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facilitar el proceso de identificación de los proyectos, hasta financiar la ejecuciOn de aquellos
considerados prioritarios por contribuir al desarrollo nacional y regional, corno gasoductos,
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Adicionalmente —y en cumplimiento de su funciOn catailtica— Ia CAF realiza operaciones de
cofinanciamiento para atraer mayores recursos hacia el sector de infraestructura, especial
mente hacia proyectos del area privada; facilita la integraciOn fronteriza; contribuye a preve
fir y mitigar los impactos causados por desastres naturales; participa en el capital accionario
de varios fondos de inversion y suma fortalezas creando espacios de reflexión e intercambio
de tecnologIa y conocimientos, asI como identificando nuevos negocios, inversiones y mer
cados. Ta! es el caso del !ibro que hoy tienen en sus manos, el quinto de una serie destinada
a convertir en realidad el sueño integracionista y construir un futuro en el que nuestros
paIses estén en capacidad de absorber los impactos de Ia competencia internacional.

Los orIgenes de esta obra se remontan a 1997, año en que la Comisión de Integracion
Eléctrica Regional (CIER) presentó a la CAF una solicitud de cooperación técnica para
financiar parcialmente un estudio de interconexión eléctrica suramericana, en el marco de
la integracion de mercados, paso necesario para optimizar las complementariedades
electroenergéticas de la region. Nuestra instituciOn decidiO sumarse a esta iniciativa, en el
convencimiento de que la misma contribuirá a elevar los niveles de productividad de los diez
principales paIses de America del Sur —a la fecha, ocho de ellos accionistas de la CAF— a!
permitirles mejorar la eficiencia productiva y la asignacion de recursos dentro del sector;
aprovechar mejor las instalaciones y los recursos energeticos existentes y posibles, tanto
hidrologicos como de gas natural; operar con menores costos; anticiparse al aumento de Ia
demanda; atraer inversiones y proporcionar un estImulo al desarrollo de los palses al aumen
tar la competitividad del sector.

Hoy los alcances de esa investigación permiten a la CAF contar con una eficaz fuente de
información sobre este sector a nivel regional, de la cual surgen oportunidades de negocio a
través de la identificación de proyectos y la creación de un mercado eléctrico integrado. En
el estudio se reseñaron directrices comunes mInimas de integracion, destinadas a elirninar
trabas y restricciones; se analizó la confiabilidad de los sistemas eléctricos y las posibilida
des de intercambio de energIa y potencia; se estimaron los costos marginales; se efectuó un
catastro completo de las instalaciones eléctricas, se demostrO que mediante la interconexión
los palses pueden aprovechar en beneficio comOn las sensibles diferencias hidrologicas de
las cuencas y de las cargas horarias y estacionales entre los sistemas eléctricos; y se determi
naron los beneficios y oportunidades, asI como los obstáculos a vencer para la integracion

Este estudio demuestra, en forma pragmática, que la interconexiOn eléctrica de Suramérica es una
oportunidad que los paIses deben aprovechar al máximo y una posibilidad real donde todos ganan, ya
que ofrece atractivas oportunidades de negocio tanto alas empresas productoras y transportadoras de
energIa como a los nuevos inversionistas. Demuestra que realmente existe una complementariedad
hidroeléctrica entre palses con caracterIsticas y cuencas hidrográficas distintas. Y lo más importante:
nos permite visualizar que, en el largo plazo, la interconexiOn eléctrica puede reportar indudables bene
ficios a los consumidores, al bajar las tarifas eléctricas producto del incremento de la competencia, asI
como generar beneficios econOmicos ambientales en el contexto del Convenio de Cambio Climático.

Motivada por la necesidad de que los beneficios de la integracion alcancen a todos los estratos de la
sociedad, la CAF ha decidido patrocinar y distribuir la presente ediciOn que, sin duda, será una Otil
herramienta de trabajo e información para gobiemos, inversionistas, consultores, entidades especializa
das, banqueros y consumidores del servicio eléctrico. Finalmente, deseo extender mis agradecimientos
a los distinguidos autores del material aquI recopilado; a los representantes de cada pals que aportaron
la informaciOn recabada; a laCIER por coordinar y llevar a cabo el mencionado estudio; al programa
Synergy de la UniOn Europea por financiar la segunda etapa del mismo y a todas las personas e institu
ciones que estãn aportando su esfuerzo para una efectiva integracion energética.

L. ENRIQUE GARCIA R.
Presiderite Ejecutivo

Corporación Andina de Fomento - CAF

de este mercado, cuyas potencialidades son realmente interesantes.



Mensaje
de la Presidente
de la CIER

L
as transformaciones que el sector eléctrico latinoamericano ha experimentado en Ia

década de los noventa, han estado altamente vinculadas con la crisis que debió enfren

tar para atender la demanda de sus mercados a precios que permitieran competir en el

marco de la globalizacion.

El principio teOrico subyacente para el diseño de poilticas —en el marco de la redefinición

del rol de los Estados— es que la eficacia de asignación de los recursos estará Intimamente

ligada a la existencia de mercados que actüen en competencia. Prospectivamente, los esce

narios que enfrentará America Latina estarán impactados por Ia globalizacion, la inestabili

dad polItica y económica de sus paIses, la fragmentacion de la industria eléctrica en el

marco de mayor concentración en grupos económicos, el desarrollo tecnologico, el impera

tivo cuidado del medio ambiente, los requerimientos de calidad y confiabilidad ligados a la

satisfacción del usuario/cliente, Ia presión de Ia opinion pOblica y Ia universalización del

servicio, la integracion gas/electricidad y Ia integracion energetica con la consolidaciOn de

bloques regionales. En este contexto se redefine la razón de ser de la integración, desafIo

de este nuevo siglo.

Si en cada uno de los paises sudamericanos se establecieran polIticas orientadas a la crea

ción de mercados eficientes, la tendencia natural de estos mercados serIa la integración.

Una integracion concebida en estos términos apuntará al óptimo del conjunto. Sin embargo,

si este proceso no cuenta con condiciones globales de transparencia y claridad en las reglas

de juego, las tendencias previsibles de sus actores consistirán en la adopción de politicas

locales coyunturalmente desviadas del óptimo del conjunto, las estrategias de los privados

se dirigirán a la captura de renta con alto riesgo por lo tanto con expectativas de altas tasas

y se consagrará un modelo de apropiación de rentas anárquico, ineficiente e inequitativo. El

consumidor final será Ia principal vIctima.

En la CIER (Comisión de Integracion Energetica Regional) estamos convencidos de que
hay una mejor forma de encararlos desafIos. Hace 36 años la voluntad de nuestros gobier
nos y empresas nos convocO a la tarea de crecer en solidaridad e integrarnos. Los éxitos y
las crisis de ese antiguo modelo nos obligaron al cambio de paradigmas. En este nuevo
milenio creemos firmemente que Ia integracion de los mercados energeticos en un ambien
te de competencia, transparencia y claridad de las reglas de juego, es la via más adecuada
para incrementar los beneficios para nuestros pueblos y las oportunidades de negocios.

En este contexto, los resultados de los estudios de proyectos estratégicos en marcha en la
CIER nos han señalado que es imprescindible el debate con participación de todos los
actores y, a la vez, avanzar en el análisis de los aspectos regulatorios. Es necesario detec
tar las barreras regulatorias, repensar las asimetrIas a tener en cuenta y trabajar en una
propuesta concreta sobre los procedimientos necesarios para traducir esas asimetrIas en
oportunidades. A los efectos de optimizar los recursos y reducir las inversiones en el desa
rrollo de la oferta energetica, hay que tener en cuenta la alta complementariedad de las
curvas de demandas en todos los paIses.

En lInea con estos objetivos —y contando con el soporte técnico de consultores interna
cionales especializados, del Grupo de Trabajo de la CIER y apoyo financiero de la Cor
poración Andina de Fomento (CAF) y de Ia Comunidad Europea (Programa Synergy)— se
han ejecutado, entre los años 1997 a 1999, los estudios orientados a los mercados mayo
ristas y la factibilidad de interconexiones, que por una feliz iniciativa de Ia CAF, es
posible presentarlos en el presente libro. Los positivos resultados demuestran la existen
cia de altos beneficios para todos los paIses como consecuencia de la integracion eléctri
ca suramericana.

ESTER BEATRIZ FANDIJO
Presidente

Corn isiOn de Integración Energética Regional
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Introducción

F
a globalizacion de Ia economIa y Ia yin

, culación de capital privado en la indus
tria de energIa eléctrica han permitido
la creación de mercados a nivel nacio

nal, como son los casos de Argentina, Chile, Peru,
Colombia, Bolivia y próximamente Brasil, Como
onsecuencia de esto, se están dando las condi
aiones para Ia creación de mercados regionales
tie energIa,

La Corporación Andina de Fomento (CAF), cons
ciente de la importancia de promover la creación
tie mercados y el desarrollo de las interconexiones
entre los paIses de Suramérica, ha apoyado a la
Comisión de Integracion Eléctrica Regional (CIER)
en el desarrollo del proyecto denominado “CIER
02-Mercados Mayoristas e Interconexiones”, cuyo
objetivo es analizar Ia viabilidad de Ia creaciOn de
un Mercado Eléctrico Integrado o de posibles
submercados para optimizar el uso de los recur-

sos energeticos disponibles de hidroelectricidad
y gas natural y la identificación de los corredores
electroenergeticos para el funcionamiento fIsico
de los mercados. En este estudio participaron
diez paIses suramericanos: Argentina, Bolivia,
Brasil, Chile, Colombia, Ecuador, Paraguay,
Peru, Uruguay y Venezuela.

El Proyecto CIER 02 fue desarrollado en dos
fases, ambas contratadas por la CIER y coordi
nadas y supervisadas por el Grupo de Trabajo de
Mercados Mayoristas e Interconexiones, con miem
bros de los diez paIses de la region. El
financiamiento estuvo a cargo de la CAF, en la
primera fase, y del Programa Sinergy de la Comi
sión Europea (CE), en la segunda fase. Los con
sultores que elaboraron el estudio pertenecen al
Instituto de EconomIa Energetica de la Funda
ción Bariloche (IDEE/FB), al Centro de Pesqui
sas de Energia Eléctrica (CEPEL) y a Power
Systems Research Inc. (PSRI).

