punta.  

Posteriormente, para cada sub-periodo, se realiza en paralelo el cálculo del 
aporte que realiza cada unidad generadora en tres casos: i) Suficiencia, ii) 
Toma de Carga y iii) Tiempo de Partida. El primer caso evalúa el aporte de cada 
unidad generadora para satisfacer la demanda máxima dentro del periodo de 
punta del año. Los otros dos casos evalúan la capacidad de aceptar carga por 
unidad de tiempo y el tiempo necesario desde la partida en frío hasta el mínimo 
técnico de cada central. El resultado ponderado de estos tres casos conforma 
la Potencia Firme Preliminar, considerando el multiplicador del caso de 
suficiencia (80%), y los factores de 10% que aplican a cada caso de seguridad. 
La Potencia Firme de cada sub-periodo es determinada multiplicando la 
Potencia Firme Preliminar por un factor de ajuste a la demanda, el cual 
corresponde al cociente entre la demanda máxima registrada durante el 
periodo de punta y la suma de las Potencias Firmes Preliminares de las 
centrales presentes en el sub-periodo respectivo.  

En la figura 6-1 se muestra el esquema que resume el procedimiento de cálculo 
de la potencia firme, y en las siguientes secciones se describe cada etapa del 
cálculo. 
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Figura N° 6-1 Algoritmo de cálculo de potencia de Firme 

 
Fuente: Systep Ingeniería y Diseños. 2011 

 

a.1 Verificación de la potencia máxima 

Consiste en una verificación de las potencias máximas de las unidades 
generadoras. Para este propósito se construye una curva de duración de 
la potencia generada por cada una de las centrales del sistema, para el 
periodo de punta del año asociado al cálculo, y se verifican las condiciones 
de generación de las 5 horas del periodo con mayor oferta de generación. 
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a.2  Cálculo de la potencia inicial  

La potencia inicial de las centrales es calculada según su tipo y 
clasificación. En el caso de las centrales eólicas, la Potencia Inicial de estas 
centrales es calculada como el promedio horario de los aportes de potencia 
de la central, para el año de menor disponibilidad de viento, durante las 
horas de mayor probabilidad de pérdida de  carga, esto corresponde a las 
ocho horas comprendidas entre las 10:00 hrs. y las 13:00 hrs., y las 18:00 
y las 23:00 hrs., de los días del periodo comprendido entre los meses de 
mayo y septiembre, exceptuando los sábados, domingos y festivos. 

a.3  Cálculo de la componente de Suficiencia  

La componente de suficiencia es calculada mediante la siguiente ecuación: 

 

En donde: 

PFS  :  Potencia Firme Caso Suficiencia.  

Pr  :  Función de probabilidad de excedencia.  

P´s  :  Variable aleatoria que representa los aportes de potencia de 
todas las unidades del sistema, con excepción de aquella que 
está siendo evaluada.  

Ps  :  Variable aleatoria que representa los aportes de potencia de 
todas las unidades del sistema, incluida aquella que está 
siendo evaluada.  

PI  :  Potencia Inicial de la central que está siendo evaluada.  

Dmax  :  Demanda máxima del sistema durante el periodo de punta del 
sistema.  

cp  :  Consumos propios de las centrales que está siendo 
evaluada.  

Indequivalente  :  Indisponibilidad equivalente de la central que está siendo 
evaluada.  

 

a.4  Cálculo de la componente de Tiempo de Partida 

La componente de Tiempo de Partida resulta de ponderar la Potencia 
Inicial de la unidad, descontado los consumos propios, por el factor de 
tiempo de partida (Ftp). 

 

En donde: 
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a.5  Cálculo de la componente de Toma de Carga  

La componente de Toma de Carga resulta de ponderar la Potencia Inicial 
de la unidad, descontados los consumos propios, por el factor tiempo de 
incremento de carga (Ftc). 

 

En donde: 

 

 

a.6  Expresión de la Potencia Firme Preliminar y ajuste a la demanda 
máxima  

Calculadas las tres componentes de la potencia firme se procede a calcular 
la Potencia Firme Preliminar de cada unidad generadora. Para este 
propósito los resultados de los tres casos son ponderados de acuerdo a la 
siguiente fórmula. 

PFpreliminar = 0,8 * PFs + 0,1 * Ftp + 0,1 * Ftc 

Posteriormente, la Potencia Firme Preliminar de cada unidad generadora 
es ajustada a la demanda máxima mediante la ponderación del siguiente 
factor: 

 

En donde:  

Dmax  :  Demanda máxima del sistema durante el periodo de punta del 
sistema.  

PFPi  :  Potencia Firme Preliminar de la central i. 

a.7  Cálculo de la Potencia Firme definitiva  

Por último, la Potencia Firme definitiva de cada central corresponde al 
promedio ponderado de la Potencia Firme de cada sub-periodo según el 
número de horas de punta contenido en cada uno de ellos.  

La aplicación del procedimiento de Potencia Firme lleva al reconocimiento 
de potencia que se muestra en la figura 6-2, donde se identifica que en el 
caso de las eólicas, en Chile se les reconoce algo más del 12% de su 
capacidad, como Potencia firme definitiva. 
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Figura N° 6-2 Reconocimiento porcentual de capacidad por tecnología en el 
SIC 

 
Fuente: Systep Ingeniería y Diseños. 2011 

 

b. Procedimiento de Cálculo de Potencia de Suficiencia  

Corresponde al nuevo procedimiento previsto en Chile para el cálculo del 
reconocimiento de potencia de las centrales generadoras, de acuerdo a lo 
señalado en el Decreto Supremo 62; en general se mantiene la estructura 
general del algoritmo de asignación, es decir, a todas las centrales se les asigna 
un reconocimiento de potencia en base a su potencia inicial, indisponibilidad 
forzada y otros parámetros, debiéndose cumplir que el reconocimiento de 
potencia de todas las centrales debe sumar con la demanda máxima del 
sistema. No obstante, existen importantes diferencias que son explicadas a 
continuación.  

