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ABASTECIMIENTO ELECTRICO 2008-2018

En los ultimos afos el crecimiento de la demanda eléctrica ha sido superior al crecimiento
de la capacidad de la oferta, lo que ha generado una caida del margen de reserva vy,
recientemente, un aumento de los costos marginales de generacion. Durante el presente
afio, la caida del margen de reserva se ha reflejado en un alto riesgo de falla que en las
semanas pasadas se ha manifestado a través de cortes en el fluido eléctrico a diversos
distritos de Lima. En el corto plazo, esta situacién podria conducirnos a un racionamiento de
la provisién eléctrica debido a un estiaje mas severo al promedio de los afios anteriores y a
las limitaciones en el transporte de gas. En el largo plazo, se debe impulsar la inversion en
el sector eléctrico a través de incentivos a la generacion de origen hidrico y permitir la
formacién de precios del mercado spot y de las subastas, de acuerdo a condiciones de
mercado.

I. Introduccién

1. La demanda méxima de electricidad se ha incrementado en 10,1 por ciento al término
del primer semestre de 2008 en comparacion a similar periodo del afio anterior,? lo que
refleja el elevado crecimiento de la actividad econdmica (10,3 por ciento para el primer
semestre del afio). En este contexto, actualmente se vienen presentando problemas
asociados al riesgo de falla y existe la probabilidad de racionamiento en el corto plazo,®
ambos asociados a limitaciones coyunturales en la capacidad efectiva de oferta.
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! Informe elaborado por Daniel Barco, Jorge Iberico, Paola Vargas y Rafael Vera Tudela. Para la elaboracion
de este informe, se efectuaron entrevistas con el Ing. Amadeo Prado, Ing. Jaime Calmet, Eco. Gonzalo
Tamayo (Macroconsult) y los Srs. Ricardo Ferreiro y Emiliano Le6n (TGP).
2 Demanda méaxima de Junio de 2008 (4 091 MW) en comparacién a la demanda méaxima de Junio de 2007
g3 714 MW).

El riesgo de racionamiento es definido como la probabilidad de que, en el corto plazo, exista
desabastecimiento temporal en horas punta en las zonas de mayor demanda.
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La capacidad de oferta efectiva actual es de 5 152 MW. Sin embargo, las limitaciones
coyunturales restringen esta capacidad.

SISTEMA ELECTRICO
POTENCIA EFECTIVA 2007: 5 152 MW
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Estas limitaciones se presentan por los siguientes factores:

a. Estiaje: la ausencia de lluvias es mas severa que en el promedio de los afios
anteriores.

b. Ducto de gas: actualmente existe congestién en el ducto de gas de Camisea en el
tramo Humay (Ica) a Lurin (Lima) debido al acelerado crecimiento de la demanda de
gas natural.

Adicionalmente, existe un riesgo de congestion en el sur del pais, asociado al
crecimiento de la demanda en esta zona y una insuficiente capacidad de transmision en
la Linea Mantaro-Socabaya.

El crecimiento de la demanda también impone retos para el largo plazo, los que de no
ser superados, implicarian un riesgo de insuficiencia de generacion eléctrica. Dado el
crecimiento esperado de la demanda eléctrica®, se destaca que mantener un margen de
reserva del sistema eléctrico® de 20 por ciento durante el decenio 2008 — 2018 requiere
un crecimiento promedio anual de la oferta del orden de 550 MW.

Sin embargo, entre 2008 y 2010 existen planes de obras en generacién que permitiran
suplir parcialmente el referido requerimiento. Asi, de acuerdo con el Plan de Obras

4 El crecimiento esperado de la demanda eléctrica es la tasa de crecimiento de largo plazo consistente con el

crecimiento potencial de la economia. Dada la elasticidad ingreso de la demanda eléctrica y el estimado del
PBI potencial, se estima que la tasa de crecimiento de la demanda de electricidad es 7,5 por ciento anual.

> El margen de reserva es equivalente al excedente de oferta como porcentaje de la demanda;
especificamente: Margen de Reserva = (Potencia Efectiva — Demanda Maxima) / Demanda Maxima. Al
respecto, un margen de reserva no menor de 20 por ciento es considerado adecuado para reducir la
volatilidad de las tarifas y el riesgo de desabastecimiento originados por factores estacionales o tecnoldgicos.
Como referencia, en 2007 la potencia efectiva (oferta) fue 30 por ciento superior que la maxima demanda.
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2008-2010, elaborado por el COES y aprobado por Osinergmin, la oferta de potencia se
ampliaria en 826 MW en este periodo. En este plan destacan la central hidroeléctrica El
Platanal (220 MW) y las centrales térmicas de Santa Rosa (186 MW), Kallpa TG2 (176
MW), Chilca | TG3 (176 MW) y Oquendo (50 MW). A partir de 2011, la ausencia de
garantias para la ejecucién de proyectos de inversidn incrementaria significativamente
el riesgo de insuficiencia del sistema eléctrico.

Factores Criticos Consecuencias
( Caida del margen de reserva
Estiaje mas severo que el promedio
Corto Plazo Uso de centrales a diesel / Riesgo de falla
2008-2010 | ¢
Aumento de costos marginales
Saturacion del ducto de gas natural
\ Riesgo de racionamiento

( Baja rentabilidad relativa de hidroeléctricas

Largo Plazo Intervencion en el mercado spot Insuficiente inversion en generacion
2008-2018

Precios maximos de licitaciones Escasa inversion hidroeléctrica

\ Capacidad de transporte de gas

Elaboracion: BCRP.

Il. Riesgo de racionamiento (Corto plazo: 2008-2010)

3. El crecimiento de la demanda eléctrica ha sido mayor que el de la oferta durante los
Ultimos 6 afos, tendencia que se mantiene en el 2008. En particular, la demanda de
electricidad registré un crecimiento promedio anual de 5,9 por ciento durante el periodo
2000-07, tasa que supera significativamente a la expansion de la oferta (3,3 por ciento
anual). De esta forma, la oferta acumulé un crecimiento de 25 por ciento entre el afio
2000 y 2007 mientras que la demanda creci6 49 por ciento durante el mismo periodo.
Como consecuencia, el margen de reserva se redujo de 55 a 30 por ciento en este
periodo y se prevé que ascienda a 11 por ciento en diciembre de 2008.°

® para este afio, se espera que el promedio mensual del margen de reserva sea de 15 por ciento.
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Demanda Maximay Oferta de Potencia Efectiva
por Fuente de Energia
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Nota: Proyeccion del afio 2008 considera un crecimiento anual de la méxima demanda de 9 por ciento.
Fuente: OSINERGMIN. Elaboracién: BCRP.

4. El andlisis del margen de reserva requiere efectuar supuestos acerca de la evolucién
futura de la demanda y la oferta. En cuanto a la oferta de potencia eléctrica, se deben
considerar tanto los aumentos de la potencia instalada debido a la entrada en
funcionamiento de nuevas plantas generadoras como los factores negativos que
podrian determinar que el sistema interconectado no funcione en el nivel de efectividad
mas alto.

Asi, en el ultimo procedimiento de fijacion de tarifas de mayo del 2008 se sefiala que
entre el 2008 y 2010 entraran en servicio proyectos energéticos con una capacidad total
de aproximadamente 826 MW. Sin embargo, se prevé que la central térmica Santa Rosa
recién generaria un aumento en la potencia neta para el afio 2011 debido a limitaciones
en el ducto del gas natural.

Plan de proyectos energéticos 2008-2010

Fecha de ingreso Ubicacion MW
CT Oquendo May-09 Callao 50
CH Poechos Il Jun-09 Sullana 10
CH Pariac CH5 y CH6 Jun-09 Huaraz 7,7
TG2 de la CT Kallpa Jul-09 Chilca 176
TG3 de la CT Chilca | Sep-09 Chilca 176
CH Platanal Nov-09 Caflete 220
TG de la CT Santa Rosa® Ene-10 Lima 186
| Total 825,7

¥ se prevé que la entrada de esta CT recién generaria un aumento en la potencia neta para el
afio 2011, debido a limitaciones en el ducto de gas natural.
Fuente: OSINERGMIN. Elaboracién: BCRP.

5. Los choques negativos de oferta que limitarian el pleno aprovechamiento de la potencia
instalada son de dos tipos:
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Riesgo hidrico (chogue estacional): la capacidad efectiva de generacion
hidroeléctrica disminuye estacionalmente en el periodo de estiaje, entre mayo y
noviembre de cada afio. En este periodo se produce una disminucién de las
lluvias y del embalse de las lagunas que sirven como fuente de energia para el
funcionamiento de las centrales hidroeléctricas.

Como consecuencia del estiaje, la contribucion de la generacion hidroeléctrica
en la produccion eléctrica total se reduce en el segundo semestre de cada afio.
Al respecto, la reserva hidrica atil para generacion eléctrica del periodo enero-
julio 2008 es menor que el promedio registrado en los Ultimos seis afios y similar
a la del afo 2005 (la segunda menor reserva hidrica del periodo 2003-2007).
Asi, el volumen hidrico promedio enero — julio del afio actual es 16 por ciento
menor que el volumen registrado en el mismo periodo de 2007.

VOLUMEN DE RESERVA HIiDRICA Y PRODUCCION HIDROELECTRICA
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Asi, la referida disminucién del volumen hidrico aceleré la reduccion de la
contribucion de las generadoras hidroeléctricas en la produccién total durante el
segundo trimestre del afio. El volumen hidrico del segundo trimestre de 2008 es
8 por ciento menor que el volumen promedio del segundo trimestre en el periodo
2003-2007. La disminucién de la participacion hidroeléctrica en 2008 con
respecto al promedio 2003-2007 en los meses de avenida (enero — abril ) se
explica, entre otros, por el aumento gradual de la inversion en centrales térmicas
a gas natural. En este sentido, se espera que la participacion de la produccion
hidroeléctrica se reduzca significativamente en Ios meses restantes del afio.