C
a

p

t
U

0 I
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1. OBJETIVOS Y ALCANCE DEL ESTUDIO

El objetivo básico del estudio es el análisis crIti
co, a niveles técnicos y operativos, de la viabili
dad de crear un mercado ünico y/o los submer
cados eléctricos que resulten aptoss para poten
ciar el empleo de los recursos energeticos de la
region. Se consideran los siguientes aspectos:

• EvaluaciOn del impacto de la creación de
un mercado eléctrico integrado o de posi
bles submercados en lo relativo al uso de
los recursos energeticos disponibles, como
la hidroelectricidad y el gas natural.

• Identificación de los corredores energeticos
que permitan el funcionamiento de tal
mercado.

• Anãlisis del marco institucional regu
latorio para el funcionamiento del mer
cado integrado.

• Evaluación de la complementariedad hidro
lOgica y climatologica de los principales sis
temas hidroeléctricos de Suramérica, exis
tentes y/o posibles.

EvaluaciOn de los beneficios de la comple
mentariedad hidrologica para mitigar las
restricciones o ampliar oferta en las redes
eléctricas, al incrementar la disponibilidad
y Ia confiabilidad del suministro eléctrico
por las interconexiones, tanto por la optimi
zación de uso del recurso hidráulico como
por el mejor empleo del respaldo térmico.

El alcance del estudio, a nivel geográfico es el
subcontinente suramericano y, a nivel temporal,

es hasta el año 2010, tomando como año base
1996 y con análisis cada cinco años de las oportu
nidades y condiciones del horizonte.

Los datos básicos que se deben emplear son los
suministrados por la CIER y los palses miembros,
y cubren los siguientes campos:

o Planes nacionales disponibles energeticos
y/o eléctricos y/o de gas.

Previsiones y estadIsticas macroeconOmicas
de cada pals.

• Estudios del mercado eléctrico y gasIfero
de cada pals.

• Datos hidrologicos.

• Instalaciones existentes y planificadas de ge
neraciOn y transmisión de cada pals.

• Principales decretos, resoluciones y normas
vinculadas a los sectores eléctricos, de gas
y ambientales relacionados.

Por lo tanto, se ha contado con una considerable
masa de información suministrada por los repre
sentantes de cada pals en el Grupo de Trabajo de
Mercados Mayoristas e Interconexiones de la CIER,
en lo que hace a previsiones de demanda, planes
de equipamiento, caracterIsticas del parque, cos
tos, combustibles, aportes hldricos, caracterIsti
cas institucionales y regulatorias, etc. Cabe adver
tir que la información suministrada se ha ido
modificando con el transcurso del tiempo confor
me a las actualizaciones de sus respectivas fuen
tes. Sin embargo, es de anotar que en algunos
palses no se dispuso de la totalidad de Ia informa

p01 lo cual se realizaron supuestos de la

fls!:1 o no se efectuaron los análisis correspon

dinLs.

Ln oima general, se propone analizar los poten

c ii s beneficios de la integracion de los merca

d s 1ctricos suramericanos en el contexto de

Ia rnsformaciones institucionales y regulatorias

e i -so en Ia region. En tal sentido, el análisis

c fectividad es complementado por la identi

ii cón de las barreras regulatorias o institu
i iles que pudieran oponerse a la construcción

d t Cs interconexiones. El contenido del estudio
es orientado a responder las siguientes preguntas:

Las oportunidades de integracion eléctrica
en la region se yen potenciadas o disminuidas
por el ritmo de crecimiento de la demanda en
los mercados eléctricos nacionales?

La irrupción del gas natural como princi
pal alternativa para Ia generacion eléctrica
favorece o restringe las posibilidades de in
tegracion eléctrica?

La variante de generacion eléctrica basa
da en el gas natural es sustentable para la
region a largo plazo?

La integraciOn eléctrica brindará. oportu
nidades de negocios para Ia realizaciOn de
nuevos proyectos hidroeléctricos?

En el contexto regulatorio, cOmo impacta
la integraciOn eléctrica sobre los riesgos de
las empresas eléctricas?

La integracion eléctrica reduce los impac
tos ambientales globales?

2. METODOLOGIA

Para analizar la incidencia del ritmo de crecimiento
de la demanda eléctrica sobre las oportunidades
de integraciOn eléctrica, se consideran los esce
narios de demanda provistos por los paises de la
regiOn. AsI mismo, para cada una de estas proyec
ciones se entregan las previsiones de la oferta eléc
trica. Cabe esperar que la expansiOn de algunos
palses en el mediano plazo gire alrededor de la
utilizaciOn del gas natural.

En el largo plazo se consideran las posibilidades
de una configuraciOn de la oferta con mayor par
ticipaciOn hidroeléctrica, aun cuando las previsio
nes nacionales estimen el predominio del gas na
tural. La bi.’isqueda de estas posibilidades se basa
tanto en la identificaciOn de proyectos hidroeléc
tricos cuya viabilidad depende de la formaciOn de
mercados subregionales, como en el análisis de la
competitividad del gas en un contexto de sobre
utilizaciOn que ejerce presiones sobre los recur
sos y consecuentemente sobre el precio.

Con base en estos escenarios, se identifican los
corredores electroenergeticos más promisorios.
En cada una de estas interconexiones se realiza,
para cada escenario, un estudio de costo-efectivi
dad que compara los costos de las alternativas de
interconexiOn con las correspondientes al mante
nimiento de los sistemas aislados. Los menores
costos esperados en la alternativa de interconexiOn
se asocian a elementos como la reducciOn de los
costos operativos, el incremento en la confiabilidad
del abastecimiento por menor riesgo hidrolOgico,
el aplazamiento de inversiones y Ia disminuciOn
de reservas debido a la diversidad de cargas.
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Dadas las caracterIsticas geograficas de la region
y las distancias involucradas, asI como la topolo
gIa de los sistemas eléctricos, es aconsejable el
análisis separado en dos subregiones: la andina y
el sur. Dentro de la region andina existe la posi
bilidad de interconexiones fuertes entre PerO,
Ecuador, Colombia y Venezuela. La subregion sur
quedarla conformada por el grueso del sistema
eléctrico de Brasil, Paraguay, Uruguay, Argentina
y Chile, area en Ia cual a la integraciOn eléctrica
generada por los aprovechamientos binacionales
se agregan ahora nuevas posibilidades de inte
graciOn energetica tanto eléctrica como de gas
natural.

Este análisis se complementa con la identificaciOn
de las barreras regulatorias que pueden oponerse
al aprovechamiento integral de los beneficios po
tenciales. Adicionalmente, se analiza el impacto
que pueden ocasionar los intercambios de ener
gIa sobre el funcionamiento de los mercados na
cionales y los agentes económicos que en ellos
actOan, y se hacen algunas sugerencias acerca de
los instrumentos que pueden utilizarse para su
perar tales obstáculos.

Finalmente, como un elemento de juicio adicio
nal sobre los efectos de la integraciOn eléctrica,
se estima la contribución de las interconexiones a
la reducciOn de los impactos ambientales globales.

De acuerdo con las consideraciones anteriores, y
basado en el estudio de la CIER. se plantea el
desarrollo de los siguientes puntos:

• Análisis de Ia demanda.
• Análisis de Ia oferta.
• Anälisis hidrologico.

• Análisis del rol y los precios del gas natural.
• Análisis de los sistemas aislados e integrados.
• Marco institucional regulatorio.
• Análisis de las oportunidades de inversion.
• Beneficio ambiental en el contexto del cam

bio climático.

A continuación se reseñará brevemente el conte
nido de los diferentes análisis realizados. El desa
rrollo más detallado se encuentra en los respecti
vos capitulos del libro.

3. CONTENIDO

3.1 Análisis de Ia demanda

El objetivo es analizar, a través de las curvas de
carga tIpicas, la diversidad horaria y/o estacional
como un beneficio a la integraciOn. Además ga
rantizar la consistencia de los datos, debido a que
los resultados de este análisis sirven de base para
el estudio de los intercambios y la estimaciOn de
los aplazamientos de las inversiones permitidas
por la diversidad de carga.

La primera parte de este análisis incluye el exa
men de la evoluciOn económica de cada pals (91/
96), de las diversas series de consumos eléctricos
por regiOn, por categorlas de usuarios, por nivel
de tensiOn, series de indicadores econOmicos como
el PBI, definiciOn de elasticidades, etc. Se consi
deran, en particular, los años de desvlos impor
tantes en cada una de las series nacionales, anali
zando los acontecimientos econOmicos relevantes
que incidieron en las variaciones del consumo de
electricidad, entre ellas el efecto tequila, Ia crisis
asiática, etc. Se incluyen, asI mismo, variaciones
de la demanda por impactos en la oferta deriva

eventos climáticos como fuertes sequlas o

r-,eipitaciones atribuibles a fenOmenos como El

n un subcontinente con generaciOn predo
ternente hidroeléctrica.

Re pcto a proyecciones futuras, se definen los
ecci1arioS mas probables y se establecen los nive

Ic de energIa enviada a la red, demanda de po
maxima y diagramas de carga, para los aflos

d Lorte 1996, 2000, 2005 y 2010 y para cada
o 1 Ic los mercados nacionales.

Sc aliza un análisis de sensibilidad a las proyec
cio ics de demanda hechas por los palses, se to
maii dos escenarios dentro de unos lImites razo
:Lmente extremos de \‘ariaciOn superior e in
f -. Asi, ci estudio cuenta con tres escenarios:
alto, medio o de referencia. y bajo.

L cuanto al análisis de diversidad, se definen las
ccnas simultáneas futuras de los diez palses para

vernticuatro horas del dIa y para dos estacio
es. La diversidad resulta de la imposibilidad prác
tict de que las demandas de diez palses ocurran
Li iultaneamente en la misma hora del año. De
ci o se infiere que la demanda maxima simultá
nc es menor que la suma de las maximas indivi
duales no coincidentes. Un analisis similar se rca
liza para las disponibilidades de energIa por di
versidad estacional.

3,2 Análjsis de la oferta

E objetivo de este analisis es evaluar Ia estrate
gia de abastecimiento eléctrico y detectar las po
sibilidades en un escenario de largo plazo. En el
caso de las proyecciones de oferta que Ic asignen
an rol determinante al gas natural, se analiza el

impacto de tal estrategia sobre el mercado del
gas natural.