En primer lugar, el concepto de Potencia Firme es reemplazado por el de 
Potencia de Suficiencia. El primero hace referencia tanto al aporte a la 
suficiencia como a la seguridad del sistema, mientras que el segundo sólo hace 
referencia al aporte a la suficiencia, y ya no están presentes los casos de tiempo 
de partida y toma de carga.  

Otro cambio importante es una modificación significativa respecto al método de 
cálculo de la Potencia Firme se refiere a la consideración de la indisponibilidad 
de combustibles suministrados por redes de transporte internacional8. Debido 
a este cambio, la Potencia Inicial de unidades térmicas que empleen estos 
combustibles se ve disminuida en proporción a la disponibilidad de su insumo 
principal. No obstante lo anterior, en el caso de que estas centrales puedan 
operar con algún combustible secundario, su Potencia Inicial será determinada 
por un promedio ponderado de las capacidades nominales con combustible 
primario y secundario según la indisponibilidad del insumo primario. 

En segundo lugar, el cálculo de la Potencia de Suficiencia se realiza para un 
periodo de tiempo que abarca todo el año. Según la metodología asociada al 
cálculo de la Potencia Firme, el cálculo se realiza durante el periodo de punta 
(aquellos meses que contienen horas de punta). Las implicancias de este 
cambio se presentan en la demanda máxima que debe satisfacerse y en el 
aporte de las centrales hidráulicas, pues en este caso se incluyen los meses 
de deshielo. 

                                                
8 v.gr. gas natural. 
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Un esquema resumen del algoritmo del cálculo de la Potencia de Suficiencia 
es mostrado en la figura 6-3, y la descripción que se realiza a continuación.  

Figura N° 6-3 Algoritmo de cálculo de Potencia de Suficiencia 

 
Fuente: Systep Ingeniería y Diseños. 2011 

 

b.1 Estadísticas hidrológicas consideradas  

Respecto a la condición hidrológica considerada para la determinación de 
la Potencia de Suficiencia de centrales hidroeléctricas, el Artículo 39 del 
Reglamento establece lo siguiente: 

 ñArtículo 39º: En el caso de unidades generadoras hidroeléctricas, con o 
sin capacidad de regulación, se deberá utilizar la estadística de caudales 
afluentes correspondiente al promedio de los dos años hidrológicos de 
menor energía afluente de la estadística disponible con anterioridad al año 
de cálculo. Se entenderá como estadística disponible para efectos de la 
determinación de las transferencias de potencia, la utilizada por el 
respectivo CDEC en la programación de la operación de las unidades 
generadoras hidroeléctricas.ò  



COSANAC S.A.C.  

Proyecto / SDP-002/2016 ï Informe Final Compilado  Página 50 

b.2 Clasificación de unidades hidroeléctricas  

Para efectos del cálculo de la Potencia de Suficiencia, se realiza una 
clasificación de las unidades hidroeléctricas de acuerdo a los siguientes 
criterios: 

1. Centrales sin capacidad de regulación: centrales de pasada sin 
estanque de regulación.  

2. Centrales con capacidad de regulación diaria o superior: corresponden 
a aquellas centrales que, considerando la capacidad máxima de su 
embalse y el caudal afluente promedio anual para la condición 
hidrológica establecida en el Artículo 39º, sean capaces de suministrar 
potencia máxima durante por lo menos 24 horas.  

3. Centrales con capacidad de regulación intradiaria: En esta categoría 
se encuentran las centrales que tienen capacidad de regulación que, 
considerando la capacidad máxima de su embalse y el caudal afluente 
promedio anual para la condición hidrológica establecida en el Artículo 
39º del D.S. 62, sean capaces de suministrar potencia máxima durante 
menos de 24 horas.  

4. Centrales sin capacidad de regulación, pero aguas abajo en serie 
hidráulica con centrales con capacidad de regulación.  

b.3  Potencia Inicial  

La Potencia Inicial de las centrales generadoras representa una potencia 
disponible menor a la instalada por efectos de disponibilidad de insumos 
de generación, ya sea agua, combustible, viento u otros. En el caso de 
centrales térmicas cuyo insumo principal presente indisponibilidad, se 
pondera su Potencia Máxima por la indisponibilidad promedio de los 
últimos 5 años de su insumo, lo cual determina su Potencia Inicial.  

En el caso de las centrales hidráulicas con capacidad de regulación 
intradiaria, previo al cálculo de la Potencia Inicial, pueden sufrir una 
disminución de su Potencia Máxima. Esto ocurre considerando cuando en 
base a la capacidad máxima de su estanque y el caudal afluente promedio 
anual para la condición hidrológica establecida en el Artículo 39º del DS 
62, sean incapaces de suministrar potencia máxima durante a lo menos 5 
horas consecutivas. En este caso, se determina con qué potencia reducida 
son capaces de generar durante 5 horas, disminuyéndose la Potencia 
Máxima de la central a ese valor. 

Respecto a las centrales con capacidad de regulación diaria o superior, a 
éstas se les considerará una Energía Inicial igual al promedio de la energía 
embalsada al 1 de abril, durante los últimos 20 años, incluido el año de 
cálculo. Por el contrario, a las unidades generadoras pertenecientes a 
centrales con capacidad de regulación intradiaria, se establece que se les 
considerará su capacidad de regulación, pero sin energía inicial. 

Para determinar la Potencia Inicial de unidades generadoras que no 
poseen capacidad de regulación intradiaria, diaria o superior, pero que 
hacen uso de recursos hidroeléctricos de unidades generadoras con 
capacidad de regulación ubicadas aguas arriba, el D.S. 62 establece que 
a éstas se les reconocerá capacidad de regulación en serie, por el 
porcentaje del caudal afluente equivalente que es aportado por las 
referidas centrales con capacidad de regulación.  

Asimismo, la Potencia Inicial de las unidades generadoras hidroeléctricas 
sin capacidad de regulación será determinada en función de la potencia 
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equivalente al caudal afluente generable promedio anual de la condición 
hidrológica indicada en el Artículo 39º del D.S. 62. 