Riesgo térmico (choque temporal): la generacién térmica a gas natural esta
actualmente limitada debido a restricciones de capacidad del ducto de gas de
Camisea. Asi, en julio Ultimo se ha reportado la saturaciéon del ducto de gas
natural, lo que ha generado la entrada en operacién de centrales térmicas que
funcionan con diesel.
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La capacidad total del ducto de gas natural asciende actualmente a 314 MMPCD
(millones de pies cubicos diarios), aunque solo se transporta como maximo 283
MMPCD a Lima. La capacidad total actual de 314 MMPC considera que 50
MMPC son distribuidos en Humay y los 264 MMPC restantes en el city gate de
Lurin (Lima). Actualmente, Humay solo demanda 10 MMPCD, por lo que es
posible transportar 283 MMPCD hasta Lurin, lo que hace un total de 293
MMPCD distribuidos. Cabe precisar que la capacidad no distribuida en Humay
tiene una relacion de 2 a 1 con la capacidad de llevar gas adicional a Lurin.

Se estan efectuando trabajos para ampliar la capacidad maxima del ducto a 380
MMPCD (aumento de 21 por ciento) en agosto de 2009. La inversidn consiste en
la instalacion de una planta compresora que contara con dos unidades
compresoras de gas. Asimismo, estd programada una segunda etapa de
ampliacién para diciembre de 2009 que considera la expansion de la capacidad
méaxima de transporte a 450 MMPCD. Con tal objetivo, se construird un loop de
24 pulgadas de diametro y 107 km de largo, en la costa. El loop consiste en un
nuevo tubo que sale del tubo principal y, luego de un tramo, regresa a él,
teniendo como efecto lograr transportar un mayor volumen de gas y evitar la
pérdida de presion en ciertos tramos del ducto. En este caso, se uniria con el
tubo principal en el city gate.

GAS DE CAMISEA: DUCTO DE RED PRINCIPAL
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Fuente: TGP. Elaboracion: BCRP.

En cuanto al uso del gas para generacion eléctrica, actualmente operan ocho
turbinas que utilizan el gas de Camisea concentradas en cuatro centrales
térmicas: Santa Rosa, Ventanilla, Chilca y Kallpa. De esta forma, el parque
generador térmico a gas natural tiene una potencia efectiva de 1 200 MW de
potencia (23 por ciento de la oferta).
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CENTRALES TERMICAS A GAS NATURAL

Potencia Consumo Consumo Gas (MMPCD)

Empresa Central Térmica Efectiva Especifico (MMBTU Factor de Factor de Fiﬁ;%z:e
MW, or MWh 9 0
(MW) p ) Planta 50% Planta 70% 100%
Turbo Gas Natural Santa Rosa UTI - 6 52 13,4 8 12 17
Turbo Gas Natural Santa Rosa WTG 123 11,4 17 24 34
Edegel Turbo Gas Natural Ventanilla CC TG3 228 6,8 19 26 37
Turbo Gas Natural Ventanilla CC TG4 228 6,8 19 26 37
Turbo Gas Natural Santa Rosa UTI - 5 53 12,7 8 11 16
Enersur Turbo Gas Natural Chilca 1 176 10,0 21 30 42
Turbo Gas Natural Chilca 2 175 9,9 21 29 41
Globeleq Turbo Gas Natural Kallpa 1 177 10,1 21 30 43
Total 1212 134 187 267

Fuente: OSINERGMIN. Elaboracién: BCRP.
Nota: 1 PC =1 000 BTU.

Si bien la demanda de estas generadoras térmicas podria llegar hasta 267
MMPCD, actualmente solo consumen alrededor de 200 MMPCD, debido a las
limitaciones en el ducto de gas natural (el ducto tiene una capacidad efectiva de
283 MMPCD y el consumo de usuarios industriales, comerciales, vehiculares y
residenciales ascendié a 85 MMPCD en junio de 2008). Esta demanda de gas
natural es consistente con un factor de planta de las centrales térmicas del orden
de 70 por ciento. En caso que las centrales a ciclo simple operasen a plena
capacidad (e.g. abastecimiento en horas punta asumiendo que no existen
limitaciones de capacidad del ducto de gas) este consumo alcanzaria
aproximadamente los 40 MMPCD para una central con una potencia efectiva de
180 MW.

En este contexto, el aumento de la producciéon eléctrica por el incremento de la
tasa de utilizacién de las centrales actuales o la entrada en operacién de nuevas
centrales térmicas (en la zona de Chilca) sélo es factible si se disminuye el
consumo del resto de usuarios o si se amplia la capacidad del ducto de gas.

El aumento de la capacidad del ducto a 380 MMPCD asume una distribucion de
gas de 50 MMPCD en Humay y los 330 MMPCD restantes en Lurin. Dado que
es probable que en el corto plazo se demanden los 50 MMPCD en Humay,’ s6lo
existiria una oferta adicional de 47 MMPCD para Lima (incluyendo Chilca). En
ese caso, asumiendo constante la tasa de utilizacion de las centrales a gas
natural (70 por ciento de factor de planta) y la participacién del resto de usuarios
de gas natural (25 por ciento de la demanda), el incremento de la capacidad del
ducto de 314 a 380 MMPCD generaria un aumento de 35 MMPCD del consumo
de gas de centrales lo que, en la practica, solo permitiria el ingreso efectivo de
una central térmica o el aumento de la potencia térmica efectiva en 140 MW.
Asimismo, considerando la expansion de 380 a 450 MMPCD programada para
diciembre de 2009, se concretaria el ingreso efectivo de una central térmica
adicional en el afio 2010. Con ello, se permitiria la operacion parcial de las
nuevas centrales TG2 de Kallpa y TG3 de Chilca I.

" Egasa demandara 35 MMPCD para la operacion de la central térmica de Mollendo que se trasladara de
Mollendo y Tacna a Humay. Cabe sefalar que este traslado no supone un aumento de la capacidad efectiva
del sistema.
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En este sentido, se advierte que la capacidad limitada del ducto de gas podria
ser un factor de riesgo de racionamiento alin después de concluidos los trabajos
de ampliacion del ducto de Camisea.

Adicionalmente, el Ministerio de Energia y Minas (MINEM) viene evaluando la
alternativa de ampliar el transporte de gas hacia la costa a un volumen no menor
a 1 000 MMPCD. AlUn cuando no existe un cronograma predeterminado ni
garantia de ampliacién, se estima que dicha ampliacion podria ser realizada para
fines de 2011.

De acuerdo con TGP, no existirian limitaciones técnicas para sucesivas
ampliaciones de la capacidad de transporte del tubo actual entre Camisea y
Lurin. Sélo se necesitaria instalar un nimero mayor de unidades compresoras
de gas o loops adicionales en distintos tramos del ducto. En este caso, la
construccién de loops adicionales se iniciaria en la Costa, para pasar luego a la
Sierra y finalmente a la Selva

EXPANSION DEL DUCTO DE RED PRINCIPAL
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Asimismo, se estan efectuando negociaciones paralelas con Perd LNG
(consorcio exportador del gas natural licuado) para que una fraccién del ducto
destinado a transportar el gas para exportacion se dedique al consumo local en
el corto plazo. En particular, el ducto que construye actualmente Peri LNG
tendra una capacidad de transporte inicial de 620 MMPC, los que también
pueden ser ampliados a través de la instalacion de compresoras o loops.

Abastecimiento Eléctrico 2008-2010

6. La probabilidad de racionamiento de energia serd evaluada a partir de un analisis de
demanda y oferta de energia. En cuanto a la demanda de energia, se asume una
elasticidad entre crecimiento del PBI y demanda méxima igual a uno® y se consideran
dos escenarios:

8 La elasticidad de la demanda maxima de electricidad con respecto al crecimiento del PBI para el periodo
2000 | Trim — 2007 IV Trim. es de 0,97.
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a) Escenario de demanda media: considera una tasa de crecimiento de la
demanda eléctrica de 9 por ciento para el 2008, y 7 por ciento para el 2009 y
2010.

b) Escenario de demanda alta: considera una tasa de crecimiento de la demanda
eléctrica de 10 por ciento en cada uno de los tres afos.

La oferta de potencia neta corrige la potencia efectiva por las probables limitantes en el
corto plazo: el estiaje y la saturacion del ducto de gas natural. En este sentido, el calculo
de la potencia neta de los afios venideros sélo considera la operacion de las centrales
térmicas de CT Kallpa Il y Chilca TG3 (176 MW cada una) y se asume que ho
ingresarian a operar la CT Oquendo (50 MW) y CT Santa Rosa (186 MW); programadas
para mayo del 2009 y enero del 2010, respectivamente. Sin embargo, este supuesto
también equivale a un racionamiento de gas natural en el que solo se provee
parcialmente de este recurso a todas las centrales.

Ampliacion de la Oferta Eléctrica (MW)

Ingreso potencial Ubicacion Capacidad instalada
CH Poechos Il Jun-09 Sullana 10
CH Pariac CH5 y CH6 Jun-09 Huaraz 7,7
CH Platanal Nov-09 Carfiete 220
TG2 de CT Kallpa Ago-09 Lima 176
TG3 de Chilca | Dic-09 Lima 176
| Total 590 |

El componente hidrico de la potencia efectiva es corregido por un factor de estiaje para
transformarlo en potencia hidrica neta, el cual se aplica a la oferta hidrica entre los
meses de mayo y diciembre. Especificamente, el factor se calcula para cada uno de los
referidos meses como el promedio mensual de los Ultimos 5 afios de la evolucion de la
cobertura de la demanda maxima por fuente hidrica en comparacién al mes de mayor
potencia despachada. Asimismo, se considera que el afio 2008 tiene una caida en la
potencia hidrica mayor al promedio de los afios 2003-2007. Por su parte, para el afo
2009 se consideran dos escenarios:

a) Afio 2009 promedio: el estiaje del afio 2009 considera un riesgo hidrico como
el promedio de los afios 2003-2007

b) Afio 2009 seco: el estiaje del afio 2009 considera un riesgo hidrico similar a lo
registrado en el afio 2004.