Para sirnular la operaciOn de los sistemas eléctri
cos suramericanos y evaluar los impactos de la
conformación de un mercado suramericano de
electricidad, se analizan las caracterIsticas de la
oferta eléctrica en los diez paIses en los sistemas
nacionales interconectados, dado que en 1996 las
areas aisladas de cada pals sOlo representaban el
2% de la generaciOn eléctrica del servicio pOblico
de electricidad en Suramérica.

Se realiza un analisis de sensibilidad a Ia oferta.
De la gran cantidad de escenarios disponibles se
seleccionan, dentro de unos rangos superior e
inferior razonables, dos escenarios adicionales al
tornado como mas probable entre los palses (alto
y bajo).

3.3 Análisis hidrologico

El objetivo de este analisis es evaluar los datos
histOricos de los caudales y ajustar un modelo
estocastico multivariado que tome en cuenta la
estacionalidad, la correlaciOn espacial y Ia corre
laciOn serial de los caudales.

Se analizan las series histOricas de caudales de
los diez palses de la regiOn, realizando tanto un
analisis individual como un analisis de las oportu
nidades de complementariedad entre los palses.

3.4 Análisis del rol y de los precios
del gas natural

El objetivo es analizar el papel del gas natural en
las estrategias de abastecimiento eléctrico, consi
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derando los niveles e incorporaciones de reser
vas, los precios y los proyectos en curso en los
paIses suramericanos.

3.5 Análisis de los sistemas aislados
e integrados

El objetivo de este análisis es determinar el bene
ficio de las interconexiones en términos de reduc
don de los costos operativos, mejora de confia
bilidad de suministro, reducción de los riesgos de
racionamiento, aplazamiento de inversiones y dis
minución de reservas.

Para determinar estos beneficios se hace la simu
lación operativa del sistema en diferentes escena
rios hidrologicos. La polItica de cada sistema se
calcula para dos modos operativos: el coordinado
y el integrado. En el modo coordinado la poiltica
operativa de cada pals se calcula en forma separa
da, y los intercambios en cada etapa se hacen con
base en los costos marginales de corto plazo. En
el modo integrado Ia poiltica operativa de todos
los sistemas se calcula en conjunto, de manera
que se minimicen los costos operativos globales.

reformas, la estructura y autoridades del marco
institucional actual y el grado de avance en las
privatizaciones.

3.7 Análisis de oportunidades de integracion

Se analizan los beneficios, los impactos, las barre
ras y los factores históricamente dinamizantes de
las interconexiones; además se identifican las di
rectrices, principalmente las regulatorias que fa
cilitan la integracion.

3.8 Beneficio ambiental en el contexto del
Convenio del Cambio Climático

El objetivo es estimar la contribución de las
interconexiones a la reducción del impacto am
biental global.

Se hace una introducción a la problemática am
biental del sector eléctrico surarnericano, presen
tando un análisis preliminar de la normativa am
biental de los palses de la region vinculada a Ia
actividad y realizando una estimación de la con
tribuciOn de las interconexiones a la reducciOn de
emisiones de gases termoactivos.

cint1Thnte enmalladas, asI como razones estra

tegic regulatorias han impedido hasta ahora

una na, or integraciOn eléctrica de estos paIses.

En Su -america existe un gran potencial de inte
graci ‘n energetica que ofrece importantes opor
tuni.Iades de negocio, tanto a las empresas pro
ductoias y transportadoras de energla existentes

en Ia regiOn como a los nuevos inversionistas.
Dichas oportunidades de negocio, además de ser
rcntabics para quienes participen, permitirán en
i laico plazo —mediante el incremento de la corn-

petencia— que las tarifas de la energIa sean meno
res para los consumidores.

Los resultados obtenidos en el contexto de este pro
yecto permiten afirmar que existen grandes yenta
jas en la integraciOn eléctrica regional, ofreciendo
oportunidades de reducir los costos operativos de
los sistemas eléctricos mediante una mayor y más
fuerte interconexiOn entre los sistemas nacionales,
partiendo de las condiciones previstas para el abas
tecimiento en los prOximos años y potenciando el
empleo de los recursos energeticos de la region.

3.6 Marco institucional regulatorio

Se analizan las transformaciones institucionales
regulatorias y los procesos de privatizaciOn pro
ducidos en el sector eléctrico suramericano, prin
cipalmente en la década del 90, identificando las
caracteristicas del modelo precedente respecto al
posterior a dicha transformaciOn.

AsI mismo, se analiza para cada uno de los diez
palses los principales instrumentos regulatorios e
institucionales sancionados para implantar las

4. CONCLUSIONES

Si bien los palses suramericanos han tratado de
aprovechar las oportunidades de integraciOn eléc
trica, a través de la explotaciOn de recursos hidro
eléctricos compartidos y mediante Ia comple
mentaciOn eléctrica en areas fronterizas, el corner
cio de electricidad en la region es muy restringi
do en comparaciOn con las oportunidades dispo
nibles. Las grandes distancias involucradas, Ia fal
ta de conformaciOn de redes nacionales lo sufi
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Las previsiones nacionales de demanda considera
ron una proyección de referencia, a veces ünica pero
más frecuentemente acompañada de otras hipótesis
alternativas de valores superiores e inferiores.

La necesidad de estas alternativas surgiO del carác
ter aleatorio de Ia demanda y, adicionalmente, del
de los predictores, variables explicativas e incluso
escenarios, también de comportamiento futuro in
cierto, a los que Ia demanda está asociada: econOmi
cos, politicos, climáticos, poblacionales, institucio
nales, regulatorios, de sustituciones energéticas, in
novaciones tecnologicas, de implantaciones extraten
denciales, de polIticas de uso racional, disminución
de pérdidas, grado de electrificaciOn y otros.

Las alternativas tienden, en principio, a acotar la incerti
dumbre de Ia previsiOn entre lImites razonables, frecuen
temente de fluctuaciOn maxima y minima.

Suponiendo que no varIan las demás condiciones,
un aumento de la demanda tiende a incrementar
la escasez y, consecuentemente, los precios y pro
bablemente los costos eléctricos. Por supues
to, una reducción tiende a producir efectos con
trarios. Ello implica que la factibilidad de una in
terconexiOn puede variar segOn Ia hipótesis de
demanda que se considere, la que puede tornarla
tanto viable como inviable, segOn el caso.

Si bien el análisis se realiza en torno a un escena
rio medio o de referencia, es importante destacar
que se Ilevan a cabo sensibilidades con hipOtesis
alternativas a las de referencia que sirven de base
al procesamiento de simulaciories y análisis costo
efectividad de las interconexiones, para estos es

cenarios de demanda alternativos’ y no solamen
te para las proyecciones de referencia.

1. ANALISIS Y EVALUACION
DE LOS PLANES NACIONALES DESDE
EL PUNTO DE VISTA DE LA DEMANDA

1.1 Evolución de la demanda

1.1.1 Situacidn económica

En el año base (1996) Argentina (superado el “efec
to tequila’) volvió a registrar una tasa positiva de
crecimiento, aunque ésta aOn no contrarresta la cal
da del año anterior. La economIa se expandió a me-
nor ritmo en varios paises de la regiOn debido a p0-
liticas destinadas a mitigar la inflación, adoptadas
por Brasil, Chile y Colombia, asI como también a
evitar problemas relacionados con la balanza de pa
gos, como las aplicadas en PerO. Consecuentemen
te, en la mayoria de los paIses la tasa de crecimiento
fluctuO entre el 3% y el 5%, nivel solo superado por
Chile y, por otra parte, Venezuela fue el Onico que
registrO una tasa negativa (-1,4%), aun cuando su
situación mejoró en los Oltimos meses del año.

El crecimiento de la region en su conjunto se vio
estimulado principalmente por las exportaciones
regionales de mercancias. Estas ascendieron a
248.000 millones de dólares en 1996, lo que implica
un aumento del 11% respecto a 1995. Los paises
con mejor desempeno en este campo fueron los pe
troleros, los exportadores de bienes manufacturados
y, puntualmente, Bolivia y Uruguay. Las importacio
nes superaron los 245.000 millones de dOlares en
1996, lo que representa un incremento del 10,6%,
valor levernente inferior al 12,3% registrado en 1995.

Los desempeños más desfavorables se debieron a
In aplicación de polIticas de ajuste, debidas a
sobrecalentamiento de las economIas (Brasil, Chi
1G. Colombia, y Perci) o a desequilibrios macroe
conómicos enfrentados a altos deficit fiscales, tam
bién en Brasil, Venezuela y, en menor medida,
Ecuador. En Paraguay la declinaciOn de la tasa
dc crecimiento se explica por la crisis bancaria
que afectO al pals.

En 1998 se registra, además, una crisis financiera
1xpandida a nivel mundial, originada a mediados
dc 1997 en Tailandia con la devaluación de su
moneda, seguida posteriormente por Indonesia,
Singapur, Filipinas, Malasia, Taiwan y Corea. Es
tos cambios monetarios en los llamados “tigres
asiáticos”, tradicionalmente exportadores, presio
naron sobre la Bolsa de Hong Kong, convirtiendo
ci problema monetario en bursátil. A partir de alli
In crisis se trasladO a Japón, Europa, Estados Uni
dos, Rusia y America Latina. En esta Oltima las
mayores pérdidas se produjeron en las bolsas de
San Pablo, Buenos Aires y Mexico.

L1.2 Demanda eléctrica

En cuanto a los consumos totales de electricidad
pueden establecerse tres subconjuntos que, orde
nados cuantitativamente, son: mayores de 50 TWh.
Brasil, Venezuela y Argentina; entre 10 TWh y 50
TWh, Colombia, Chile y PerO; menores de 10 TWh,
Ecuador, Uruguay, Paraguay y Bolivia. A nivel de
los consumos per capita pueden definirse dos
subconjuntos que, ordenados también cuantita
tivamente, son: mayores de 1.000 kWh/habitan
te, Venezuela, Brasil, Chile, Uruguay y Argentina;
menores de 1.000 kWh/habitante, Colombia.

aOn son bajos respecto a los consumos per capita
de Canada (20.904 kWh), Noruega (23.830 kWh),
Estados Unidos (12.977 kWh), Japón (8.074 kWh),
Belgica (7.904 kWh), Francia (7.508 kWh) y Es
paña (4.368 kWh).