A los efectos de calcular la Potencia Inicial de las unidades generadoras 
que posean capacidad de regulación, se deberá comprobar que la Energía 
de Regulación de cada unidad generadora es suficiente para colocar en la 
curva de duración de la demanda, preliminar o definitiva, según 
corresponda, la Potencia Máxima de la unidad. En caso que de la 
colocación de la Energía de Regulación se obtenga una potencia menor a 
la Potencia Máxima, para efectos del reglamento, la Potencia Máxima será 
reducida a la menor potencia antes mencionada. Esta comprobación se 
realizará separadamente para cada una de las unidades generadoras 
hidroeléctricas con capacidad de regulación, como lo indica el Artículo 44º 
del D.S. 62. 

De igual forma, a efectos de determinar la Potencia Inicial del conjunto de 
unidades generadoras que poseen capacidad de regulación, se deberá 
colocar la Energía de Regulación del conjunto de dichas unidades en la 
curva de duración de la demanda. De la colocación de la Energía de 
Regulación de las unidades generadoras que poseen capacidad de 
regulación, incluidas las unidades con capacidad de regulación en serie, 
se obtendrá la Potencia Inicial del conjunto de dichas unidades, a distribuir 
entre las unidades que contribuyen con Energía de Regulación. La 
señalada Potencia Inicial será prorrateada en función de la Energía de 
Regulación individual de cada unidad. 

Adicionalmente, si, como resultado de la prorrata indicada, la Potencia 
Inicial de alguna unidad generadora fuese mayor a su Potencia Máxima, 
se computará una Potencia Inicial igual a la Potencia Máxima y el resto de 
las unidades generadoras aumentarán su Potencia Inicial de manera 
proporcional. 

Finalmente, a las unidades generadoras que se encuentren en serie 
hidráulica se le aplicarán los mismos procedimientos indicados en los 
párrafos precedentes, correspondiéndoles como caudal regulado la 
Potencia Inicial de la unidad generadora respectiva que se encuentra 
aguas arriba, convertida a caudal afluente equivalente promedio anual. 

Cabe señalar que el caudal afluente de cada unidad generadora 
hidroeléctrica, además del caudal de régimen natural, deberá considerar 
adecuadamente los caudales de filtraciones, hoyas intermedias, 
evaporación, caudales ecológicos y los compromisos de riego, según 
corresponda. 

b.4  Potencia de Suficiencia Preliminar  

El D.S. 62 define que para el cálculo de la Potencia de Suficiencia 
preliminar se debe utilizar un modelo probabilístico. Dicho modelo debe 
considerar, para cada unidad generadora, su Potencia Inicial, 
indisponibilidad, un factor de descuento por concepto de mantenimientos 
mayores y consumos propios.  

La metodología definida indica que, en el primer paso para la 
determinación de la Potencia de Suficiencia Preliminar, la Potencia Inicial 
será reducida en un factor proporcional a los consumos propios de cada 
unidad generadora (Artículo 50 del D.S. 62). Estos consumos propios 
corresponden a la porción de su potencia bruta utilizada para el 
abastecimiento exclusivo de sus servicios auxiliares. Los consumos que no 
estén dedicados exclusivamente a los servicios auxiliares de una unidad 
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generadora, deberán ser considerados como un retiro de potencia y por 
ende deberán ser reconocidos por la empresa que corresponda.  

Adicionalmente, el valor resultante conforme a la reducción indicada 
anteriormente, será reducido en un factor proporcional al periodo de 
mantenimiento mayor, proyectado o realizado en cada unidad generadora, 
para efectos del cálculo preliminar o definitivo, según corresponda.  

Asimismo, para efectos de la determinación de la indisponibilidad forzada, 
según el Artículo 52, ésta será calculada en base al tiempo en que la 
unidad generadora estuvo indisponible, para una ventana móvil de 5 años 
consecutivos, durante todas las horas de cada año.  

Dicha indisponibilidad forzada será determinada a partir del siguiente 
cociente: 

 

Donde: 

IFOR :  Indisponibilidad forzada.  

Toff :  Tiempo medio acumulado en que la unidad generadora se 
encuentra indisponible, ya sea por desconexión forzada o 
programada para una ventana móvil de 5 años. Considera el 
tiempo acumulado en los periodos de mantenimiento que 
excedan al periodo definido en el programa de mantenimiento 
mayor vigente al comienzo de cada año.  

Ton :  Tiempo medio acumulado en que la unidad generadora se 
encuentra en operación, independiente del nivel de despacho, 
para una ventana móvil de 5 años.  

   La indisponibilidad forzada de una unidad generadora 
incorporará también todos aquellos eventos en que dicha 
unidad no esté disponible debido a la indisponibilidad de las 
instalaciones que la conectan al Sistema de Transmisión o 
Distribución, según corresponda.  

  Del mismo modo, la indisponibilidad técnica de las 
instalaciones dedicadas al abastecimiento del Insumo Principal 
o Alternativo, internas o externas a las instalaciones de cada 
unidad generadora, así como la indisponibilidad de las 
instalaciones hidráulicas, se imputarán a la indisponibilidad 
forzada de la unidad generadora. En virtud de lo anterior, las 
instalaciones antes mencionadas deberán entenderse parte 
integral de la unidad generadora para efectos de computar la 
indisponibilidad forzada.  

La Potencia de Suficiencia preliminar de cada unidad generadora se 
obtiene mediante un análisis probabilístico, evaluando en valor esperado 
de la potencia que ella aporta a la Suficiencia de Potencia para el 
abastecimiento de la Demanda de Punta, considerando el conjunto de las 
unidades generadoras, su Potencia Inicial, afectada por las reducciones 
indicadas y la indisponibilidad forzada de cada unidad.  
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b.5  Potencia de Suficiencia Definitiva  

La última etapa contemplada por el D.S. 62 para el cálculo de la Potencia 
de Suficiencia implica la determinación de la Potencia de Suficiencia 
definitiva. Según el Artículo 59, ésta corresponderá, para cada unidad 
generadora, a la Potencia de Suficiencia preliminar escalada por un factor 
único para todas las unidades generadoras, de manera que la suma de la 
Potencia de Suficiencia definitiva de las unidades generadoras del sistema 
sea igual a su Demanda de Punta.  