De esta forma, tomando en cuenta tanto la variabilidad esperada en la demanda como
en la oferta hidrica, se configuran cuatro escenarios:
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i) Demanda media y volumen hidrico medio en 2009 (escenario base)

Demanda Maximay Potencia Neta: Crecimiento medio y estiaje promedio
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los méargenes de reserva hasta 5 por ciento, lo
gue incrementaria el riesgo de falla, y se recuperarian el 2010 a niveles similares a los
de este afo. Respecto al riesgo de falla, el 7 de agosto pasado se presentd una falla en
la valvula de acometida de gas natural de la central térmica de Ventanilla, lo que
interrumpié el suministro de combustible a esta central, redujo la potencia disponible en
el SEIN en 300 MW y produjo un corte del fluido eléctrico en 14 distritos de Lima durante

ii.) Demanda media y volumen hidrico seco en 2009

Demanda Maximay Potencia Neta: Crecimiento medio y estiaje severo
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En este caso,

los riesgos de falla (con el consecuente

corte del servicio) y

racionamiento serian mas altos en el 2009, debido a que el margen de reserva
efectivo se reduciria a niveles de 1 por ciento entre junio y julio. EI 2010 se
presentaria similar al 2008 debido a la recuperacion de la oferta hidrica.

10
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iii.) Demanda alta y volumen hidrico medio en 2009

Demanda Maximay Potencia Neta: Crecimiento alto y estiaje promedio
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En este caso, los problemas del 2009, se agravarian en el 2010. En ambos afios
serian inminentes los episodios de cortes del fluido eléctrico y eventualmente de
racionamiento.
iv.) Demanda alta y volumen hidrico seco en 2009
Demanda Maximay Potencia Neta: Crecimiento alto y estiaje severo
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En este caso, al tornarse la reserva negativa, se deben efectuar racionamientos de
energia durante el 2009 y existiria un alto riesgo de falla y racionamiento en el 2010.

El analisis sugiere que en todos los escenarios considerados existe un significativo
riesgo de falla y corte de energia eléctrica durante los meses de estiaje (segundo

semestre del afio), pues el margen de reserva promedio entre mayo y noviembre de
2009 se encontraria entre 3 y 8 por ciento.
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RIESGO ESPERADO DE RACIONAMIENTO
(Margen de Reserva Mayo-Noviembre 2009)

Estiaje
o Promedio Severo
c
-qé’ Moderado 8,4 6,3
8
5 |Alto 4,8 2,8

El crecimiento mas alto tiene un efecto mayor sobre los margenes de reserva que un
estiaje mas severo. Mientras que un estiaje mas severo reduce el margen de reserva en
dos puntos porcentuales, un crecimiento mas alto (10 por ciento anual frente a 7 por
ciento anual) reduce el margen de reserva en casi 3,5 puntos porcentuales. En este
sentido, el factor de mayor riesgo sobre la capacidad de un abastecimiento eléctrico
eficiente proviene de las variaciones de la demanda.

Debido a que las obras de generacion tardan por lo menos dos afios en ser concluidas,
se estan tomando medidas de urgencia para atenuar los efectos de la caida del margen
de reserva. Entre otras, estas medidas incluyen:

i.) alquiler coyuntural de plantas de generacion;

ii.) compra de equipos menores de emergencia (Decreto de Urgencia N° 037-2008
gue “Dicta Medidas Necesarias para Asegurar el Abastecimiento Oportuno de
Energia Eléctrica” publicado por el Poder Ejecutivo el 21 de agosto de 2008);

iii.) cogeneracion de empresas;

iv.) compensacion por la operacion dual a gas natural y combustibles liquidos y;

v.) remuneracion adicional a los generadores por la contratacion de gas a firme
(Decreto Legislativo N° 1041 que “Modifica Diversas Normas del Marco
Normativo Eléctrico” publicado por el Poder Ejecutivo el 26 de junio de 2008).

Se espera que la aplicacion de estas medidas evite los episodios de cortes y
racionamiento ante la ocurrencia de choques negativos de oferta (estiaje, limitaciones
del ducto de gas natural o fallas técnicas de las centrales de generacién) en los
préximos dos afios.

Al respecto, se precisa que garantizar el suministro energético para los proximos dos
afios implica necesariamente un costo que debera ser distribuido entre el Estado, las
empresas de generacion, los consumidores de gas natural y los clientes eléctricos.
Como referencia, la normativa que posibilita la adquisicién y contratacion de equipos de
generacién en caso de emergencia durante los préximos 36 meses (D.U. N° 037-2008)
supone un costo adicional que sera cubierto mediante un cargo adicional a incluir en el
peaje de transmision y que serd distribuido entre usuarios regulados (14 por ciento),
libres que no son grandes usuarios (29 por ciento) y grandes usuarios (57 por ciento).
Los clientes libres son aquellos consumidores con una potencia contratada igual o
superior a 1 MW. Los grandes usuarios son clientes libres con una potencia contratada
igual o mayor a 10 MW (Ley N° 28832).
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Ill. Riesgo de insuficiencia (Largo plazo: 2008-2018)

9.

10.

El crecimiento de la demanda eléctrica consistente con el crecimiento econémico de
largo plazo del pais es del orden de 7,5 por ciento anual. Este calculo considera las
perspectivas de crecimiento potencial de la economia y una elasticidad unitaria de la
demanda de electricidad.

Proyeccion Demanda Maximay Potencia 2008-2018

Potencia Requerida
10 000 +
Potencia Estimada Requerimiento
8000 - adicional
; 6000 \ Demanda
= Diesel
rbon
4000 + (Gas Natural
Hidradlica
2000 4 20% 20% 20% 20% 20% 20% 20% 20%
15% 13%
—I 11% |—| Margen de Reserva
0 T T T T T T T T T
2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018

Nota: Balance oferta - demanda promedio de cada afio. A partir del 2011 se aplica supuesto la tasa de crecimiento potencial de la economia (7.5% en
promedio), mientras que para los afios anteriores se aplica escenario de demanda media (9% para el 2008 y 7% para el 2009 y 2010) . La potencia
requerida es la potencia adicional necesaria (en MW) para alcanzar un margen de reserva de 20%. Bajo el supuesto de ampliacién del ducto de gas
natural y segun los compromisos de nuevas inversiones térmicas, se incorporan 320 MW para el 2009 y 215 MW para el afio 2011; correspondiente a
la oferta potencial de las centrales Kallpa, Chilca I, Oguendo y Santa Rosa.

Dado el crecimiento esperado de la demanda eléctrica, para mantener un margen de
reserva del sistema eléctrico adecuado® durante el decenio 2008 — 2018 se requiere
incrementar la oferta eléctrica en 5 500 MW aproximadamente, lo que implica un
crecimiento promedio anual de la oferta del orden de 550 MW.

Los proyectos de centrales que entraran en operacion en los préximos tres afios, segun
el plan de obras 2008-2010 de OSINERGMIN, aumentarian la potencia instalada en 826
MW, lo que equivale a un incremento de la potencia efectiva en 750 MW;* reduciendo
asi el requerimiento promedio anual de energia de 550 a 470 MW. Entre los principales
proyectos de generacion considerados al 2011, destacan la central hidroeléctrica
Platanal (220 MW de capacidad instalada) y las centrales térmicas Santa Rosa (186
MW), Kallpa TG2 (176 MW), Chilca | TG3 (176 MW) y Ogquendo (50 MW).

El ingreso de las referidas centrales sélo permitiria suplir el 15 por ciento del total
requerido al 2018, por lo que es aln necesaria la ejecucién de proyectos por 4 700 MW.
La expansion del ducto de gas a 1 000 MMPC permitiria abastecer, centrales térmicas
a gas con una potencia total de 1 700 MW aproximadamente, lo que implicaria un
adicional requerimiento no cubierto de 3 000 MW para los siguientes 10 afios,

® Como se menciond lineas arriba, un margen de reserva no menor a 20 por ciento permite absorber choques
HPicos de demanda y oferta.

Mientras la potencia instalada asume la capacidad de generacién bajo condiciones ideales, la potencia

efectiva estima esta capacidad bajo condiciones reales. Asi, se asume una razén de potencia instalada a
efectiva de 1,1.
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asumiendo una participacion del resto de usuarios en el consumo total de gas natural
del 25 por ciento.

En este sentido, la inexistencia de garantias de realizacidn de proyectos mayores de
inversion incrementaria significativamente el riesgo de insuficiencia del sistema eléctrico
en el largo plazo.

Segun el MINEM, existen proyectos energéticos adicionales con autorizacion o
concesion definitiva'’ para desarrollar la actividad de energia eléctrica que alcanzarian
aproximadamente una potencia instalada de 1 521 MW. Sin embargo, existe
significativa incertidumbre con respecto al inicio de la puesta en servicio de dichos
proyectos en el mediano plazo, debido a que en su mayoria no han iniciado las
construcciones u obras correspondientes. Por ello, los escenarios de simulacién no
incluyen estos proyectos.