El grado de electiificación de la region es eleva
do, ya que seis de los palses superan el 90% de su
población con abastecimiento eléctrico (Argenti
na, Brasil, Chile, Colombia, Uruguay y Venezue
la). El resto de los paises presenta porcentajes de
electrificación que oscilan entre más del 50% (Bo
livia y PerO) y más del 70% (Ecuador y Paraguay).

Analizando la participación de cada pals en el to
tal del consumo regional (más de 480 TWh), debe
destacarse que Brasil representa casi el 55%, le
siguen en orden de magnitud Venezuela y Argen
tina con más del 12% cada una, y el resto de los
paIses cubre el 20% restante. En el Mapa 1 se pre
sentan los consumos eléctricos totales y por habi
tante a nivel nacional.

El crecimiento de la demanda eléctrica sura
mericana ha tenido un ritmo moderado. La tasa
anual promedio del conjunto de paises alcanzO
un valor de 4,6% anual para el consumo de ener
gia medido a nivel de usuarios finales (factura
ción) del servicio pfiblico, en el perlodo 1991/96,
segOn datos de la CIER.

Los crecimientos promedio de la demanda de cada
pals, en el perlodo, han sido disimiles, pudiendo
clasificarse en los tres subconjuntos que siguen,
ordenados de mayor a menor.

Tasas superiores al 8%: Chile (15,3% y 10,3% con
y sin transferencia de autoproduccidn), Paraguay

1 Estos procesam,entos se hacen extensivos tamblén a los escenarios alternativos de oferta. Paraguay, Ecuador, PerO y Bolivia. Estos valores



con 8,8% y Bolivia (8,9%). Tasas comprendjdas en
tre el 4% y el 8%: Argentina (6,6%), Ecuador (6,1%),
Uruguay (5%) y Perii (4,8%). Tasa inferiores al 4%:
Brasil con 3,7% (considerando usuarios interrurn
pibles, 4,7%), Colombia (3,4%) y Venezuela (3,5%).

A nivel sectorial, para el periodo 199 1/96 se re
gistraron tasas de crecimiento superiores al pro
medio en el sector comercjal (8,4%) y residencjal
(5,8%). Por debajo del promedio, el de menor nt
mo fue el industrial (3,1%). Esta disminucjón del
sector productivo se refleja en una pérdida del
3,3% en su participación, que paso del 48,7% en
1991 al 45,4% en 1996.

Al relacionar el crecimiento medio del PIB para
Suramérica entre 1991/96, del 3,8%, con su similar
para energia eléctrica de 4,6%, puede establecerse
una elasticidad entre ambos de 1,2 1, lo que indica
un ritmo de crecimiento algo mayor de Ia energia
eléctrica respecto al PIE. Aun cuando el crecimiento
más acentuado de Ia energia es habitual en los diag
nósticos, ello no es siempre asi, sino que depende
del pals y de su coyuntura temporal, como lo eviden
cia Ia situación de Colombia en 1992, con tasa nega
tiva de energIa y positiva del PIE.

1.2 Proyecciones de la demancla

Este análisis se basó en los planes u otras fuentes
nacionales. en los que se han elaborado proyec
ciones de Ia demanda. futura (energia y potencia),
individualmente para cada pals.

Las proyecciones de demanda en energia y poten
cia para el escenario medio o de referencia se inclu
yen en el Cuadro 2.1 y en el Cuadro 2.2 para los
cortes 1996, 2000, 2005 y 2010. Las proyeccio
nes comprenden los sistemas interconectados o
interconectables significatjvos; se ha considerado
el aporte neto de aquellos autogeneradores que
proveen a Ia red püblica, sin incluir las localidades
aisladas de magnitud pequefla ni tampoco Ia
autoproduccjón, sino solamente el servicio püblico.

Como resultado de las proyecciones nacionales de
energIa, Ia tasa para el total suramericano hacia el
2010 tiene un valor de 4,8% anual acumulativo para
todo el peniodo que, contrastado con el histórico, se
proyecta dentro de márgenes razonables. Agrupa
dos los palses en dos subconjuntos mayores, iguales
o menores a la tasa del conjunto, tenemos el deta
lIe siguiente:

6 Mayores a la tasa del conjunto: Chile (8%),
Ecuador (7,4%), Bolivia (7,1%), Paraguay
(6,2%) y Peru (5,9% ); y

6 Ivlenores a la tasa del conjunto: Argentina
(4,7%), Brasil (4,5%), Colombia (4,1%), Uru
guay (3,6%) y Venezuela (3,7%.)

Los valores para Suraménica se ilustran en el Grá
fico 2.1. Las diferentes tasas de crecimiento pre
vistas para cada pals no modifican el importante
crecimiento del consumo regional, similar al his
tórico, prácticamente impuesto por Brasil.
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Mapa I
Consumos eléctrjcos nacionafes y consumos

por habitante en 1996

Coorrb\,

Cuadro 2.1. Demanda de energia. Escenario medio

Ch,

1>
Argelr

Unidad de Análisis 1996 2000 2005 2010
GWh GWh GWh GWh

Argentina 65.740 78.091 98.949 125.475
Bolivia 2.775 3.689 5.165 7.244
Brasil 300.126 360.509 449,590 558.653
Chile 27.648 39.489 55.998 80.260

- SIC 22.083 30.508 45.636 68.306
- SING 5.565 8.981 10.362 11.954

Colombia 42.096 47.014 59.558 74.304
Ecuador 8.485 12.236 16.723 22.915
Paraguay 4.515 6.077 8.331 10.490
Peru 15.053 17.944 26.812 33.641

- SICN 12.713 14.636 21.828 27.495
- SISUR 2.340 3.308 4.984 6i46

Uruguay 6.466 7.803 9.302 10.545
Venezuela 71.954 84.282 100.021 120.113
Suramérica 544.858 657.134 830.449 1.043.640

Cuadro 2.2. Demanda de potencia. Escenario medio

Unidad de Análisis 1996 2000 2005 2010
GWh GWh GWh GWh

Argentirja 11.755 13,978 17.746 22.544
Bolivia 540 709 991 1390
Brasil 44.594 55.580 68.983 86.270
Chile 4.244 6.037 8.618 12.422

- SIC 3.497 4.831 7.227 10.817
- SING 747 1.206 1.391 1.605

Colombia 7.192 7.978 10.024 12.300
Ecuador 1.636 2.297 3.072 4.109
Paraguay 862 1.119 1.484 1.842
Peru 2.344 2.712 3.998 5.073

- SIGN 1.988 2.230 3.275 4.185
- SISUR 356 482 723 888

Uruguay 1.269 1.536 1.831 2.075
Venezuela 9.943 12.236 15.451 17.493
Suramérica 84.379 104.182 132.198 165.518

Consumo nacional total

Consumo por habitante
- GWh/hab
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En el Gráfico 2.2 se
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incluyen los ‘alores de demanda maxima de potencia. Para ello se consideran los
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Gráfico 2.1 Proyecciones de Ia energIa enviada a Ia red

Proyecciones de Ia energia enviada
a Ia red en Suramérica
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Gráfico 2.3 ParticipaciOn sectorial en el consumo eléctrico suramericano

2010
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Gráfico 2.2 Proyecciones de Ia demanda maxima

Proyecciones de Ia demanda maxima
de Suramérica
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I uede observarse que para el escenario medio, 1.3 Análisis de sensibilidad
prácticamente se mantiene la estructura de la
demanda por palses. El cambio más notorio se En los Cuadros 2.3, 2.4, 2.5 y 2.6 se presentanComo combinación de las proyecciones de deman- nacionales indican una disminución en la partici- produce con Chile, que aumenta su participación los valores correspondientes a las proyeccionesda en energIa y potencia se ha obtenido como pación del sector industrial (Grafico 2.3), la cual n un 3% entre 1996 y el 2010. Por su parte, de demanda de energla y potencia para losresultado un factor de carga suramericano des- define en gran medida un nivel más elevado del Brasil (supera el 50% de la demanda de la region), escenarios alto y bajo.cendente de 73,7% en 1996, a 72,0% en el 2010. factor de carga. La participación de cada pals en Venezuela y Colombia, reducen su participaciónEsto debido, en general, a que las proyecciones la demanda se muestra en el Grafico 2.4. en un 1% cada uno.
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Cuadro 2.3 Demanda de energia. Escenario alto

Unidad de AnáFs 1996 2000 2005 2010I IS
GWh GWh GWh GWhArgentina 65.740 82.872 105.241 133.701Bolivia 2.775 3.786 5.537 8.098Brasil 300.126 373.215 490.093 643.574Chile 27.648 42.156 1 62.579 94.016

- SIC 22.083 31.748 49.979 78.678
- SING 5.565 10.408 12.600 15.338Colombia 42.096 47.558 j 63.205 83.407Ecuador 8.485 12,742 18.205 23.050Paraguay 4.515 6.832 9.954 12.587Peru 15.053 19.267 25.843 34.689SICN 12.713 16.140 21.395 28.363
- SISUR 2.340 3.127 4.448 6.326Uruguay 6.466 7.803 9.612 11.519Venezuela 71.954 86.465 108.787 136.874Suramérica 544.858 682.696 899.056 1.181,515

Cuadro 2.4 Demanda de energIa. Escenarlo bajo

.
.

. 1996 2000 2005 2010
Unidad de Analisis

GWh GWh GWh GWhArgentina 65.740 74.395 87,716 103.501Bolivia 2.775 3.689 5.165 7.244Brasil 300.126 355.991 440.667 545.482Chile 27.648 37.394 49.972 67.342- SIC 22.083 28.946 40.599 56.942- SING 5.565 8.448 9.373 10.400Colombia 42.096 46.324 57,116 68.875Ecuador 8.485 12.236 16.723 20.172Paraguay 4.515 5.660 6.714 7.562Peru 15.053 17.312 20.841 25.091- SICN 12.713 14.566 17.468 20.948- SISUR 2.340 2.746 3.373 4.143Uruguay 6.466 7.430 8.375 9.264Venezuela 71.954 83.209 99.785 119.662Suramérica 544.858 643.640 793.074 974.195

Cuadro 2.5 Demanda de potencia. Escenarlo alto

Cuadro 2.6 Demanda de potencia. Escenario bajo



La participación de los palses en los escenarios
alto y bajo es igual a la del medio. En el Cuadro
2.7 se indican los rangos de variación o desvia
ción de cada escenario en ci año 2010 con rela
ción al de referencia, expresados en porcentaies
de este üitimo. Se presentan también las amplitu
des totales de variación entre los escenarios alto
y bajo para cada uno de los paIses.