Asimismo, se deberá verificar que la Potencia de Suficiencia definitiva 
resultante pueda transitar por las instalaciones del Sistema de Transmisión 
que corresponda. En caso que esta potencia no pueda transitar por alguna 
de dichas instalaciones, ésta será reducida tal que desaparezca la 
saturación o congestión identificada, aumentando de manera proporcional 
la Potencia de Suficiencia definitiva de las restantes unidades generadoras 
que participan del cálculo. 

6.2 El caso de Colombia 

En Colombia desde el a¶o 2006 se cre· el Cargo por Confiabilidad en reemplazo 
al anterior Cargo por Capacidad que era un mecanismo de remuneraci·n de la 
capacidad de generaci·n que garantizaba un ingreso fijo anual por megavatio 
instalado a un precio definido por la CREG. 

Con el nuevo esquema de Cargo por Confiabilidad se permite a los generadores 
contar con un ingreso fijo, independientemente de su participaci·n diaria en el 
mercado mayorista, asignado para per²odos de hasta 20 a¶os, reduciendo as² el 
riesgo de su inversi·n. Como contraprestaci·n, los generadores deben 
mantenerse disponibles y cumplir con sus obligaciones de Energ²a Firme cuando 
se presenten las condiciones de escasez en el sistema. Para la asignaci·n y 
determinaci·n del precio se utilizan las subastas de obligaciones de energ²a 
firme9. Este cargo se cre· con el fin de migrar hacia un esquema de mercado que 
proporcione la se¶al de largo plazo requerida para promover la expansi·n del 
parque de generaci·n energ®tico en Colombia y que, adicionalmente, a asegurar 
que los recursos de generaci·n est®n disponibles para abastecer la demanda en 
situaciones de escasez, ello se efect¼e a un precio eficiente.   

Uno de los componentes esenciales del nuevo esquema es la existencia de las 
Obligaciones de Energ²a Firme (OEF), que corresponden a un compromiso de los 
generadores respaldado por activos de generaci·n capaces de producir energ²a 
firme durante condiciones cr²ticas de abastecimiento. Para estos prop·sitos, se 
subastan entre los generadores las Obligaciones de Energ²a Firme (OEF) que se 
requieren para cubrir la demanda del Sistema. El generador al que se le asigna 
una OEF recibe una remuneraci·n conocida y estable durante un plazo 
determinado, y se compromete a entregar determinada cantidad de energ²a 
cuando el precio de bolsa supera un umbral previamente establecido por la CREG, 
denominado Precio de Escasez. Dicha remuneraci·n es pagada por los usuarios 
del Sistema Interconectado Nacional (SIN), a trav®s de las tarifas que cobran los 
comercializadores. Las OEF del nuevo Cargo por Confiabilidad establecen un 
v²nculo jur²dico entre la demanda del MEM y los generadores, que permite, tanto 
a generadores como a usuarios del sistema, obtener los beneficios derivados de 
un mecanismo estable en el largo plazo y que da se¶ales e incentivos para la 

                                                
9  Subastas din§micas denominadas ñde reloj descendienteò, que se llevan a cabo varios a¶os antes de la vigencia de 

las obligaciones de energía firme a ser asignada, para que haya el tiempo suficiente para que los nuevos proyectos 
puedan entrar en operación. 
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inversi·n en nuevos recursos de generaci·n, garantizando de esta forma el 
suministro de energ²a el®ctrica necesario para el crecimiento del pa²s.  

En la asignaci·n de Obligaciones de Energ²a Firme participan tanto los 
generadores propietarios de plantas y unidades de generaci·n existentes como 
los potenciales inversionistas interesados en desarrollar nuevos proyectos de 
generaci·n.  

Debido el inter®s de algunos desarrolladores de plantas e·licas y solares de 
participar en las subastas, la CREG defini· la metodolog²a para determinar la 
energ²a firme de esta clase de plantas10. As², para el caso de plantas e·licas 
despachadas centralmente, la Energ²a Firme para el Cargo por Confiabilidad 
(ENFICC) se determina as²: 

a. Plantas Eólicas sin información de vientos 

Para el c§lculo de la ENFICC de plantas e·licas que tengan informaci·n 
mensual de las velocidades medias del viento inferior a diez (10) a¶os, se aplica 
la siguiente f·rmula: 

ENFICC BASE (kWh/día) = 24*1000*0.060*CEN 

ENFICC 95% PSS (kWh/día) = 24*1000*0.073*CEN 

donde: 

CEN: Capacidad Efectiva Neta (MW) 

b. Plantas Eólicas con información de vientos 

Para el c§lculo de la ENFICC de Plantas E·licas que tengan informaci·n de 
velocidades de viento, se deber§ contar con una serie hist·rica igual o mayor a 
diez (10) a¶os medidos en el sitio de la planta o estimados haciendo uso de la 
siguiente metodolog²a: 

b.1 Función de conversión 

La funci·n de conversi·n permite obtener energ²as netas mensuales a 
partir de velocidades de viento promedio mensuales, a partir de: 

i. Medidas en sitio de velocidad cada diez minutos, direcci·n de viento y 
temperatura para un per²odo m²nimo de 12 meses continuos. 

ii. Informaci·n de la ubicaci·n de cada aerogenerador. 

iii. Informaci·n de otras plantas ubicadas en un radio menor o igual a 5 
km en la direcci·n predominante del viento. 

iv. Informaci·n de orograf²a de terreno, rugosidad del terreno, altura del 
buje, densidad del aire, curva de potencia del aerogenerador. 

v. Informaci·n de p®rdidas por estela y el®ctricas. 

vi. Informaci·n de disponibilidad de la planta o parque. 

vii. Cualquier otra informaci·n que se considere relevante para la 
definici·n del modelamiento energ®tico. 

Teniendo en cuenta lo anterior, se realiza el modelamiento energ®tico de 
la planta, haciendo uso de modelos num®ricos o software especializado 
est§ndares de la industria e·lica. 