Potenciales proyectos energéticos
Fecha de puesta

en servicio Ubicacion MW Estado actual
Centrales Hidraulicas 1235
CH Morro de Arica 31-Dic-08 Lima 50 Concesion definitiva
CH Centauro | y Ill (1era etapa) 31-Mar-09 Ancash 12,5 Concesion definitiva
CH Huanza 13-Feb-10 Lima 86 Concesion definitiva
CH Pucara ¥ 30-Nov-10 Cusco 130 Concesion definitiva
CH Marafion 04-Ene-11 Huénuco 96 Concesion definitiva
CH Quitaracsa | 30-Abr-11 Ancash 112 Concesion definitiva
CH Santa Rita 31-May-11 Ancash 255 Concesion definitiva
CH La Virgen 09-Jun-11 Junin 64 Concesion definitiva
CH San Gaban | 30-Jun-11 Puno 150 Concesion definitiva
CH Carhuac 31-Jul-11 Lima 20 Autorizacion
CH Cheves 19-Dic-11 Lima 158,6 Concesion definitiva
CH Centauro | y Il (2da etapa) 31-Dic-11 Ancash 12,5 Concesion definitiva
CH Pias | 24-Feb-12 La Libertad 11 Concesion definitiva
Otras Hidroeléctricas n.a n.a 77,59 Autorizacion
Centrales Térmicas 143
CT Independencia - EGESUR 16-Ago-08 Ica 25,6 Autorizacion
CT Independencia 09-Sep-08 Ica 74,8 Autorizacion
CT El Guayabal 31-Dic-08 Loreto 30,26 Autorizacion
Otras Termoeléctricas n.a n.a 12,08 Autorizacion
TOTAL (hidraulicay térmica) 1521

Notas:

Fecha de puesta en servicio e inicio de obras segun contrato de concesién o cronograma de ejecucion de obras
para las autorizaciones.

¥ Con solicitud de modificacion de contrato por prorroga de fecha de inicio de obras y ampliacion de potencia de
130 a 165 MW

" En tramite de prérroga de fecha de ejecucion de obras

11

La concesion definitiva y la autorizaciéon se otorgan por plazo indefinido para el desarrollo de las actividades

eléctricas. Segun el DL N° 1002 del 2 de mayo del 2008 que modifica la LCE, requieren concesién definitiva
las generadoras que utilicen recursos de energia renovables con potencia instalada superior a 500 KW y
requieren autorizacioén las actividades de generacién termoeléctrica con la misma potencia instalada. El DL N°
1002 también contempla que las concesiones definitivas para generacion eléctrica con recursos renovables
cuya potencia instalada sea inferior o igual a 20 MW estaran sujetas a los requisitos de solicitud y al
procedimiento administrativo establecido para las autorizaciones.
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En la préactica, no existe un mecanismo que penalice el incumplimiento de los
cronogramas de ejecucién de obras establecidos en los contratos de las actividades de
generacidn hidraulica debido a que se encuentran exceptuadas del pago de la garantia
de incumplimiento establecida en el Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas.

Adicionalmente, se encuentra en curso la concesion temporal de importantes centrales
eléctricas con el fin de evaluar la factibilidad de la actividad de generacion. Entre los
principales estudios con concesién temporal destaca la C.H. Inambari por 1 500 MW,
ubicada entre Cuzco, Puno y Madre de Dios, y un grupo de C.H. en Cascada (entre
Ayacucho e Ica) por 1 200 MW.

Concesiones temporales en etapa de estudio

N° centrales Tipo ' Potencia Culminaqién de
instalada (MW) estudios
12 Hidroelectrica 1689,4 2009
2 Térmicas 1100 - 1240 2009
3 Edlica 540 2009
7 Hidroelectrica 3298,77 2010
23 Edlica 3840 2010
Total 47 10468 - 10608

Fuente: Direccion de Concesiones Eléctricas de la DGE - MINEM

Notas:

Entre los principales estudios de centrales de generacion se encuentran: CH Chaglla
(360 MW) en Huanuco; CH Molloco (310 MW) en Arequipa y Cusco; CCHH en Cascada
(Tinyapay, Jarhuac, Pirca, Capilla y Embalses - 1203.97 MW) en Ayacucho e Ica; CH
Inambari (aprox. 1500 MW) en Cusco, Puno y Madre de Dios; CT Holek y CT Lennox
(entre 550-620 MW cada una) en Lima; CE Yauca (300 MW) en Arequipa; CE Talara
(300 MW) en Piura.

No se consideran la CH San Gaban Ill (Puno) ni la Central Edlica El Tunal (Piura); debido
a que su potencia instalada esta por determinar.

13. La magnitud de proyectos hidroeléctricos en la vertiente del Atlantico podria garantizar

la oferta eléctrica del pais en el largo plazo e impulsar nuestro potencial exportador
energético. Electrobras, la compafiia eléctrica estatal de Brasil, estaria interesada en
desarrollar algunos de estos proyectos para asegurar la eficiencia energética en su pais.
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Proyecto de centrales hidroeléctricas en la vertiente del Atlantico

Nombre Ubicacion Potencia (MW)
Pongo de Manseriche Loreto 7,550
Rentema Amazonas 1,525
Pachizapango Junin 1,379
Ina 200 Madre de Dios 1,355
Sumabeni Junin 1,074
Urub 320 Cuzco 942
La Balsa Cajamarca 915
Cumba 4 Amazonas 825
Cugipampa Huancavelica 800
Vizcatan Ayacucho 750
Tambo-Pto. Prado Junin 620
Chadin 2 Cajamarca 600
Chaglla Huanuco 444
Man 270 Hunacavelica 286
La Guitarra Huancavelica 220
Total 19,285

Fuente: Minem 2007

Marco regulatorio de las tarifas eléctricas e inversion en generacion
14. La produccién y comercializacion de energia tiene tres mercados:

a. Mercado spot: en este mercado las generadoras transan entre si a precios spot o
costos marginales de generacion, para compensar las diferencias entre la
energia contratada con sus clientes y su produccion efectiva. De esta forma, las
empresas de generacion deficitarias (energia contratada mayor a la produccion
efectiva) compran energia a precios spot a las superavitarias (energia contratada
menor a la produccion efectiva) para cumplir con sus contratos de suministro.

b. Mercado libre: los usuarios eléctricos con una demanda mayor a 1000 KW
(clientes libres) pueden negociar libremente las condiciones econdmicas de la
provisién eléctrica con los generadores o distribuidores, en funcién a su nivel de
demanda y ubicacién geogréfica.

c. Mercado regulado: corresponde a las transacciones entre generadores y
distribuidores para proveer de energia a los usuarios regulados (usuarios con
una demanda menor a 1000 KW). En este mercado, las tarifas pueden ser de
dos tipos: tarifas reguladas por OSINERGMIN (tarifas en barra) y tarifas de
licitacion publica. Estas Ultimas son las tarifas ofertadas por las generadoras que
ganan los concursos de licitacién publica de electricidad. Las tarifas de licitacion
publica se mantienen constantes por el periodo del contrato y la tarifa regulada
de generacion no puede diferir en 10 por ciento del precio promedio ponderado
de los precios fijados por licitaciones.

Los clientes libres representan el 46 por ciento del consumo final de electricidad.
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COMPOSICION DEL CONSUMO ELECTRICO (GWh)

46%

0O Libre
| Residencial

No residencial

23%

Fuente: OSINERGMIN. Cifras proyectadas en mayo del 2008

15. Con relacién a los clientes libres, el mercado estd concentrado en las empresas mineras
(54 por ciento de la demanda de usuarios libres y 25 por ciento del mercado total
eléctrico, aproximadamente) y, en menor medida, en las industrias quimica, cementera,

textil y metallrgica, entre otras.

Usuarios Libres
Ventas de Energia por Actividad Econdmica (GWh)

Industrli rg;:alurglcz_irexmes Papel Alimentos Bebidas N
' 44% 1,2% Vidrios, cauchos y
’ plasticos
1,1%

Otros
4,8%

Quimicos
6,0%

Agroindustria

Cementos
0,3%

6,3%

Fundicién
12,8%

Mineria
0,
Fuente: Osinergmin. Reporte Estadistico Agosto 2008 53.8%

La demanda actual de grandes usuarios (subconjunto de clientes libres con una
potencia contratada igual o superior a 10 MW) esta compuesta por 19 empresas (sector
mineria, principalmente) y absorbe el 18 por ciento de la potencia instalada del sistema
eléctrico (921 MW de 5 152 MW).
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Potencia contratada de Grandes Usuarios (MW)

Cliente Actividad Total MW
Refineria de Cajamarquilla Fundicién 135
Siderperu Fundicién 120
Minera Antamina Mineria 114
Cementos Lima Cementos 92
Quimpac Quimicos 62
Cementos Norte Pacasmayo Cementos 57
Minera Volcan Mineria 53
Minera Cerro Verde Mineria 46
Minera Tintaya Mineria 44
Minera Yanacocha Mineria 41
Yura Cementos 37
Cemento Andino Cementos 21
Minera Barrick Misquichilca Mineria 20
Metallrgica Peruana Industria Metallrgica 18
Doe Run Pert Mineria 15
Minsur Mineria 13
Minera Ares Mineria 12
Minera los Quenuales Mineria 12
Trupal Papel 10
TOTAL 921

Fuente: OSINERGMIN.

16. Con respecto al mercado reqgulado, Osinergmin efectia dos procesos complementarios
para determinar la tarifa final del usuario regulado: regulacion de tarifas en barra y
regulacién del valor agregado de distribucién. La tarifa en barra tiene dos componentes:
tarifa de generacion y tarifa de transmision. Asimismo, la tarifa de generacién tiene un
componente de potencia y otro de energia.