Por otra parte, se proporciona Ia tasa media anual
acumulativa de cada proyección en ci lapso 1996-
2010, la que puede tener pequeñas diferencias con
las establecidas en el plan correspondiente de cada
pals, en el caso de que su cálculo comience en un
año base diferente.

Corno resultado de las proyecciones nacionales
de energIa las tasas resultantes para el total
surarnericano hacia el 2010 tienen un valor de
4,8°o para ci escenario medio y de 5,7% y 4,2%
annal acumulativo para todo el perIodo para los
esceflarioS alto y bajo, respectivamente. Prácti
camente en los tres escenarios la demanda del
aflo 2010 es aproximadamente ci doble de Ia
dcl año base.

2. DIVERSIDAD HORARIA Y
ESTACIONALIDAD DE LA DEMANDA

2.1 Análisis de la diversidad horaria de la
demanda

Las demandas máximas de los diez paises
suramericanos no son coincidentes. Ello significa
quc no acontecen todas elias en la misma hora, el
mismo dIa y ci mismo mes del año. Esta diferen
ciación en el tiempo de ocurrencia de las deman
das máximas, que puede fluctuar entre lapsos de
una hora y un año, se denomina diversidad horaria.

En el caso de suponer una integración total, la
nxima demanda de un pals podrá coincidir, en
Ia misma hora, coii demandas de otros palses dis
tintas de sus máximas y, por lo tanto, inferiores a
eHas. Dc ello se infiere que si la diversidad existe
la sumatoria de las cargas horarias simultáneas
de los diez palses será. inferior a Ia sumatoria de
sus demandas máximas individuales (y no coinci
dentes), Dc cilo también puede concluirse que si
el requerimiento simultáneo es menor que la suma
de las mäximas no coincidentes, la interconexión
podria posibilitar ahorros significativos en
equipamientos de generación.

Un concepto complementario es ci de disponibili
dad. Dado que cada pals debe cubrir, al menos, su
carga maxima, puede considerarse que en todo
momento dicho pals dispondrá de una potencia
ofertable igual, en cada hora i a la diferencia en
tre su carga maxima y la carga registrada en la
hora 1. Esta potencia ofertable se define como dis
ponibilidad. En la hora en que se registra su máxi
ma Ia disponibilidad de un pals se anuia.

Este es un análisis simplificado. Dada Ia elevada
dependencia de la aleatoriedad de los regImenes
hidrologicos regionales no es posible, en realidad,
hablar de una permanente disponibilidad de Ia
oferta. Se acota ci riesgo de análisis, disminuyen
do la extension del periodo que abarca ci mismo.
Por ello se han considerado perlodos de exten
siOn estacional menores que los anuales.

La extension territorial de Suramérica en el sen
tido Este-Oeste incide en este análisis. El eje ma
yor en este sentido abarca un angulo superior a
los 450 dc longitud y las horas nacionales, tenicn
do en cuenta además que las diferencias
estacionalcs llegan a ajustarse a 4 husos diferen
tcs: -2, -3, .4, -5, a partir de Greenwich.

Tenicndo en cuenta que la mayoria de palses se
encuentra en ci hcmisfcrio sur, se consideró para
ci verano los meses de noviembre, diciembre, ene
ro, febrero, marzo y abril. Y para ci invierno los
meses de mayo, jun10, julio, agosto, septiembre y
octubre.

Es importante anotar que la diversidad entre
mãximas no solo ocurre por las difeentes modab
dades y caracteristicas de cada pals que inciden
en Ia configuración de su diagrama, sino también
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Cuadro 2.7 DesviaciOn respecto al escenarlo medio y tasas 1996 - 2010

Desvlo 2010 Tasa media Proyecciones en EnergiaPals Escenario respecto 1996-2010 Año 1996 Año 2010Medio - En % a.a. - En % GWh GWh
Alto 6,6 5,2 65.740 133.701Argentina Medlo de Referenda 0,0 4,7 65.740 125.475Bajo -17,5 3,3 65.740 103.501Alto 11,8 7,9 2.775 8.098Bolivia Medlo de Referencia 0,0 7,1 2.775 7.244Bajo 0,0 7,1 2.775 7.244Alto 15,2 5,6 300.126 643.574Brasil Medio de Referencia 0,0 4,5 300.126 558.653Bajo -2,4 4,4 300.126 545.482Alto 17,1 9,1 27.648 94.016Chile Medio de Referencia 0,0 7,9 27.648 80.260Bajo -16,1 6,6 27.648 67.342Alto 12,3 5,0 42.096 83.407Colombia Medio de Referencia 0,0 4,1 42.096 74.304Bajo -7,3 3,6 42.096 68.875Alto 0,6 7,4 8.485 23.050Ecuador Medio de Referencia 0,0 7,4 8.485 22.915Bajo -12,0 6,4 8.485 20.172Alto 20.0 7,6 4.515 12.587Paraguay Medio de Referencia 0,0 6,2 4.515 10.490Bajo -27,9 3,8 4.515 7.562Alto 3,1 6,1 15.053 34.689Perii Medio de Referenda 0,0 5,9 15.053 33.641Bajo -25,4 3,7 15.053 25.091Alto 9,2 4,2 6.466 11.519Uruguay Medio de Referenda 0,0 3,6 6.466 10.545Bajo -12,1 2,6 6.466 9.264Alto 14,0 4,7 71.954 136.874Venezuela Medlo de Referenda 0,0 3,7 71 .954 120.113Bajo -0,4 3,7 71.954 119.662Alto 13,2 5,7 544.858 1.181.515Suramérica Medio de Referenda 0,0 4,8 544.858 1 .043.640Bajo -6,7 4,2 544.858 , 974.195
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por los diferentes husos horarios en los que están
localizados los palses, lo que implica un corrimien

to relativo de su hora nacional respecto de la de
los paIses restantes (Cuadro 2.8).

Gráfico 2.5 Curvas de carga de invierno y verano para 1996

Estructura de las curvas de carga de invierrio

En caso de diagramas proporcionales, ello impli
Carla una diferencia o diversidad de cuatro horas
entre las demandas máximas rnás alejadas en ci
sentido indicado. Cabe aclarar que para homoge
neizar la comparación se adoptó como referencia
ci huso horario comprendido en Suramérica más
cercano a Greenwich, inicialmente considerado el
-3. Sin embargo, Brasil llega a utilizar, también, ci
huso -2, en la estación de verano. Dado que la
referencia adoptada no invalidaba ci análisis, se
mantienc la misma, corriendo logicamente ci
diagrama de verano de Brasil en una hora.

En ci Gráfico 2.5 pueden apreciarse las estructu
ras de los diagramas de cargas de dlas hábiles
tlpicos de cada estación, verano c invierno2 , cx
presadas en porcentaje de la maxima de invierno

2 Los terceros miércoles de enero y Julio. salvo feriado.

(mayo-octubre) o de verano (noviembre-abril), lo
quc permite su comparación homogenea (1996).
Por ejemplo, puede apreciarse la diversidad de
las diferentes máximas y las particularidades de
la configuracion del diagrama. En ci caso de Ve
nezuela, por ejemplo, sc nota un valle elevado
por la alta participación industrial, en muchos
casos dc demanda continua, que incrementa ci
factor de carga.

En cl Gráfico 2.6 se presentan las disponibilida
des horarias totales en 1996 en invierno y vera
no. Ellas surgen por la diferencia entre la
sumatoria de cargas máximas menos la sumatoria
de las cargas simultáneas de los diez paIscs. Pue
de discriminarsc ia contribución dc cada pals a la
disponibilidad total en cada hora dci diagrama.

Ln aspecto conceptual adicionai reside en
que la disponibiiidad real no se rcstringe a
là difercncja cntrc la maxima demanda y la
potencia registrada a la hora i , debido a quc
là capacidad de equipamiento deberIa supe
rar, con cicrta hoigura, ia maxima. Una ml
rima considcración de este aspecto ha indu

cido a tener en cucnta en cl cáiculo una adi
ción dcl 5% de la demanda maxima a la dis
ponibiiidad antes dcfinida, considerando quc
cstc es un nivci mInimo dc reserva computa
ble. En la hora dc maxima carga de un pals
se anula su posibilidad de contribuir con su
disponibiiidad para otros palses.

Cuadro 2.8 Horas de demanda maxima y husos horarios para invierno y verano

Hora Dmax sin Hora Dmax sin
Huso HusoPals corrección por corrección por

huso invierno huso verano invierno verano

Argentina 20 22 -3 -3
Bolivia 19 20 -4 -4
Brasil 19 21 -3 -2
Chile 20 23 -4 -3
Colombia 21 20 -5 -5
Ecuador 19 19 -5 -5
Paraguay 18 21 -4 -3
Peru 19 20 -5 -5
Uruguay 20 21 -3 -3
Venezuela 20 20 -4 -4
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Disponibilidades para verano de 1996
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En el Gráfico 2.7 se amplifica el Gráfico 2.6, con
centrando la visual exclusivamente en las horas
de punta, indicándose además en barras vertica
les blancas las cargas máximas nacionales que se
producen en cada hora y la porción de las mismas
absorbible por la disponibilidad del resto de los

paIses, en esa misma hora. La disponibilidad to
tal se mide, en cada hora, por la altura u ordena
da del bastón integrado por las franjas horizonta.
les de contribución de cada pals. Ella puede ser
asignada entre las máximas coincidentes en cada
hora sin exceder el valor total de la ordenada.
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45.000

Disponibilidades para invierno de 1996

25.000

20.000

15.000

10.000

II

Gráfico 2.7 Disponibilidad en invierno y verano para 1996

20.000

Disponibilidad Inviorno 1996

S Venezuela

S Uruguay

___

PerU

Paraguay

‘1 Ecuador

SIt Colombia

Chie

Branil

95 Bolivia

Argentina

5.000

___________

0

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 2021 22 2324

35 .000

30.000

25.000 —

20.000

15.000 -.-.