Con los resultados del modelamiento energ®tico se construye la ñFunci·n 
de Conversi·nò que permite obtener la energ²a neta mensual a partir de 

                                                
10  Para el caso de Eólicas vía la Resolución CREG 148 de 2011, modificada por la Resolución CREG 061 de 2015; y 

para el caso de solares vía la Resolución CREG 227 de 2015.  
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velocidades de viento promedio mensual para todo el rango de operaci·n 
de velocidades de viento en el parque. 

b.2 Serie de velocidad de viento 

En caso de no contar con las suficientes medidas de velocidades de viento 
en el sitio de la planta, se puede utilizar un procedimiento de extrapolaci·n 
para obtener serie de datos hist·ricos de 10 a¶os. Dicho procedimiento 
debe cumplir con lo siguiente: 

i. Se puede utilizar informaci·n de las estaciones en el §rea del proyecto, 
as² como la informaci·n disponible para el §rea de an§lisis de 
entidades reconocidas a nivel nacional e internacional. 

ii. No se acepta una correlaci·n r2 menor al 0,85 entre la informaci·n 
medida en la estaci·n y la informaci·n secundaria utilizada para la 
generaci·n de la serie mensual de vientos. 

b.3 Cálculo de la ENFICC 

Para la estimaci·n de la energ²a firme de la planta se aplica lo siguiente: 

i. La energ²a que se genera en cada mes de la serie de velocidades de 
viento ser§: 

Ὁὓ άþὲὉὊὅὓȟςτ ρπππὅὉὔ ρ ὍὌὊ 

donde: 

 

EM : Energ²a en el mes M [kWh/d²a] 

EFCM : Energ²a en el mes M calculada con la funci·n de conversi·n 
[kWh/d²a] 

CEN : Capacidad Efectiva Neta [MW] 

IHF : Indisponibilidad Hist·rica Forzada. Para el IHF con informaci·n 
reciente se aplicar§n los factores definidos en el numeral 3.4.1 
del anexo 3 de la Resoluci·n CREG 071 de 2006 para plantas 
hidr§ulicas. 

ii. Se obtendr§ el m²nimo valor de cada a¶o de la serie de energ²a 
definida en el literal anterior. 

 

iii. Con los valores anteriores se construye una curva de distribuci·n de 
probabilidad ordenando los resultados de menor a mayor. El menor 
valor corresponder§ al 100% de probabilidad de ser superado (PSS) 
y el mayor valor corresponder§ al 0% de PSS. 

Con los resultados anteriores se definen la ENFICC BASE y ENFICC 95% 
PSS, como sigue: 

iv. La ENFICC BASE corresponde a aquella generaci·n que es capaz 
de entregar la planta en la condici·n del 100% PSS de la curva de 
distribuci·n de probabilidades. 

v. La ENFICC 95% PSS corresponde a aquella generaci·n que es 
capaz de entregar la planta en la condici·n del 95% PSS de la curva 
de distribuci·n de probabilidades. El valor que se asigne 
corresponder§ a la energ²a calculada para el per²odo m§s pr·ximo a 
la condici·n del 95% PSS. 
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Para el caso de plantas con paneles solares fotovoltaicos despachadas 
centralmente, la Energ²a Firme para el Cargo por Confiabilidad se 
determina as²: 

Para plantas solares fotovoltaicas, que tengan informaci·n de irradiaci·n 
horizontal y temperatura ambiente, se debe contar con una serie hist·rica 
igual o mayor a diez (10) a¶os, medida en el sitio de la planta. Los datos 
de irradiaci·n horizontal y temperatura ambiente deben tener registros 
horarios; y la estimaci·n de energ²a producida se efect¼a con la siguiente 
ecuaci·n: 

( ) ( )       1
1

]/[ dcmmincc

STC

POTIHFGHITAVKK
I

meskWhEN ³-³³³³=  

Donde: 

EN : Energ²a generada por hora en un mes [kWh/mes]. 

ISTC : Irradiaci·n en condiciones constantes. ISTC=1kW/m2 

Kc : Constante por p®rdidas de un sistema solar fotovoltaico. Kc = 
0.8957. 

Kinc : Constante a elegir de acuerdo al tipo de tecnolog²a de 
estructura de soporte.  

Vm(TA) : Valor por p®rdidas debidas a temperatura ambiente seg¼n el 
tipo de modulo fotovoltaico utilizado del mes m.  

TA : Promedio de temperatura ambiente para cada mes m [ÜC]. 

GHIt : Irradiaci·n horizontal agregada para el mes m, [kWh-mes/m2].   

IHF : Indisponibilidad Hist·rica Forzada.  

POTdc : Potencia del conjunto de m·dulos fotovoltaicos [kWpeak]. 

Para el c§lculo de la energ²a generada por hora en un mes s·lo se tendr§n 
en cuenta los datos de irradiaci·n horizontal y de temperatura ambiente 
para aquellas horas del d²a en las cuales se tengan datos de irradiaci·n 
horizontal diferente a cero. 

Los valores correspondientes a la constante Kinc se presentan a 
continuaci·n, de acuerdo con la tecnolog²a de estructura de soporte: 

Cuadro N° 6-1 Constante según tipo de tecnología de estructura de soporte 

Tecnología de estructura de soporte Kinc 

Estructura fija orientada al SUR e inclinada en su grado óptimo.  0,9620 

Estructura de seguidor a un eje horizontal Norte-Sur y rotación Este- Oeste 
con backtracking.  

1,1861 

Estructura de seguidor a un eje inclinado Norte-Sur y rotación Este- Oeste 
con backtracking.  