TARIFAS REGULADAS

Tarifa en barra Distribucién
Generacién Transmisién
. . . . Peaje Trans.  Peaje Trans.  Garantia por
Componentes Precio Potencia Precio Energia je ! . . p VAD
Principal Secundaria Red Principal
Pago del costo fijo de  Pago del costo variable . Peaje por uso (.je Cargo poringreso Cargos fijos y
Peaje por uso de redes secundarias ~ garantizado a variables por
Concepto las centrales de de las centrales de - : . b i
i . la red principal.  (conectadas ala concesionarios de distribucién a
generacion. generacion. o o
red principal). gas natural. usuarios finales.
Costos de Inversion
(generador, conexion), Coosftirstaéde;/lnang::io Demanda, VNR, Demanda, VNR, Ezzg}dﬁ dég:: VNR,
Factores capacidad por potencia y M P Costos Oy M, TC Costos Oy M, TC ! g Costos Oy M,
" de combustibles, esperados, ingreso
ycosto fjoOy M . - e IPM. e IPM. X TC, IPM.
hidrologia, TC e IPM. garantizado.
v de personal.

Frecuencia de Anual Anual Anual Anual Anual 4 afios
regulacion (Mayo) (Mayo) (Mayo) (Mayo) (Mayo) (Noviembre)
Variables de Diesel 2, Residualls, TC, IPM, Cobre,
actualizacion TC, IPM Gas Natural, Carbon, TC, IPM TC, IPM No aplica Aluminio, tasas

ifari ’ TC, IPM y tasas ’ ’ P aranceI’arias
tarifaria arancelarias
Composicién
.p . 14% 37% 16% 33%
Tarifa final — == 2070
Notas:

La composicién aproxima la desagregacion de la tarifa final de un usuario residencial de Lima con un consumo mensual de 125 KWh.
VAD: Valor agregado de distribucién. VNR: Valor nuevo de reemplazo. Costo O y M: Costo de operacién y mantenimiento.
TC: Tipo de cambio. IPM: indice de Precios al por Mayor.

La regulacion de los precios relevantes para la generacion eléctrica (potencia y energia)
compone mas del 50 por ciento de la tarifa aplicable a consumidores finales.
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De esta forma, la determinacion anual de las tarifas en barra (mayo de cada afio) tiene
como componente principal la fijacion de los precios de potencia y energia (76 por
ciento del precio en barra), tarifas que remuneran a las centrales eléctricas y que, por
ende, son claves para determinar la inversion en el sector de generacion.

TARIFA EN BARRA
Peaje
Transmision
y Garantia
Red Principal -
Camisea
24%

Energia

Potencia
21% 55%

Nota: Composicion referencial de la tarifa en barra de un usuario de Lima.
Fuente: OSINERGMIN

Al respecto, el precio de la energia (55 por ciento de la tarifa en barra y 37 por ciento de
la tarifa final, aproximadamente), remunera los costos variables de generacion eléctrica.
En particular, este precio es determinado mediante un modelo de optimizacién que
estima el costo marginal promedio ponderado horario (CMPPH): el promedio ponderado
de los costos variables de produccién para atender la demanda total en cada momento
del tiempo. EI CMPPH y el precio regulado de la energia son promedios ponderados de
los niveles de costos y precios, respectivamente, en hora punta y fuera de punta. El
modelo Perseo, disefiado por OSINERGMIN, estima el CMPPH vy asi el precio regulado
de la energia. Por ello, el precio de la energia representa un ingreso de naturaleza
variable para las centrales eléctricas, remuneracion que es funcion del nivel de
produccion.

En particular, el CMPPH vy; por ende, el precio de la energia son determinados
principalmente por los siguientes factores: balance oferta — demanda (12 meses previos
y 24 futuros); nivel hidrolégico (informacién histérica y proyeccién) e indicadores de
precios (tipo de cambio, IPM, precios de combustibles, etc).

Por otro lado, el precio de la potencia (21 por ciento de la tarifa en barra y 14 por ciento
de la tarifa final, aproximadamente) remunera los costos fijos de la generacion eléctrica.
Especificamente, este precio es calculado como el costo de inversién de la unidad de
punta mas econémica para abastecer la maxima demanda esperada (central térmica
gue opera a diesel). De esta forma, el precio por potencia representa un ingreso de
naturaleza fija para las centrales de generacion, remuneracién que es funcion de su
potencia instalada pero que es independiente de su nivel de produccion.

En complemento a la determinacién de los precios de energia y potencia, el regulador
también fija las formulas de actualizacion mensual de los mismos para cada sistema.
Cada sistema eléctrico (el Sistema Eléctrico Interconectado Nacional —SEIN- y los
sistemas aislados) cuenta con sus correspondientes formulas de actualizacién para
cada componente de las tarifas. Asi, las formulas de ajuste son un promedio ponderado
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de diversas variables relevantes para la determinacion de las tarifas de generacion. Sin
embargo, el célculo de las formulas de actualizacién no considera explicitamente la
variacion de los costos marginales como factor de ajuste:

Actualizacion del Precio de la Energia = 0,12*TC + 0,24 *R6 + 0,54 * GN + 0,11* CB

Actualizacion del Precio de la Potencia = 0,78*TC + 0,22 *IPM

donde: TC (tipo de cambio); IPM (indice de precios al por mayor);
R6 (Residual 6); GN (gas natural) y CB (carbén), expresados en var. porcentual.

El célculo de ajuste se realiza mensualmente; no obstante, el reajuste de tarifas en
barra solo es aplicable (a todos los factores de ajuste de tarifas en barra de los sistemas
eléctricos) en caso la variaciéon de por lo menos un factor de actualizacién sea mayor al
5 por ciento™.

En este sentido, la caida del margen de reserva y el mayor uso de las centrales a diesel
tiene un impacto instantdneo en los precios del mercado spot (costos marginales) pero
no sobre los tarifas del usuario regulado. El efecto sobre estos usuarios se manifiesta en
el siguiente proceso de fijacion de tarifas en barra. Al respecto, ante un alza de costos
marginales, si esta es considerada temporal, el efecto sobre el usuario regulado es bajo
(porque solo estara incluido en los costos marginales histéricos pero no proyectados),
pero si el alza se considera permanente, el efecto sera mayor (se consideraran costos
marginales histéricos y proyectados mas altos).

En términos generales, los costos marginales aumentan conforme aumenta la demanda
por potencia y, en consecuencia, se incorporan generadores que usan tecnologia o
combustibles mas caros. Asi, en cada instante, la demanda de potencia efectiva “corta”
a la curva de oferta en algun punto, y ese punto determina el costo marginal relevante
para calcular el costo marginal del sistema. Por ejemplo, la demanda maxima del mes
de junio fue 4 100 MW , y el costo marginal correspondiente al instante que se registro
esta demanda de potencia fue US $ 101,6 por MWh, que corresponde al costo variable
de produccion de la unidad de punta que se afiadié a la oferta para cubrir la maxima
demanda.

12

Las formulas de ajuste presentadas corresponden al SEIN, que incluye a Lima. Los componentes y

ponderaciones de la férmula de ajuste del precio de la energia y potencia varian para cada sistema.
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Curva de Oferta Eléctrica

205 4
B85

oy = T

165 | :

145 |

125

105 |
85 -
65 |
45 | 35

25 | H |
0.3
5 L L L L L L L L

Tramo en 0 2120 2345 3940 4082 4393 4473 4748
MW segln
fuente

1016

US$/MW.h

' . Y ) Y
Hidro GasCC GasCS  Carbon  Residual Diesel Diesel CS
motor

Nota: curva de oferta asume que no existe escasez hidrica ni limitaciones de transporte de gas natural
(la oferta considera que las centrales operan al 100 por ciento). Los costos variables presentados
corresponden al promedio del costo variable de las centrales de cada tecnologia.

Fuente: OSINERGMIN. Elaboracion: BCRP.

La curva de oferta presentada, si bien representativa, tiene un caracter referencial dado
que, de un lado, i) presenta costos variables promedio para cada tecnologia®® y; de otro
lado, ii) la oferta eléctrica no solo depende de los costos marginales sino también de
factores tales como las facilidades de transmision, factores de planta, entre otros. Por
ello, la oferta 6ptima para cada punto de la demanda puede estar constituida por una
combinacién de centrales de distintos costos marginales.

Dado que esta curva de oferta supone que las centrales operan con un factor de planta
del 100 por ciento (se asume que no existe reduccion de la reserva hidrica ni
limitaciones de transporte de gas natural), la curva de oferta efectiva no es fija sino
depende de aspectos estacionales (e.g. condiciones hidroldgicas) y tecnoldgicos (e.g.
limitaciones del ducto de gas, fallas). En este sentido, la coyuntura actual restringe la
oferta (la curva se desplaza hacia la izquierda porqgue las centrales hidroeléctricas y
térmicas a gas no operan a plena capacidad) y, consecuentemente, aumenta el costo
marginal del sistema.

En este sentido, las actuales restricciones por las que esta atravesando el sector
eléctrico, referidas a la reduccién de recursos hidricos en las cuencas aprovechadas por
el sistema de generacion y los cuellos de botella existentes en el transporte del gas
natural; conllevan al uso de unidades termoeléctricas menos eficientes y en
consecuencia al incremento transitorio del costo marginal de una unidad eléctrica.

Asi el costo marginal se incrementd a US $ 236 por MWh en julio. Con ello, la variacién
del costo marginal entre el promedio enero-julio 2008 y enero-julio 2007 es 92 por
ciento.

¥ como ejemplo, el costo promedio de centrales térmicas a diesel es de US $ 185 por MWh y el costo
marginal de la central menos eficiente (C.T. Malacas 3) es de US $ 340 por MWh.
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Costos marginales mensuales y tasa de participacion en la
produccion energética de GW.h segun tipo de fuente
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Si bien el alza de los costos marginales y de las tarifas eléctricas reducen el bienestar
del consumidor en el corto plazo, podrian tener efectos positivos en el bienestar de largo
plazo al sefalizar las oportunidades de una mayor rentabilidad en el sector eléctrico y,
por lo tanto, de una mayor inversién.