10.000

5.000

0

123459789101112131415161718192021222324

lS Venezuela

S Uraguay

PerU
U Paraguay

C Ecuador

C Colombia

S Chile

Li Branil

Bolivia

Argentina

Ecuador

Disponibilidad Verano 1996

16. 000

14.000

1 2000

10 .000

8.000 Braail

6.000

Argentina

4.000

2.000
guay1

via

0

PerU

20 21 22 23
Ecuador



Los valores resultantes para 1996 son: disponibi
lidad minima para el invierno de casi 6 GW, a las
19 horas (del huso horario -3), coincidiendo con
las máximas de Brasil y Paraguay. El valor similar
para verano alcanza casi a los 7 GW, a las 21 ho
ras (huso horario -3), coincidiendo con las máxi

mas de Bolivia, Ecuador, Paraguay, Uruguay y
Venezuela.

Los valores similares para el 2010 son: invierno,
12 GW a las 19 horas, coincidiendo con las máxi
mas de Brasil y Paraguay; verano 13,5 GW a las

21 horas, coincidiendo con las máximas de Boli
via. Ecuador, Paraguay, Uruguay y Venezuela.

Este análisis se ha realizado para un ámbito gene
ralizado que comprende los diez paIses compo
nentes. Sin embargo, es posible el examen parti
cularizado de dos cualesquiera de ellos. En efec
to, en cualquier hora es posible individualizar las
demandas y las disponibilidades de cada uno. De
esta manera se posibilita el análisis inmediato de

interconexiones que comprendan desde dos has
ta los diez paIses del conjunto.

Los valores de minima disponibilidad antes con
signados son un indicativo de la importancia de
la inversion que podrIa llegar a ahorrarse por re
ducción de equipos de generación, mediante su
uso compartido, como se observa en el Gráfico 2.9.
Ello tiene interés significativo, aun para los pai
ses de mayor demanda, como por ejemplo Brasil
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La explicación mantiene su validez para el corte del 2010, como se observa en el Gráfico 2.8.

Gráfico 2.8 Disponibilidad en invierno y verano para 2010
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Sin embargo, los paIses más beneficiados son los
que registran sus máximas en las horas de mayor
disponibilidad y, por otra parte, los de menor de
manda ya que, en términos relativos de su deman
da maxima, son los que mayor cobertura porcen
tual obtienen.

2.2 Análisis de la estacionalidad de la
demanda

El desarrollo de esta sección es similar a la ante
rior, pero considerando la energIa en lugar de la
potencia. Se analizan las complementariedades
que las propias modalidades y configuraciones
diferenciadas de Ia demanda de cada pals posibili
tan para compartir las energIas aportadas a nivel

-

0

de los propios lImites establecidos por las formas
y variaciones que asume la demanda.

A fin de adecuar el análisis a las condiciones es
peclficas de la variable examinada, la unidad tem
poral minima adoptada es mensual en lugar de
horaria. El agrupamiento considerado en el tiem
P0 es estacional, al igual que el de la potencia y
por razones similares a las invocadas para ésta.
Se obtuvo para los diez palses considerados Ia
distribución de las demandas mensuales durante
todo el aflo calendario. El análisis se desagregó
estacionalmente (invierno y verano). Los valores
mensuales promedio para cada estación alcanzan
disponibilidades para 1996 (Gráfico 2.10). de 1,6
TWh para verano y de 1,9 TWh para invierno.
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U Peru
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C Ecuador

at Colunrbiu

H Chde

LI Brusii

tO Bohvia

H Argentina

Para el 2010, la disponibilidad promedio mensual
alcanza a 3,7 TWh, para verano y a 3,0 TWh para
juvierno (Gráfico 2.11).

Comparadas con las demandas mensuales de cada
pais, la disponibilidad promedio de un mes alcan
zaria, aproximadamente, para Bolivia 7 meses de
demanda en verano y 9 meses en invierno; Uru
guay, 3 meses de demanda en verano y 4 meses

3000

en invierno; Ecuador, 2 meses en verano y 2,5
meses en invierno; Argentina, 30% del mes en
verano y 35% del mes en invierno. Considerando
que las situaciones crIticas se producen por défi
cit porcentualmente de magnitud no demasiado
grande, este aporte puede constituir una impor
tante amortiguacion de situaciones crIticas a ni
vel nacional o regional en los paIses de mayor
extension.
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Gráfico 2.10 Disponibilidad de energIa para invierno y verano de 1996

Gráfico 2.11 Disponibilidad de energIa para invierno y verano de 2010
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3. CONCLUSIONES

La determinaciOn de los niveles de energIa
enviada a la red y de demanda de potencia
maxima para los años 1996, 2000, 2005 y
2010, en función de los diferentes merca
dos nacionales, indicó que existe una recu
peración de los niveles de crecimiento pro
ductivo en la region, y que se prevé la ele
vación de los niveles de consumo de ener
gIa per capita, los que aün se encuentran
en niveles inferiores a los de los paIses de
sarrollados.

Esta perspectiva brinda elementos de atrac
ción hacia la generacion de un mayor nivel
de inversiones para la expansiOn del siste
ma energetico regional, en el que la inte
gracion fIsica se ofrece como una de las al
ternativas más interesantes.

Efectivamente, los resultados son significati
vos. El mercado de energIa eléctrica práctica
mente se duplicará en el 2010, respecto a 1996.

• Se demandará para los escenarios alto, medio
y bajo aproximadamente 640, 500 y 430 TWh
adicionales. En términos de la demanda de

potencia, esto significa unos 98, 81 0 65 GW
adicionales segOn el escenario, lo que implica
para el escenario medio casi un valor equiva
lente a la suma de las demandas de 1996 de
los diez paIses suramericanos. En términos
de inversiones el monto serIa importante, aun
tomando solo como ejemplo la alternativa de
abastecirniento de mInimo costo, a 300 US$/
kW instalado.

Los resultados relacionados con los estudios
de diversidad y estacionalidad horaria también
son importantes. En la hipótesis teórica preli
minar, se estima una complementaciOn en po
tencia posible que alcanza aproximadamente
los 6 GW en el invierno y 7 GW en el verano
en 1996. Para el 2010 se alcanzan 12 GW en
el invierno y casi 14 GW en el verano.

Desde el punto de vista de la estacionalidad,
los valores mensuales promedio para cada
estación alcanzan aproximadamente a dis
ponibilidades en 1996 de 1,6 TWh para ye
rano y de 1,9 TWh para invierno. Para el
2010 la disponibilidad promedio mensual
alcanza a 3,7 TWh en verano, y a 3,0 TWh
en invierno.

n este capitulo se analiza la dinámica
esperada de la oferta hasta el año
2010 en los sistemas eléctricos de los
diez paIses suramericanos como con

secuencia de las previsiones realizadas por los res
pectivos palses, en cuanto a Ia evolución de la
potencia disponible. Se adoptO como criterio con
siderar exclusivamente Ia oferta de electricidad
vinculada a los sistemas nacionales que se encuen
tren interconectados en cada momento del perlo
do analizado.

Es necesario aclarar, sin embargo, que el concep
to de sistema interconectado sOlo excluye a los
sistemas que se encuentran totalmente aislados.
Por lo tanto, los totales nacionales aquI presenta
uos bien pueden corresponder a la agregacion de
la oferta de más de un sistema interconectado
regional, Tal es el caso de Argentina, Brasil, Chile
y PerO, donde en la actualidad existen sistemas
interconectados regionales no vinculados entre sI,

III
Análisis de la oferta

pero que podrIan Ilegar a interconectarse en el
corto plazo y, por lo tanto, participar del corner
cio internacional de electricidad en un futuro.

Tratandose de previsiones, queda cierto grado de
incertidumbre sobre los valores presentados res
pecto a los siguientes factores:

• La verdadera tasa de crecirniento que ten
drá cada sistema en el futuro; los valores
del escenario de crecimiento medio son los
que tienen mayor probabilidad en los res
pectivos planes nacionales.

• Las reformas regulatorias e institucio
nales de la industria eléctrica, realizadas
o previstas en la mayor parte de los pal
ses suramericanos, incrementan el grado
de incertidumbre sobre la evoluciOn fu
tura del parque generador, especialmen
te en lo que se refiere a los margenes de
reserva futuros y a la elecciOn de las tec
nologIas de generacion.
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lncluye el 50 de as centrales binacionales ltap (6300 MW y 40827
GWh) y Yacyrotd (611 MW y 3.203 GWi)
Corresponde a Ia suma do los sistomas interconectados Contro-Norto
(SICN) y Sur (SISUR). Excluye autoproduccOn.
En Ia goneracion bruta hidroeléctoca so incluye Ia producciOn do las con
tra1es Macagua II y III Suranto el poriodo do pruoba (3.436 GWh(. Esta
generaciOn tue oxcluida pars 01 cãlculo do las horas do utilizacion ya quo
a potoncia so consdera incorporada on 1997

Cuadro 3.1 Potencia efectiva y generación eléctrica por tipo, año 1996

Pals Concepto Unidad Total Hidro
Turbo Turbo Ciclo Nuclear
Vapor Gas Combin Térmico

Diesel Sub Tot

Al respecto debe aclararse que varios de los pla
nes eléctricos tienen un carácter de referencia,
especialmente en aquellos paIses que ya han avan

zado en el proceso de apertura de la actividad a
los capitales privados (Argentina, Bolivia, Chile,
Colombia y Peru). En efecto, las previsiones con
tenidas en estos planes de referencia no constitu
yen decisiones ni cornpromisos de obras para el
futuro, sino que representan las necesidades de
expansion requeridas para cubrir las demandas
previstas y las expectativas sobre la respuesta que
darán los agentes generadores, excepto las obras
que actualmente se encuentran en construcción.

1. CARACTERiSTICAS DEL
ABASTECIMIENTO EN 1996, ANO BASE

Las tendencias históricas que han incidido en la
actual oferta eléctrica en los paIses de Suramérica
han dependido de diversos factores condicio
nantes, tales como disponibilidad de recursos
energeticos en la regiOn, desarrollo de las tec
nologlas, polIticas y regulaciones energeticas y
e I é ctricas.