1,1958 

Estructura de seguidor a dos ejes sin backtracking.  1,2530 

La ecuaci·n correspondiente a las p®rdidas por temperatura ambiente, 
Vm(TA), es como sigue: 

( )  1)( 23 dTAcTAbTAaTAVt +Ö+Ö+Ö-=  

Los valores correspondientes a las constantes para a, b, c y d de Vm(TA) 
se presentan a continuaci·n, de acuerdo con la tecnolog²a y el dise¶o: 
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Cuadro N° 6-2 Constantes de pérdidas por temperatura ambiente 

Tipo módulo y estructura a b c d 

Fija ï cSi 3,80E-05 -0,0024 0,05224 -0,3121 

Fija ï TF 2,60E-05 -0,0017 0,0373 -0,2126 

1Axis - cSi FLAT 1,10E-05 -0,0007 0,0185 -0,1157 

1Axis - cSi TILT 1,10E-05 -0,0007 0,0185 -0,1157 

1Axis - TF FLAT -1,30E-05 0,0007 -0,0092 0,0501 

1Axis - TF TILT -1,30E-05 0,00074 -0,0092 0,05011 

2Axis - cSi 3,70E-06 -0,0002 0,01032 -0,0615 

El c§lculo del IHF se har§ de acuerdo a la regulaci·n vigente para plantas 
t®rmicas. 

a. Se calcula de la Energ²a E en kWh/d²a de acuerdo con la siguiente 
ecuaci·n: 

m

medtm

t
Días

KEN
díakWhE

  
)/( , ³=  

Donde: 

E : Energ²a por hora - d²a para cada a¶o t [kWh/d²a]. 

ENm,t : Valor mensual (m) de Energ²a para cada a¶o t de la serie 
hist·rica, correspondiente al procedimiento definido en el 
literal anterior. 

Kmed : Factor por uso de medidas reales de irradiaci·n y 
degradaci·n de la planta en el sitio o fuera del sitio de 
ubicaci·n. Kmed para datos que no est®n en el sitio de la 
planta es 0.7795 y Kmed para datos que est®n en el sitio 
de la planta es 0.7942. 

D²asm : N¼mero de d²as del mes m.  

 
b. Con los valores de Energ²a E para toda la serie hist·rica, 
correspondiente al procedimiento definido en el literal anterior, se 
construye una curva de distribuci·n de probabilidad ordenando los 
resultados de menor a mayor. El menor valor corresponder§ al 100% 
de probabilidad de ser superado (PSS) y el mayor valor corresponder§ 
al 0% de PSS. 

c. C§lculo de la ENFICC de la planta. 

1. ENFICC BASE: Corresponde a aquella generaci·n que es capaz 
de entregar la planta en la condici·n del 100% de probabilidad de 
ser superada, PSS.  

2. ENFICC 95% PSS: Corresponde a aquella generaci·n que es 
capaz de entregar la planta en la condici·n del 95% PSS de la 
curva de distribuci·n de probabilidades. El valor que se asigne 
corresponder§ a la energ²a calculada para el per²odo m§s pr·ximo 
a la condici·n del 95% PSS. 
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6.3 El caso de los Estados Unidos de América 

En los Estados Unidos un método muy utilizado para cuantificar la capacidad a 
ser reconocida para efectos de remuneración de las centrales RER variables como 
la eólica, es el Effective Load Carrying Capability (ELCC) (ver cuadro 6-3), que 
corresponde a una variante del método planteado por Garver en 1966, el mismo 
que a grandes rasgos, plantea determinar la potencia equivalente de la nueva 
central con respecto a una unidad de comparación, buscando un mismo nivel de 
riesgo de pérdida de carga (LOLP) en el sistema . 

Para calcular el ELCC se requiere una base de datos con la demanda de carga a 
nivel horario y las características del parque generador. Para generadores 
convencionales, se requiere su capacidad nominal y la tasa de indisponibilidad 
forzada y mantenimientos programados. Para generadores intermitentes como los 
eólicos, se necesita de un año mínimo de estadísticas de generación. Además, se 
necesita de una unidad de comparación o benchmark que comúnmente es una 
central a gas de ciclo combinado a la que aplican valores de indisponibilidad 
forzada cercanos al 5% y tasas de mantenimiento del 6%. 

Los pasos para calcular la capacidad equivalente mediante ELCC son: 

1. Sin el generador de interés ni el de comparación, se calcula el LOLP para cada 
una de las horas consideradas. La suma de los LOLP para todas las horas 
equivale al LOLE. 

2. Se incorpora el generador de interés y se recalcula el LOLE, que obviamente 
debiera bajar por el aporte de suficiencia del generador. Se anota el nuevo 
valor y se saca al generador. 

3. Se incorpora la central de comparación o benchmark mediante pequeños 
incrementos de capacidad hasta que el LOLE con esta unidad alcance al que 
se obtuvo con la central intermitente. Esta capacidad de la unidad de 
comparación corresponderá al ELCC del generador intermitente. 

Es importante resaltar que esta capacidad equivalente del generador intermitente 
computa el mismo nivel de riesgo que la unidad de comparación. Dado que los 
cálculos son probabilísticos y operan en términos de valor esperado, se requieren 
de un apropiado margen de reserva que permita respaldar el sistema en caso que 
algunas centrales no estén disponibles cuando se necesiten. En los EUA el 
margen está entre el 15% y 20% de la demanda máxima proyectada. 
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Cuadro N° 6-3 Métodos para cuantificar la capacidad a ser remunerada de 
las centrales RER variables (EE.UU.) 

 

6.4 Comparación del procedimiento de Perú respecto a los países analizados  

Del análisis comparativo de los procedimientos de cálculo de potencia y energía 
firme aplicados en Perú y los países analizados, resalta lo siguiente: 

1. Salvo el actual procedimiento vigente temporalmente en Chile (por Potencia 
Firme), en el resto de los países analizados la potencia firme remunera un 
atributo de confiabilidad determinado a través de la suficiencia del sistema. El 
nuevo cambio implementado por Chile hacia la Potencia de Suficiencia, lo 
redirecciona hacia el mismo sentido. 

2. Respecto a las tasas de indisponibilidad, en los países analizados se utiliza la 
tasa de salida forzada y se agregan tasas de salida por ciertos tipos de 
mantenimiento, lo que en definitiva hace que las tasas de indisponibilidad 
utilizadas, resulten más altas que las tasas de indisponibilidad forzada 
históricas que aplica el COES en sus cálculos. 

3. El procedimiento que se plantea utilizar para calcular la potencia firme de las 
RER variables en Perú (ver sección 7.0), en términos prácticos constituye una 
variante del procedimiento Effective Load Carrying Capability (ELCC) de 
aplicación muy común en Estados Unidos, el cual se asemeja también al 
procedimiento de ñc§lculo por convoluci·nò con el cual se determinaba la 
potencia firme de las centrales térmicas, en el texto original de la Ley de 
Concesiones Eléctricas.  