23. Sin embargo, actualmente se estan presentando dos tipos de factores que no permiten
el adecuado funcionamiento del sistema de precios en el mercado eléctrico:
a) Desincentivos de la regulacién tarifaria a la inversion en generacion, en general.
b) Desincentivos econdémicos a la inversibn en generacion hidroeléctrica, en
particular.

24. En cuanto a los desincentivos de la regulacidn tarifaria, el marco de regulacién de tarifas
de generacion ha generado consistentemente:
i. Precios de energia regulados inferiores a los costos marginales realizados promedio
del sistema.
ii. Precios de potencia que no remuneran plenamente los costos fijos de las centrales
con el mayor costo de inversion (hidroeléctricas).
ii. Licitaciones de energia que son declaradas frecuentemente desiertas.
iv. Intervencion del gobierno en el célculo de los costos marginales.

25. Respecto al primer punto, la_evidencia histérica muestra que la tarifa regulada de
generacion es, en promedio, significativamente inferior al costo marginal. Como
referencia, desde el afio 1993 el costo marginal promedio es 41 por ciento superior que
la tarifa en barra regulada y, durante los ultimos 4 afios, el costo marginal promedio
supera en 105 por ciento a la tarifa requlada promedio.
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COSTO MARGINAL Y TARIFA EN BARRA MENSUAL
(COSTO EQUIVALENTE EN BARRA LIMA,US $/ MWh)

COSTO MARGINAL PONDERADO

TARIFA EN BARRA PONDERADA

Jun-93
Oct-93
Feb-94
Jun-94
Oct-94
Feb-95
Jun-95
Oct-95
Feb-96
Jun-96
Oct-96
Feb-97
Jun-97
Oct-97
Feb-98
Jun-98
Oct-98
Feb-99
Jun-99
Oct-99
Feb-00
Jun-00
Oct-00
Feb-01
Jun-01
Jun-02
Jun-03
Oct-03
Feb-04
Jun-04
Oct-04
Feb-05
Jun-05
Oct-05
Feb-06
Jun-06
Oct-06
Feb-07
Jun-07
Oct-07

Nota: Precios ponderados por horario punta y fuera de punta.
Fuente: COES.

El diferencial mencionado se explicaria por la ocurrencia de los siguientes factores en
cada proceso de regulacion tarifaria:

i) subestimacion de la demanda proyectada de electricidad;

ii) sobrestimacién del programa de obras proyectado;

iii) subestimacion de los costos variables proyectados (en particular, precio de
los combustibles liquidos);

iv) subestimacion del riesgo hidrico (factor estacional: estiaje), térmico (factor
tecnologico: fallas de centrales y limitacidon de capacidad del ducto de gas) y
de transmision (fallas de transmisién y riesgo de congestion) y;

V) mayor peso relativo de las proyecciones de costos marginales (24 meses)
respecto al registro histérico de los mismos (12 meses).

El siguiente grafico compara los costos marginales efectivos y los proyectados por el
COES al comienzo del afio respectivo. Para el 2008, se usan los costos proyectados
con informacién a diciembre del 2007 publicados en el Reporte Estadistico de
Operacién del Sector Eléctrico de Osinergmin de Febrero del 2008. Para el 2007, se
usan los costos proyectados con informacion a diciembre del 2006 publicados en el

Reporte Estadistico de Operacién del Sector Eléctrico de Osinergmin de Febrero del
2007.

Se puede observar que los costos marginales efectivos muestran la variacion ciclica
segun el periodo de estiaje mientras que los proyectados muestran una variacion muy
moderada. Asi, en general, desde junio hasta diciembre del 2007 el costo efectivo ha
presentado algunas variaciones por encima del valor proyectado y del precio regulado,
estabilizandose en el primer trimestre del 2008 con el periodo de avenida.
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Se resalta que los costos marginales proyectados del sequndo trimestre de 2008 no
guardan correspondencia con los costos marginales realizados que estan registrando
una marcada tendencia creciente desde mayo pasado como consecuencia del

crecimiento de la demanda, la menor produccion hidroeléctrica y las limitaciones
actuales del ducto de gas.

Costos Marginales y Precio Regulado de Energia (ctv $/kW.h)
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Fuente: Osinergmin, COES Sinac
Elaboracién: BCRP

26. La remuneracion por potencia refleja el costo de inversion de unidad de punta térmica,

27.

precio que es aplicable a todas las centrales, independiente de la tecnologia empleada.
Sin embargo, el costo de inversion en este tipo de centrales representa,
aproximadamente, la cuarta parte del costo de inversién de una central hidroeléctrica.
En este sentido, el precio de la potencia aumentaria los incentivos relativos para invertir
en centrales térmicas en detrimento de las centrales hidroeléctricas.

En cuanto a las licitaciones, distribuidores y usuarios libres tienen la posibilidad de
adquirir electricidad mediante este mecanismo, para el cual el regulador establece un
precio maximo para la adjudicacion de los contratos de cada licitacién que se mantendra
en reserva durante el concurso. Con este mecanismo, desde el afio 2006, se han
realizado 22 convocatorias de licitacién publica (dos en 2006, ocho en 2007 doce en

2008), de las cuales 9 fueron declaradas parcialmente desiertas vy 12 fueron declaradas
desiertas.

El resultado negativo de las licitaciones se explica principalmente por la fijacién del
precio maximo de cada licitacion. Adicionalmente, principalmente en el caso de las
licitaciones solicitadas por distribuidoras del sur del pais, el resultado negativo de sus
diversas licitaciones (tipicamente, totalmente desiertas) obedece a la inexistencia de
postores. Dada la expectativa de mayores costos de generacion en la zona sur debido
a potenciales problemas de congestién, las generadoras no encontrarian rentable la
venta de energia a los precios maximos fijados por Osinergmin para cada regulacion.

Asi, la declaracion de parcial y totalmente desierta de diversas licitaciones obedece a
gue los precios ofrecidos por las empresas generadoras postores (que emplean el costo
marginal como indicador fundamental) supera frecuentemente el precio maximo fijado
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por el regulador para cada proceso regulatorio por lo que son consideradas oferta no
vélidas.

El precio maximo de licitacion determinado por OSINERGMIN no guarda una relacion
estable con las tarifas en barra: podria ser igual, mayor o menor a estas. De acuerdo
con el requlador, el precio maximo de las licitaciones guarda una relaciéon con el
comportamiento esperado de los costos marginales en el mediano plazo, estimado que
es _consistentemente _menor _que los costos marginales realizados. Por ello, las
licitaciones no serian empleadas eficientemente porque el costo de oportunidad del
generador es mayor (posibilidad de vender a un cliente libre que pague un precio mayor
0 a otro generador que pague el costo marginal) que el precio maximo de las
licitaciones.

Por otro lado, existe un incentivo para que las empresas distribuidoras efectien las
subastas aldn cuando estas sean declaradas desiertas. La Ley No. 29179 publicada en
enero del presente afio establece un mecanismo de asignaciéon de precios explicito para
cancelar los retiros de energia sin contratos de distribuidores que suministran el
mercado regulado. En particular, los distribuidores que hayan efectuado hasta tres
subastas o se encuentren en proceso de licitacion y no hayan cubierto sus
requerimientos de energia pagaran el precio en barra por los retiros efectuados. En
contraparte, los distribuidores que no hayan efectuado las tres licitaciones y retiren
energia sin contrato pagaran el costo marginal. Asi, si bien este dispositivo deberia
actuar como un incentivo para que los generadores se presenten a las subastas (de otra
forma es probable que reciban el precio en barra y no el costo marginal por una fraccién
de sus ventas de energia en el mercado spot de corto plazo), esto no ocurre y las
distribuidoras convocan licitaciones a pesar de que el resultado esperado es que la
subasta sea desierta.

Adicionalmente, las regulaciones recientes dictadas para paliar los efectos de la
congestion en transmisién vy limitaciones del ducto de gas incorporan un desincentivo
adicional a la inversién al modificar el criterio de calculo de los costos marginales (DU
N° 046-2007, Noviembre de 2007, y DL N° 1041, Junio de 2008).

En términos generales, las normas mencionadas incorporan el criterio del “costo
marginal idealizado” que precisa que el costo marginal del sistema debe ser calculado
en la situacion ficticia en que no existiera congestion o restricciones de capacidad del
ducto. Asi, los costos adicionales de combustibles en que incurran las generadoras con
costos variables superiores a los referidos costos marginales seran pagados, acorde a
las disposiciones del regulador, por generadores y consumidores finales.

En ambos casos, al establecerse dos precios para el pago a las generadoras, se
determina una discriminacion de precios que favorece en primera instancia, al
generador deficitario (y por ende perjudica potencialmente al generador superavitario) y
en segunda instancia, al consumidor final. En ausencia de este mecanismo, las
generadoras superavitarias mas eficientes recibirian en el mercado spot una
remuneracién mayor (costo marginal efectivo) que el costo marginal “idealizado”. En
consecuencia, “el costo marginal idealizado” constituye un mecanismo que no permite
un ajuste libre del costo marginal y genera desincentivos para la inversion en
generacion eléctrica.

25



29.

30.

31.

BANCO CENTRAL DE RESERVA DEL PERU

En cuanto a los desincentivos econdmicos a la inversion en generacion hidroeléctrica,
estos estan vinculados al periodo de recuperacion y a la tasa interna de retorno (TIR) de
la inversion hidroeléctrica frente a la térmica.