La generacion hidroeléctrica, con una participa
ción del 82,3% de la energia eléctrica total en 1996,
es indudablemente la principal fuente de aporte
actual. El 17,7% restante de la generacion eléctri
ca suramericana es provista a partir de derivados
lIquidos del petróleo, gas natural, carbon y com
bustible nuclear. El monto más importante corres
ponde al gas natural, utilizable fundamentalmen
te en la generacion de tipo turbovapor, turbogás
y ciclo combinado. Desde el punto de vista del
recurso incide el descubrimiento de yacimientos
importantes, de \‘astas reservas y bajos precios de
extracción y, concurrentemente, la construcción

de gasoductos. Factores limitantes futuros se re
lacionan con el horizonte de reservas frente a una
explotación de intensidad creciente y con los cos
tos futuros de extracción de las mismas.

Desde el punto de vista de las tecnologIas de ge
neración, los factores que más influyen son los
avances en turbinas de gas y ciclos combinados,
tales como las mejoras sensibles de los rendimien
tos, mejoras de diseños y materiales, que posibili
tan un mayor grado de utilización de los equipos,
reducciOn de costos de inversiOn y consecuente
aumento de rentabilidad.

Las caracteristicas del abastecimiento en el ser
viclo pdblico de electricidad para los sistemas
eléctricos interconectados de los diez paises
suiamericanos se sintetizan a continuación.

1.1 Composición yutilización del parque de
generación

La situación vigente a fines de 1996 en cada pals
y para el total suramericano se presenta en el
Cuadro 3.1, donde se consignan tanto la potencia
efectiva de las centrales del servicio pOblico yin
culadas a los sistemas interconectados como la
energia bruta generada durante 1996, discrimi
nadas por tecnologIa.

Los sistemas eléctricos suramericanos han alcan
zado un desarrollo tal que garantiza obtener un
alto grado de cobertura de la oferta eléctrica aun
restringiendo el análisis a los sistemas interco
nectados. Segun la información disponible, la ge
neración aislada representa solo el 2% de la gene
raciOn total. Si bien el grado de cobertura de los
sistemas interconectados no es homogéneo entre

Argentina Pot.Etect. MW 17.492 4.783 3.443 144 4 1.005 9.379 8.113
En.Gen. GWh 64.389 22.367 11.306 813 12 7.459 41.957 22.432
Hs.Utiliz. Hs/año 3.681 4.676 3.284 5.646 3.000 7.422 4.474 2.765

Bolivia Pot.Efect. MI4/ 662 388 19 407 255
En.Gen. GWh 2.849 1.395 68 1.463 1.386
Hs.UtiIiz. Hs/año 4.304 3.595 3.579 3.595 5.435

Brasil Pot.Efect. MW 55.885 2.748 320 657 3.725 52.160
En.Gen. GWh 263.288 6.660 37 (*) 2.429 9.126 254.162
Hs.UtHiz. Hs/ano 4.711 2.424 116 3.697 2.450 4.873

Chile Pot.Efect. AflvV 6.001 1.917 317 94 2.328 3673
En.Gen. GWh 27.890 11.299 369 174 11.842 16.048
Hs.UtHiz. Hs/año 4.648 5.894 1.164 1.851 5.087 4.369

Colombia Pot.Efect. MVV 10.600 1.806 612 165 2.583 8.017
En.Gen. GWh 42.284 4.798 1.962 (*) 456 7.216 35.068
Hs.Utiliz. Hs/ano 3.989 2.657 3.206 2.764 2.794 4.374

Ecuador Pot.Efect. MW 2.057 300 454 188 942 1.115
En.Gen. GWh 9.251 1.732 919 250 2.901 6.350
Hs.UtiIiz. Hs/año 4.497 5.773 2.024 1.330 3.080 5.695

Paraguay Pot.Efect. MIr’V 7.107 3 3 7.104
En.Gen. GWh 44778 (**) (**) (**) 3 3 44.775

-______ Hs.Utiliz. Hs/año 6.301 1.000 1.000 6.303
Pefti Pot.Efect. MW 2.605 29 554 20 134 737 1.868

En.Gen. GWh 12.429 32 370 9 245 656 11.773
j Hs.Utiliz. Hs/año 4.771 1.103 668 450 1.828 890 6.302

Uruguay Pot.Efect. MIA/ 2.113 313 250 26 589 1.524
En.Gen. GWh 6.454 649 178 827 5.627
Hs.Utiflz. Hs/año 3.054 2.073 712 1.404 3.692

Venezuela Pot.Efect. MW 16.751 4.177 2.292 6.469 10.282
En.Gen. GWh 72.681 11.585 7.252 18.837 53.844

.. Hs.UtiIiz. Hs/año 4.134 2.774 3.164 2.912 4.903
TOTAL Pot.Efect. MW 121.273 16.073 8.630 164 633 1.662 27.162 94.111

En.Gen. GWh 546.293 59.122 23.788 822 1.208 9.888 94.828 451.465
Hs.Utiliz. Hs/año 4.476 3.678 2.756 5.012 1.908 5.949 3.491 4.761

Notas

Inclu)do en turbogas

Inc)uido en diesel

Agentina: Correspondo a Ia suma do os sistemas nterconectudos del Mercado
Eldctrico Mayorista (MEM) y del MEM Sisrema Patagdnico. Inciuye 50%
do Central Binacional Yacyrota, con 13 turbinas operando a cots 7Gm.

Ban Corresponde ala sums do los sisternas interconectadon NuCeNcreste y
SurfSudestelCentro-Oeste. Incluye 50% cc Ia Central B.r.aconaI Itaipu
(6.300 MW y 40.827 GWh(

S Corresponde a Ia numa do lou Sistemas interconectadon Norte Grande
(SING) y Contra (SIC)

•.rnbia: La potoncia y generac:dn termics tue est:mada sobre Ia base no datos do
CIER.

Paraguay.

Peru:

Venezuela:
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Vienelos paIses de la region, debe decirse que aun en
aquellos palses en los que por razones topograficas
e históricas la interconexión de todos los siste
mas es más dificultosa, como en Peru y Bolivia, la
generacion aislada no supera el 7% de la genera
ción total del servicio püblico.

Es importante aclarar que en los valores consig
nados en el Cuadro 3.1 se asigno, en todos los
casos (Argentina, Brasil, Paraguay y Uruguay), el
50% de la potencia y generacion de las centrales
hidroeléctricas binacionales a cada parte, con inde
pendencia de los valores que efectivamente se desti
nen al abastecimiento de las demandas nacionales.
Como puede observarse, la generaciOn hidráulica
tiene un rol predominante en el abastecimiento
eléctrico suramericano, aportando cerca del 78%
de la potencia efectiva y más del 82% de la gene
ración bruta registrada en 1996.

Con respecto al parque térmico, debe señalarse
que la instalación de turbinas a gas con ciclos
combinados todavIa era incipiente en 1996, con
una contribución que no superaba el 1% en nm
guno de los paIses. Como se vera más adelante,
se espera que las centrales de ciclo combinado en
el futuro vayan remplazando progresivamente el
rol hasta ahora cumplido por las turbinas de va
por, al menos en aquellos sistemas que dispon
gan de gas natural para ser quemado en centra
les eléctricas.

A fin de apreciar Ia diversidad de situaciones re
gistradas en los paIses suramericanos en 1996, se
presenta en el Gráfico 3.1 la estructura de oferta
de cada pals por tipo de tecnologla de generaciOn
y la utilizaciOn media de cada tipo de central se
gOn la operaciOn real.
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gas; similar situación acontece con el gas oil en ge
neración turbogas de ciclo abierto o combinado.
El carbon mantiene o declina su uso, confinado a
los paIses productores: Chile, Brasil, Colombia y
Argentina.

La energIa nuclear, concentrada en Argentina y
Brasil, mantiene una participación limitada, tan-
to actual como futura, debido a los fuertes costos
de inversion que requiere.

0%

00k
0

La estructura de la generación total de electrici
dad segtin el tipo de fuente energetica utilizada
para producirla, para cada uno de los paIses y
para la region en su conjunto, se muestra en el
Gráfico 3.2.

Se observa el rol preponderante que tiene el gas
natural en todos aquellos palses que en 1996 dis
pusieron de este recurso para la generaciOn eléc
trica. En los cuatro paIses que quemaban gas en
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Cuadro 3.2. Generación por tipo de combustible, año 1996

1.2 El uso de combustibles en centrales
eléctricas

Se estableció para cada pals con base en la
información de la operación la generaciOn
eléctrica obtenida a partir de cada fuente ener
getica y los consumos de combustibles regis
trados durante 1996, los que se presentan en el
Cuadro 3.2.

El gas sustituye al fuel oil en la generación
turbovapor e impulsa nuevas implantaciones en
turbinas a ciclo abierto y ciclo combinado. las que

se ban transformado en las principales protago
nistas de ampliaciones actuales y futuras de gene
ración eléctrica, en los palses que cuentan con
gas, en cuyo caso compiten favorablemente con
los nuevos aprovechamientos hidroeléctricos. En

ello influye también la privatización del sector,

ya que los inversionistas privados priorizan la ren

tabilidad y tiempo de recuperaciOn de la inver

sión sobre los aspectos conservacionistas, costos

y disponibilidades futuras del recurso.

Las importaciones y exportaciones del gas tienen

un fuerte incremento en la actualidad, desarro

llándose la construcción de gasoductos que co

nectan paises productores con palses que care

cen del fluido o lo disponen en voidmenes relati

vamente escasos.

En relación con los derivados lIquidos del petrO

leo, tanto el fuel oil como el gas oil están dismi

nuyendo su participación relativa. El fuel se está

usando en generación turbovapor en general, en

circunstancias de carencia local o estacional del

Fuente Unidad Argentina Bolivia Brash Chile Colombia Ecuador Paraguay PerO Uruguay enezuela1 Total
GWh

65.390 2.849 263.288 27.657 42.284 9.251 44.778 12.429 6.454 72.681 547.061

Total TCaI 110.204 4.523 30.533 29.025 19.668 8.627 7 1741 2.234 57.112 263.674

kCaI/KWh 1.685 1.588 116 1.049 465 933 0 140 346 786 482
GWh2.