Región / Operador Método Observación

CA/CEC ELCC

Clasificar las evaluaciones de ofertas para RPS (mid 

20s); 3 años cercanos de factor de planta para el 

período de punta utilizado por CA PUC y CA ISO

CPUC Peak Period

Media móvil de 3 años de la media mensual de 

generación de energía eólica entre las 12 y las 6 pm 

para los meses de mayo a septiembre.

PJM Peak Period

Jun-ago HE 3 p.m. -7 p.m., hora local, factor de planta 

utilizando una media móvil de 3 años (13%, veces los 

datos reales cuando estén disponibles).

MN 20% Study ELCC
Se encontró una variación significativa en ELCC: 4%, 

15%, 25% y variación basada en el año

ERCOT ELCC

ELCC basado en datos aleatorios de viento, 

comprometiendo la correlación entre viento y carga 

(8,7%)
MN/DOC/Xcel ELCC Monte Carlo Secuencial (26-34%)

NY ISO Peak Period

El factor de planta del viento entre las 2-6 p.m., de 

junio a agosto, y 4-8 p.m., de diciembre a febrero

CO PUC/Xcel ELCC

12.5% de la capacidad nominal basada en un estudio 

de 10 años de ELCC. El algoritmo de predicción de 

carga comprometió la correlación entre el viento y la 

carga
PacifiCorp ELCC Monte Carlo Secuencial (20%). Z-method 2006

MAPP Peak Period Mediana mensual para un periodo de 4 horas

Idaho Power Peak Period 4 p.m. - 8 p.m. Factor de planta durante Julio (5%)

Nebraska Public Power District 17% (método no indicado)

Northwest Resource Adequacy 

Forum
Regla del pulgar

15%. Se estudia más a fondo para su posible revisión.

Tri-State Peak Period
2-12%. Parece estar basado en la contribución del 

viento a la punta coincidente mensual.

SPP Peak Period Hasta 10% de carga/mes; Percentil 85

PNM Peak Period Factor de carga entre 4-5 p.m. en Julio

ISO New England Peak Period

Para el viento existente: factor de carga del viento de 

junio a septiembre entre las 2-6 p.m., y de octubre a 

mayo entre las 6-7 p.m. Para nuevos vientos: basados 

en los datos de velocidad de viento de verano e 

invierno, sujetos a verificación por ISO New England y 

ajustados por la experiencia operativa.

Fuente: Determining the Capacity Value of Wind: An Updated Survey of Methods and Implementation. Milligan 2008
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7. PROPUESTA DE ADECUACIÓN DE PROCEDIMIENTO DE CÁLCULO DE 
POTENCIA FIRME 

7.1 Introducción 

Desde la perspectiva de la confiabilidad o suficiencia energ®tica, los sistemas 
el®ctricos son entidades complejas a evaluar, debido a factores como la 
combinaci·n de tipos y tama¶os de unidades de generaci·n, ubicaci·n de dichas 
unidades a lo largo de la red; y las conexiones de la red el®ctrica con la demanda. 

Para enfrentar la posibilidad de falla de los elementos en esta cadena de 
suministro el®ctrico (generadores, l²neas, transformadores, redes, etc.) los 
sistemas se dise¶an de manera redundante, es decir, se instalan m§s unidades 
de generaci·n, l²neas el®ctricas y equipos de transformaci·n, que los requeridos 
estrictamente para atender la demanda vigente. 

La cantidad de equipos el®ctricos redundantes dependen de la tasa de falla de los 
equipos, del costo de los equipos y del costo de la energ²a no suministrada. 

7.2 La Confiabilidad en un Sistema de Generación Ideal (SGI) 

Al igual que en econom²a se utiliza un modelo de competencia perfecta para 
explicar determinadas relaciones econ·micas, matem§ticamente resulta ¼til usar 
un Sistema de Generaci·n Ideal (SGI) para determinar la relaci·n que existe entre 
el nivel de seguridad, confiabilidad o suficiencia, de un sistema el®ctrico respecto 
al margen de reserva y las caracter²sticas de las unidades de generaci·n. 

7.2.1 Conceptos Previos 

En cualquier sistema el®ctrico las unidades de generaci·n tienen ñestadosò de 
disponibilidad. As², en la figura 7-1 se muestra un SGI con 4 unidades t®rmicas 
que tienen dos estados de operaci·n: estado ñ0ò Indisponible y, estado ñ1ò 
Disponible. 

Figura N° 7-1 Sistema de Generación Ideal de 4 Generadores 

 
Elaboración Propia 

Una preocupaci·n muy com¼n, es la determinaci·n de àCu§l es la potencia 
disponible total del sistema?ò, partiendo del hecho que se acepta que todas las 
unidades de generaci·n son ñpropensasò a fallar, por un hecho de vulnerabilidad 
f²sica registrado en las estad²sticas. 

Partiendo de antemano que este peque¶o SGI debe tener un comportamiento 
predecible de acuerdo a los datos estad²sticos de falla de sus unidades, se busca 
la simplicidad del modelo ideal, definiendo a todas las unidades de igual tama¶o 
y tipo. Esta asunci·n permite elaborar f§cilmente un modelo matem§tico que 
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cuantifique la relaci·n existente entre la cantidad de unidades a instalar (variable 
ñnò), la energ²a o potencia fallada, el costo de falla y el margen de reserva. 

En principio, las unidades de generaci·n del SGI tienen un comportamiento de 
disponibilidad e indisponibilidad, tal como el mostrado en la figura 7-2. 

 

Figura N° 7-2 Características de las Unidades de Generación 

 
Elaboración Propia 

 

Este comportamiento de dos estados claramente diferenciados (disponible e 
indisponible) se representa mediante la denominada curva binomial, donde el 
estado disponible se define con el n¼mero ñ1ò y el estado indisponible con el 
n¼mero ñ0ò. 