El periodo de recuperacion de una inversion'® en generacion térmica es de
aproximadamente 6 afios. Bajo supuestos analogos, la inversién hidroeléctrica tiene un
periodo de recuperacion de la inversion de 9 afios. Este ejercicio incluye los siguientes
supuestos: i) el costo por cada MW de potencia instalada es de US$ 1,5 millén para el
caso de la hidroeléctrica y de US$ 0,45 millones para la térmica a gas natural, ii) la
inversion se efectla en 4 afios para el primer caso y en 2 afios en el segundo, iii) la
operacidn comercial se inicia en el quinto y tercer afio, respectivamente, iv) el factor de
utilizacién de planta es de 0,6 para ambas centrales y iv) la tasa de descuento nominal
empleada corresponde a la rentabilidad que deberia tener la inversion segun la Ley de
Concesiones Eléctricas (12 por ciento anual).

Considerando los flujos de ingresos y egresos esperados al afio 20 de operacion (vida
atil de una central térmica), la TIR de una central hidroeléctrica es de 12 por ciento
frente a un retorno de 17 por ciento de una generadora térmica a gas natural de ciclo
simple. El célculo de rentabilidad asume que el inversionista asume el costo total de
inversion para ambas centrales. Por ello, el ejercicio no incluye gastos financieros.

Estos resultados estan vinculados al alto costo de inversién de una central hidroeléctrica
frente a la alternativa térmica, lo que no logra ser compensado con la diferencia en
costos variables de estas fuentes de energia eléctrica.

CENTRALES DE GENERACION ELECTRICA: COSTOS FIJOS Y VARIABLES

Costo Anual de

L Invgrslon Operaciény Costo Variable Periodo de Vida atil
Central Eléctrica Inicial o Construccioén o
(US $/MW) Mantenlmlerlto (US $/MWh) (afios) (afios)
(US $ /Mw-Afio)
Hidroeléctrica 1 500 000 12 000 0,3 4 50
Gas Natural - CC 600 000 17 000 18 3 20
Gas Natural - CS 450 000 9 000 27 2 20
Carbon 1 000 000 30 000 35 2 30
Residual-Diesel 300 000 6 000 80 - 340 1 20

Una interpretacién economica de este resultado financiero es que el precio requlado del
gas natural ha generado un desincentivo a la inversion hidroeléctrica. Actualmente el

precio del gas natural en boca de pozo para generadores eléctricos asciende a US$ 1,5
MMBTU, mientras que el precio de gas para usuarios industriales es de US$ 2,4
MMBTU vy el precio calculado de paridad de exportacion asciende a US$ 3,8 MMBTU.
Dados los costos de exportacion (transporte interno, licuefaccion, transporte externo y
re-gasificacion), el precio de paridad de exportaciéon es equivalente al precio maximo
local del gas en boca de bozo que hace rentable la exportacion del gas.

14

Definido como el nimero de afios requerido para recuperar el costo de inversion de un proyecto. De esta

forma, el método del periodo de recuperacién de la inversion suma flujos de ingresos y egresos con una tasa
de descuento de 0 por ciento hasta el periodo en el cual la inversion inicial es recuperada. En esta linea, la
principal desventaja del método de periodo de recuperacion es que no considera el valor del dinero en el
tiempo.
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Adicionalmente, segun la quinta modificacion del contrato de licencia para la explotacién
de hidrocarburos en el Lote 88, durante los primeros 6 afios contados a partir del 1 de
enero de 2007, la aplicacion del factor de ajuste no representard un incremento
acumulado anual en el precio maximo realizado mayor al 5 por ciento. Durante los 5
afios subsiguientes el incremento acumulado anual en los Precios Realizados maximos
no superara el 7 por ciento.

Generacion Eléctrica - Costo Variable

(US$/MWh)
185
165
102
35
18 27
0 T T
Agua Gas - Ciclo Gas - Ciclo Carbén Residual Diesel - Diesel -
Combinado Simple Motor Ciclo Simple
Tecnologia

Nota: Costo variable promedio para cada tipo de tecnologia de generacion eléctrica.

Consecuentemente, la regulacién del precio del gas natural ha determinado un precio
de gas sustancialmente menor al precio de los sustitutos en generacion tales como el
diesel.

Cabe destacar que estudios especializados'® sugieren que, dada las caracteristicas
hidroldgicas del pais, el parque 6ptimo generador del Peru debe tener una participacion
de centrales hidroeléctricas no menor a 70 por ciento (54 por ciento en 2008). Dado
ello, actualmente el parque generador hidroeléctrico presenta un déficit del orden de 800
MW, déficit gue se incrementara cada afo dado el crecimiento de la demanda.

Considerando estos aspectos, la aplicacion reciente de politicas®® que diferencian el

marco regulatorio y tributario de las centrales hidroeléctricas se encuentra en linea con

la promocion de la inversién en esta tecnologia. En particular, las referidas medidas

recientes incluyen:

i. Recuperacion anticipada del IGV.

ii. Régimen de depreciacion acelerada, con un maximo de 20 por ciento anual.

iii. Aplicacién de un factor de descuento en las ofertas de energia que presenten las
generadoras hidroeléctricas en los procesos de licitacion publica de energia.

iv. Ampliacion del plazo maximo para la duracion de contratos establecidos en los
procesos de licitacién publica de energia.

15

De La Cruz, R., Mori A. (2007). ¢Estamos produciendo energia eléctrica al menor costo? La composicion

del parque generador es importante. Macroconsult y CIES (2007).
16 Ley N° 28876 (Agosto, 2006) que amplia los alcances del régimen de recuperacion anticipada del IGV (DL
N° 818), DL N° 1041 y DL N° 1058 (Junio, 2008).
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El resultado del analisis de rentabilidad comparada incorpora tanto el beneficio de
recuperacion anticipada del IGV y el de depreciacion acelerada. Asimismo, se puede
prever que la inclusidén del tercero y cuarto no modificaria significativamente los
resultados.

La asignacién de un valor mas alto al gas natural, consistente con el precio de paridad
de exportacion del gas que es de US $ 3,8 ddlares por millén de BTU (2,5 veces mayor
que el precio del gas en boca de pozo que actualmente pagan las generadoras
térmicas) tendria dos efectos directos:

i.)  Incremento del costo variable de las centrales térmicas a gas natural.

ii.)  Aumento del precio de la energia y, por ende, de la tarifa eléctrica final.

Estos impactos tendrian como resultado el incremento de la rentabilidad relativa de las
centrales hidroeléctricas lo que podria incentivar la inversién en esta tecnologia de
generacién. En particular, si_el precio del gas en boca de pozo para generadores
eléctricos ascendiera a un nivel similar al del precio de paridad de exportacién (de US $
1,5a US $ 3,6 por millon de BTU, lo que implicaria un aumento del precio final del gas
de 89 por ciento'’), la_tasa de retorno de una hidroeléctrica ascenderia a 17 por ciento
anual con lo gue se igualaria la rentabilidad de un proyecto alternativo de inversion en
generacion térmica.

Asi, asumiendo que el traslado del incremento de los costos variables de generacion a
gas natural hacia precios de energia es completo, un alza de 88 por ciento en el precio
final del gas tendria un impacto significativo sobre las tarifas finales eléctricas. De esta
forma, el referido incremento del precio final del gas natural aumentaria el costo
marginal del sistema eléctrico y, por efecto de la aplicacion de la férmulas de
actualizacion tarifaria, tendria un impacto directo en el corto plazo sobre tarifas finales
eléctricas del orden de 18 por ciento (efecto en inflacién de 0,35 puntos porcentuales).

La decisién social entre generacién térmica e hidrica debe considerar también la menor
contaminacion generada por centrales hidroeléctricas asi como la caracteristica
renovable del agua. La produccion de electricidad a partir de un recurso no renovable
como el gas tiene como efecto directo la reduccién del stock nacional de reservas de
gas natural.

Si_el requerimiento adicional de potencia eléctrica consistente con el crecimiento
potencial de la economia nacional para los préximos 20 afos fuera abastecido
integramente por centrales térmicas a gas natural, las reservas totales de este
combustible, gue ascienden a 16,9 TPC (Tera pies cubicos), se extinguirian en 15 afios
aproximadamente. En esta proyeccion, el 70 por ciento de las reservas actuales de gas
dedicadas al consumo interno se orientarian a generar electricidad, dejando una
fraccion residual al resto de consumidores (clientes industriales, comerciales,
vehiculares y domésticos).

Por ello, la inversidn en centrales hidroeléctricas implica externalidades positivas. Asi,
las plantas hidroeléctricas no solo generan electricidad a un menor costo variable y

17

El precio final de gas natural para usuarios eléctricos es de US $ 2,4 por millon de BTU (el precio en boca

de pozo y los costos de transporte y distribucion ascienden a US $ 1,5 y US $ 0,9 por millon de BTU,
respectivamente). El incremento del precio del gas en boca de pozo a US $ 3,6 por millon de BTU implicaria
un precio final de gas de US $ 4,5 por millén de BTU.
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ambiental sino también extienden la vida util de las reservas de gas natural y permiten el
empleo de este recurso para otros usos. En este sentido, a pesar de gue la inversidn en
una generadora hidroeléctrica no maximiza la rentabilidad privada, el incremento de la
participacion de las centrales hidroeléctricas en el pargue generador nacional generaria
un mayor retorno social.

IV. Recomendaciones de Politica

37. Dada la problematica descrita, las politicas orientadas al sector eléctrico deben fijar dos
objetivos principales: en el corto plazo, garantizar el suministro de electricidad y; en el
largo plazo, garantizar la suficiencia de generacion eléctrica.

RECOMENDACIONES DE POLITICA

Expansion del ducto de red principal a 450 MMPCD.

Utilizacién parcial y transitoria del ducto para la exportacion.
Adquisicién y contratacion de equipos de generaciéon de emergencia.
Cogeneracion de empresas.

CORTO PLAZO: 2008-2010 Incentivos para la operacion dual (gas y combustible liquido).
Fomento de contratos a firme de transporte de gas.

Redistribucion transitoria del consumo de gas hacia usos de mayor
productividad.

Difusion de politicas de ahorro en horas punta.

Modificaciéon del periodo considerado para el calculo del precio de energia.
. Proy. Demanda: Revision del crecimiento del PBI y la elasticidad - ingreso.
y Precio ,de Proy. Oferta: Inclusién exclusiva de centrales con garantia de operacion.
Reg”'aF'O” energia Incorpor factores de riesgo hidrico y tecnoldgico en la férmula de actualizacion de tarifas.
 tarifariay No interferir en el calculo de los costos marginales.
licitaciones de
energia Precio de Precio regulado de potencia diferenciado para hidroeléctricas y térmicas.
potencia Aplicacion de penalidad en caso de fallas.
Licitaciones Eliminacion del precio méaximo establecido por el regulador
Inversion publica (APP u otra modalidad).
Fomento de la inversién extranjera para el mercado interno y externo.
LARGO PLAZO: .,
2008-2018 Construccién de presas.
Inversion hidroeléctrica Actualizar o finalizar estudios de centrales hidroeléctricas.

Evaluacién de incentivos tributarios adicionales.
Considerar el incremento gradual del precio del gas natural.
Mejorar la politica de manejo y derechos de agua.

Ampliacion progresiva del sistema nacional de ductos de gas a una
capacidad no menor a 1 500 MMPCD.

Promocién de la conversion de centrales de ciclo simple a ciclo combinado.
Continuar el proceso de concesién de redes de transmision.

Intensificar la promocién a la exploraciéon de gas natural y energia renovable.
Fomento del ahorro de electricidad.

Seguridad del sistema

38. En el corto plazo, las medidas de politica consideradas para garantizar el suministro
eléctrico incluyen:

a. Expansion del ducto de red principal a 450 MMPCD a finales de 2009.

b. Negociacién entre el Estado Peruano y Perd LNG para utilizar transitoria y
parcialmente el ducto para la exportacion de gas natural de Camisea para
transportar gas natural para las centrales hidroeléctricas.

c. Alquiler coyuntural (2008-10) de plantas de generacidon y compra de equipos
menores de emergencia.

d. Cogeneracién de empresas.
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Incentivos para la operacién dual a gas natural y combustibles liquidos.

Fomento de los contratos a firme de generadores a gas natural.

Redistribucién transitoria y predecible del consumo de gas hacia usos de mayor
productividad (clientes eléctricos) en caso de racionamiento.

Difusién de politicas de ahorro de energia en horas punta durante el segundo
semestre de cada afio.

s a@~o

Al respecto, las medidas sefialadas, en su mayoria, implican costos directos
adicionales. Por ello, dada la coyuntura, se resalta que garantizar el suministro
energético para los proximos dos afios implica necesariamente un costo que debera
ser distribuido entre el Estado, las empresas de generacion, los consumidores de
gas natural y los clientes eléctricos. Como se menciond, el costo adicional de
inversion y produccion generado por la adquisicidon y contratacion de equipos sera
cubierto mediante un cargo adicional que serd asignado entre usuarios regulados
(14 por ciento), libres que no son grandes usuarios (29 por ciento) y grandes
usuarios (57 por ciento).

39. Con respecto al largo plazo, las medidas de politica consideradas para incrementar la
inversion en generacion eléctrica y garantizar el suministro eléctrico se clasifican en tres
areas principales:

a. Determinacidn de tarifas requladas y de precios de licitaciones
Fundamentalmente, los incentivos a la inversién en generacién (en particular,
hidroeléctrica) suponen la formacion de estructuras tarifarias que remuneren
Optimamente los costos de inversién y que sean consistentes con la evolucién de
los costos marginales. En estricto, medidas que impliquen la reduccién de la
intervencién administrativa y, dada la coyuntura, el aumento de las tarifas finales.
» Revisién del proceso de calculo del precio regulado de energia:

i. Modificacion del periodo considerado para el calculo de las tarifas en
barra de forma que se otorgue un mayor peso relativo al registro histérico
de los costos marginales y se reduzca asi el grado de incertidumbre para
su determinacién. El esquema regulatorio actual desincentiva el anuncio
de planes de inversion debido a que reducirian los costos marginales
proyectados.

ii. Revisién del crecimiento de mediano plazo del PBI y de la elasticidad
considerados para la proyeccion de la demanda de electricidad.

ii. Inclusién exclusiva de centrales con entrada en operacidén garantizada
durante el periodo considerado para la vigencia de las tarifas en barra de
forma que se minimice la sobrestimacion del programa de obras
proyectado.

iv. Incorporacion efectiva de factores de ajuste por riesgo hidrico (factor
estacional: estiaje) y tecnoldgico (fallas de transmisién y riesgo de
congestion) a las formulas de actualizacion de manera que la variacion
de los costos marginales se refleje en tarifas en el corto plazo.

v. Consideraciéon de los costos marginales realizados (en lugar de los
CMPPH “idealizados”) para el calculo del precio regulado.

» Revision de la determinacion del precio de potencia de forma que se
incremente la remuneracion a los costos fijos y se apliquen precios
diferenciados por tipo de tecnologia con la finalidad de incrementar la
rentabilidad de las centrales por potencia. En particular:
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i. Precio regulado de la potencia diferenciado por costo de inversion de
cada tecnologia o ajustado por un factor de capacidad instalada de forma
gue se incremente la remuneracion de las centrales hidroeléctricas.

ii. Aplicacién de penalidades cuando alguna generadora incurra en fallas.

Disminucion de la intervencién administrativa en las licitaciones; en
particular, mediante la eliminacion del precio maximo establecido por el
regulador.

Promocién de la inversion en generacion hidroeléctrica

A pesar de que diversas medidas recientes estan orientadas a la promocion de
la inversién en generacion hidroeléctrica, el andlisis de rentabilidad comparada
entre estas centrales y la alternativa de inversion (central térmica a gas natural)
sugiere que no existen aun suficientes incentivos para atraer inversién privada a
la generacion hidroeléctrica. En esta linea, dado el potencial hidrico del pais y la
rentabilidad social de la generacion hidroeléctrica, las politicas consideradas
suponen el incremento de la inversion publica asi como el incremento de la
rentabilidad relativa de centrales hidroeléctricas:

Inversion publica en el sector eléctrico orientada exclusivamente a la
generacion hidroeléctrica (APP u otra modalidad).

Fomentar la inversién extranjera en centrales hidroeléctricas para la provision
del mercado interno y externo. En particular, la posibilidad de exportar
electricidad incrementaria la rentabilidad de proyectos hidroeléctricos.
Construccion de presas para aumentar la reserva hidrica nacional y, de esta
forma, incrementar la tasa de utilizacion de centrales hidroeléctricas y el
conjunto de proyectos factibles de generacion hidroeléctrica.

Reduccién de los costos de transaccion de la inversion hidroeléctrica
mediante la extensiva actualizacion, finalizacién y presentacion activa de los
proyectos factibles (con su correspondiente autorizacion gubernamental) al
sector privado.

Evaluar incentivos de orden tributario para las centrales hidroeléctricas
adicionales a la recuperacion anticipada del IGV y el régimen de
depreciacion acelerada.

Considerar el incremento gradual del precio del gas natural mediante la
aplicacion de un impuesto selectivo, para disminuir el diferencial de
rentabilidad entre tecnologias.

Mejorar la politica de manejo de agua con el objetivo de garantizar los
derechos de agua para la produccion eléctrica y asi incrementar la reserva
hidrica para la generacion. De esta forma, la garantia de derechos de agua
contribuiria a aumentar la probabilidad de inversion en nuevas plantas
hidroeléctricas y el factor de planta de las centrales hidroeléctricas.

Medidas orientadas a minimizar el riesgo de racionamiento en el largo plazo

Ampliacion progresiva del sistema nacional de transporte de gas natural para
el consumo interno a una capacidad superior a 1 500 MMPCD en el periodo
2009-2018":

8 Sobre la base de una proyeccion de la demanda total de transporte de gas natural al afio 2018 (1 400

los generadores eléctricos y el resto de usuarios demandarian 800 y 600 MMPCD,

respectivamente). La proyeccion asume que: i) el requerimiento anual de energia consistente con una tasa de
crecimiento de la demanda eléctrica de 8 por ciento anual en un horizonte de 10 afios (550 MW) es
abastecido 50 por ciento por centrales térmicas a gas natural y 50 por ciento por centrales hidroeléctricas; ii) el
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i. Expansién de la capacidad del ducto de red principal a 1 100 MMPCD vy /
o licitacién publica para la construccién de un nuevo ducto hacia la
capital.

ii. Aceleracién del proceso de concesién de las redes regionales de
transporte de gas de forma que los ductos regionales operen con una
capacidad de transporte no menor a 500 MMPCD en el menor plazo.

= Promover la conversién de centrales térmicas a gas natural de ciclo simple a
la tecnologia de ciclo combinado (menor consumo de gas que la tecnologia
vigente) mediante la aplicacién de incentivos tributarios.

= Continuar el proceso de concesion de redes de transmision.

» |Intensificar la promocién a la exploracion de gas natural y la inversion en
generacion eléctrica con fuentes renovables.

= Aplicar medidas que fomenten el ahorro de electricidad (principalmente,
sector publico y consumidores residenciales).

Subgerencia de Politica Econdmica
Gerencia de Politica Monetaria
9 de setiembre de 2008

parque generador a gas natural esta formado por un 25 y 75 por ciento de centrales a ciclo simple y a ciclo
combinado, respectivamente; iv) asi, el consumo especifico promedio de una central térmica de gas natural es
7,6 MMBTU por MWh; v) el crecimiento de la demanda de gas natural de usuarios no eléctricos crece a una
tasa promedio de 15 por ciento anual.
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