Por lo tanto, en un SGI con 4 unidades de generaci·n iguales, se tendr²a 16 
posibilidades de operaci·n del conjunto de unidades. Todas las posibilidades de 
operaci·n se muestran en el cuadro 7-1, donde, la probabilidad de falla de cada 
una de las unidades es del 5% y por lo tanto la probabilidad de estar disponible es 
del 95%. 

  



COSANAC S.A.C.  

Proyecto / SDP-002/2016 ï Informe Final Compilado  Página 62 

Cuadro N° 7-1 Comportamiento de las 4 unidades del SGI 

 
Elaboración Propia 

En la figura 7-1 anterior, se aprecia que existen posibilidades que se repiten y 
definen un mismo estado (v.gr. disponibilidad de 2 unidades). El cuadro 7-2 
resume los 5 estados que se presentan ante la operaci·n de las 4 unidades de 
generaci·n del SGI. 

Cuadro N° 7-2 Resumen de estados del SGI 

 
Elaboración Propia 

Las ecuaciones para determinar las probabilidades de ocurrencia de cada estado 
se muestran en el cuadro 7-2 y son las denominadas ñConvoluci·n de unidades 
de igual tipoò. La figura 7-3 muestra las probabilidades de tener en servicio, 
determinado n¼mero de unidades que conforman el SGI. 

  

4

16

5%

95%

Unidades (n)

Posibilidades = 2
n

Probabilidad Falla (p)

Probabilidad Disponible (q)

1 2 3 4 1 2 3 4

1 0 0 0 0 0 5% 5% 5% 5% 0.000625% p̂ 0 x q̂ 4

2 0 0 0 1 1 5% 5% 5% 95% 0.011875% p̂ 1 x q̂ 3

3 0 0 1 0 1 5% 5% 95% 5% 0.011875% p̂ 1 x q̂ 3

4 0 0 1 1 2 5% 5% 95% 95% 0.225625% p̂ 2 x q̂ 2

5 0 1 0 0 1 5% 95% 5% 5% 0.011875% p̂ 1 x q̂ 3

6 0 1 0 1 2 5% 95% 5% 95% 0.225625% p̂ 2 x q̂ 2

7 0 1 1 0 2 5% 95% 95% 5% 0.225625% p̂ 2 x q̂ 2

8 0 1 1 1 3 5% 95% 95% 95% 4.286875% p̂ 3 x q̂ 1

9 1 0 0 0 1 95% 5% 5% 5% 0.011875% p̂ 1 x q̂ 3

10 1 0 0 1 2 95% 5% 5% 95% 0.225625% p̂ 2 x q̂ 2

11 1 0 1 0 2 95% 5% 95% 5% 0.225625% p̂ 2 x q̂ 2

12 1 0 1 1 3 95% 5% 95% 95% 4.286875% p̂ 3 x q̂ 1

13 1 1 0 0 2 95% 95% 5% 5% 0.225625% p̂ 2 x q̂ 2

14 1 1 0 1 3 95% 95% 5% 95% 4.286875% p̂ 3 x q̂ 1

15 1 1 1 0 3 95% 95% 95% 5% 4.286875% p̂ 3 x q̂ 1

16 1 1 1 1 4 95% 95% 95% 95% 81.450625% p̂ 4 x q̂ 0

100.00000%

Unidad Probabilidades
Probabilidad de OcurrenciaPosibilidades

Posib les Opciones de Ocurrencia

Unidades en 

Servicio

4 p̂ 0 x q̂ 4 81.450625% 1 81.450625%

3 p̂ 1 x q̂ 3 4.286875% 4 17.147500%

2 p̂ 2 x q̂ 2 0.225625% 6 1.353750%

1 p̂ 3 x q̂ 1 0.011875% 4 0.047500%

0 p̂ 4 x q̂ 0 0.000625% 1 0.000625%

16 100.00000%

Unidades en 

Servicio (r)

Probabilidad 

ResultanteProbabilidad de Ocurrencia N¼mero de Combinaciones

4! / [ 4! x (4 - 4!) ] =

4! / [ 3! x (4 - 3!) ] =

4! / [ 2! x (4 - 2!) ] =

4! / [ 1! x (4 - 1!) ] =

4! / [ 0! x (4 - 0!) ] =

2̂ 4 =

Pasos para evaluar la Probabilidad

n r rp q- ³ n!

r ! ( n r )!³ -
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Figura N° 7-3 Número de Unidades en Servicios del SGI 

 
Elaboración Propia 

En la figura anterior, asumiendo que cada unidad tiene un tama¶o de 100 MW, la 
potencia disponible de cada estado del SGI, ser²a la mostrada en la figura 7-4. 

Figura N° 7-4 Potencia Disponible y Probabilidad de Ocurrencia en el SGI 

 
Elaboración Propia 

Ordenando las potencias disponibles con la probabilidad acumulada de alcanzar 
dicha potencia, se determina la figura 7-5. En dicha figura se aprecia que el 
conjunto de unidades ofrece una potencia disponible que var²a seg¼n la 
probabilidad acumulada. 

A la probabilidad acumulada de la figura 7-5 se le denomina tambi®n la 
probabilidad de excedencia, ya que define el nivel de probabilidad con el cual se 
exceder²a la potencia disponible. 

  

0.000625% 0.047500% 1.353750%
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Figura N° 7-5 Potencia Disponible y Probabilidad Acumulada en el SGI 

 
Elaboración Propia 

 

7.2.2 Sistemas de Generación Ideal de mayor dimensión 

Para un SGI de mayor dimensi·n se utilizan los denominados m®todos 
matem§ticos de convoluci·n, para determinar la probabilidad de ocurrencia de 
cada uno de los estados posibles del conjunto de unidades. As², en el cuadro 7-3 
se muestran los resultados de un proceso de convoluci·n aplicado a un SGI de 41 
unidades, donde cada unidad tiene un tama¶o de 200 MW y una tasa de 
indisponibilidad de 10%. 
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Cuadro N° 7-3 Resultados de la Convolución para un SGI de 41 unidades 

 
Elaboración Propia 
























































































































































































































































































































































































































































































































