614 3.112 237 295 1.851 66 649 857 9,681

Fuel Oil MTn 615 786 79 57 508 17 175 238 2.476

TCa 6.032 6.991 775 649 4.982 170 1.715 2.209 23.523

GWh 30.280 1.395 5.486 17.080 54.241

Gas Natural MMm3 9.075 510 1.834 5.737 17.1 56

TCaI 75.323 4.360 15.158 51.079 145.920

GWh 1.417 3.548 11.066 1.430 17.461

Carbon MTn 554 2.755 4.642 592 8.543

TCa 3.269 16.255 27.388 3.846 50.758

GWh 694 68 306 5 1.050 3 590 178 900 3.794

Gas Oil Mm3 224 19 100 2 424 1 183 54 459 1.466

TCaI 1.931 163 862 15 3.645 7 1.571 519 3.824 12.537

GWh 35.005 1.463 6.660 11.609 7,216 2.901 3 656 827 18.837 85.177

Sub Total C. Fósiles TCaI 86.555 4.523 23.246 29.025 19.668 8.627 7 1.741 2.234 57.112 232.738

KCaI/kWh 2.473 3.092 3.490 2.500 2.726 2.974 2.500 2.654 2.701 3.032 2.732

Hidro GWh 22.926 1.386 254.062 16.048 35.088 6.350 44.775 11,773 5.627 53,844 451.959

Uranio GWh 7.459 2.429 9.888

TCaI 23.649 7.287 30.936
Notas:

A’gentrna: Corresponde al total nacional. Fuente: Secretaria de Energla.
Elrasrl Corresponde ala sums de sistemas interconectados. Porfalta de datos

no ncluye 37 GWh generados por pequebas unidades turbogas y diesel.
Chle: Valores estimados a partir de nformacidn sobre generacion por central y

datos de consumos especiflcos del cdlculo de precios de nodo pars el
SIC y SING. No se Inc uyen 233 GWh generados con residuos de
biomasa. El consumo de drese od estS sumado al 5S 01.

bcuador El rubro gasoll corresponde a diesel oil.

PerO: SegOn los informes anuales de 1996, los combustibles fdsiles c005umi-
dos fueror petrOleo residual y Diesel II. Por razones de homogeneidad
en Ia presentacidn. los consumos se consignan en lou rubros fuel oil y
gas oil, respectivamente.

Uruguay. El consumo de gas oil nc uye 5000 m3 de diese oIl.
Venezuela: La generaciOn hidroeléctrica incluye Ia produccidn de las centrales

Macagua II y III (3.436 GWh) durante el per’odo de prueba.
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1996 se han construido los gasoductos Bolivia
Brasil (hasta Porto Alegre) y de Argentina a Chi
le, con la finalidad de generar energIa eléctrica.

iin los palses restantes sOlo Chile hizo un uso
intensivo del carbon que, en proporciones muy
inferiores, también fue quemado en centrales bra
sileñas, colombianas y argentinas. En este con
texto se destaca la baja utilización de los deriva
dos del petróleo por parte de las centrales eléctri
cas suramericanas, salvo en Ecuador y Uruguay
donde se usan en forma excluyente para comple
mentar la generacion hidroeléctrica.

Del Cuadro 3.2 puede calcularse el rendimiento
rnedio del parque térmico convencional en
Suramérica en 1996 (dado el factor de conver
sión de 859,9 kcal/kWh), el cual era del orden
del 31%. Sin embargo, hay diferencias significati
vas entre los paIses, cubriendo un rango que va
desde el 25% (Brasil) hasta el 35% (Argentina y
Chile).

Del Gráfico 3.2 puede apreciarse que Argentina,
Chile y Bolivia son los tinicos palses suramericanos
en los cuales la generaciOn térmica representa más
del 40% de la generacion bruta total. Sin embar
go, es necesario aclarar que la eficiencia de algu
nas centrales holivianas se ye altamente influida
por las condiciones de baja presión debido a la
altitud en la que operan.

1.3 Indicadores sobre las caracterIsticas
operativas de los sistemas

Los indicadores analizados reflejan las caracteris
ticas del abastecimiento eléctrico nacional y con
tribuyen al análisis del rol que podrIa tener cada
pals en la conformación de un mercado eléctrico
regional y el tipo de beneficios que podria obte
ner de estos intercambios.

Dado el carácter eminentemente hidrotérmico de
los sistemas eléctricos suramericanos, los proble
mas derivados de la aleatoriedad del aporte que
afectan el abastecimiento eléctrico pueden ser
solucionados, o al menos disminuidos, mediante
interconexiones internacionales que aprovechen
las complementariedades nacionales.

Los palses con mayor participación térmica pue
den contribuir a moderar variaciones aleatorias
en el aporte hidroeléctrico debido a que su gene
ración puede variarse a voluntad, dentro de los
lImites fijados por su capacidad. Esta compensa
ción térmica constituye otro beneficio que sola
mente puede ser aprovechado a partir de la exis
tencia de interconexiones. El indicador utilizado
para su mediciOn es el porcentaje de potencia tér
mica respecto a la total, ambas referidas a la p0-
tencia propia de un mismo pals.

Dado que aun cuando la participación térmica
nacional sea alta, el valor absoluto puede ser pe
queño en términos suramericanos; además del
Indice anterior se considera otro factor que mide
la participación de la potencia térmica nacional
respecto de la térmica suramericana.

Obviamente, la generacion adicional disponible
para terceros palses depende del grado de utiliza
ciOn con el que el pals de origen explota sus pro
pias máquinas térmicas. Un indicador de ello, las
8horas de utilizaciOn” anuales del parque aparece
en el Cuadro 3.1 para el año base 1996

Otro beneficio importante de la integraciOn de
sistemas nacionales es la consolidación de reser
vas. Para ello es necesario establecer la reserva
disponible en cada pals.

Gráfico 3.2 Estructura de generacióri por tipo de fuente energética, año 1996
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1.3.1 El nivel de reserva disponible

Se analiza el abastecimiento de potencia durante
el año base 1996 mediante el balance entre po
tencia bruta disponible y demanda maxima bruta.
El excedente de potencia mide el nivel de reserva.
Las variables se ilevan a un nivel homogeneo de
mediciOn en bornes del generador.

Se ha considerado la potencia bruta disponible
añadiendo a la potencia efectiva propia la impor
tada de otros paIses y deduciendo la que el pals
en cuestión exporta a terceros.

El nivel de reserva disponible total es uno de
los indicadores del desempeno del abastecimien
to. Si tiene valores altos, demuestra una holgu
ra que facilita la gestion y permite afrontar en

mejores condiciones contingencias de variada
lndole: fallas intempestivas, mantenimientos o
reparaciones prolongadas, perlodos hidráulicos
secos, etc. Indica, por otra parte, una posibili
dad de contribuciOn significativa a otros pal
ses mediante la interconexión con los mismos.

Si por el contrario sus valores son reducidos, ello
evidencia una alta vulnerabilidad en la prestación
del servicio y pocos recursos para afrontar un
evento imprevisto. La conveniencia de la interco
nexiOn, en este caso, reside en la posibilidad de
compartir reservas, lo que por si mejora la situa
ción. Si la reserva del pals con el que se interconecta
es además alta, mejoran más las condiciones para
encarar exitosamente situaciones crlticas.

En el Cuadro 3.3 y el Gráfico 3.3 se muestra la
potencia bruta disponible para abastecer la carga

maxima registrada en 1996, junto con la reserva
de potencia de cada sistema. Si bien existen in
tercambios de electricidad entre diferentes palses
suramericanos, solo se consideraron los provenien
tes de las centrales binacionales a los efectos de
calcular la potencia bruta total disponible en cada
sistema para atender su carga maxima. La opera
ción de las centrales compartidas supone que cada
pals hace una reserva de potencia para uso do
méstico sobre el 50% que es de su propiedad. La
parte no utilizada cie su cupo es exportada a la
otra parte y, a los efectos del abastecimiento, cum
ple el rol de importación de potencia firme.

Como puede apreciarse en el Cuadro 3.3, el nivel
de reserva respecto de Ia carga maxima con el
que contaban los sistemas en 1996 varia muy
significativamente de pals en pals. Esta disper
sión se muestra más claramente en el Gráfico
3.3, donde se tienen los porcentajes de reserva
respecto de la carga maxima, ordenados segOn
niveles crecientes de reserva.

Debe destacarse que el alto margen de reserva
para la region en su conjunto refleja uno de los
beneficios potenciales de la creaciOn de un mer
cado eléctrico regional. En efecto, se ha estimado
que la diversidad de carga entre los distintos sis
temas permitirla que la carga maxima simultánea
de toda la region fuera alrededor de 6.000 MW,
inferior a la suma de las cargas máximas no si
multáneas. Este supuesto permite establecer para
la region suramericana una reserva del 53,3% de
la demanda maxima. De no haberlo hecho, la re
serva regional caeria al 42%, esto es, un valor in
termedio entre los niveles de Chile y Colombia,

Si bien las reservas presentadas por Uruguay y
Venezuela aparecen como inusualmente altas,
ambos palses tienen un abastecimiento basado
fundamentalmente en generaciOn hidroeléctrica,
y está, por lo tanto, sujeto a las variaciones de los
aportes hidraulicos. En el caso de Uruguay las
centrales hidroeléctricas dependen totalmente del
regimen de lluvias, que registra grandes variacio
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Cuadro 3.3 Reserva de potencia, año 1996

Potencia Efectiva - Exportaciones

a

a, mportaciones Demands Reserva

Concepto Argentina Bolivia Brasil Chile Colombia Ecuador Paraguay PerU (1) Uruguay Venezuela Suramérica

Potencia Efectiva 17.492 662 55.885 6,001 10.600 2.057 7.107 2.605 2.113 16.751 121.273

Importaciones (4) 600 5.463 6.063

Exportaciones (5) 6.063 6.063

Pot. Bruta Disponible 18.092 662 61.348 6.001 10.600 2.057 1.044 2.605 2,113 16.751 121.273

Carga Max. Bruta 12.256 560 44.594 4.362 7.312 1.779 862 2.041 1.279 10.052 79.097

Reserva MW 5.836 102 16.754 1.639 3.288 278 182 564 834 6.699 42.176

% Demanda Maxima 47.6 18.2 37.6 37.6 45.0 15.6 21.1 27.6 65.2 66.6 53.3

Notas:
(1) Agregando Ia autoproducción, Ia potencia efectiva alcanza 3.123 MW

y Ia demanda bruta as de 2.344 MW, con una reserva del 32.3%. Por
falta de desagregacián de Ia información disponible, las proyeccio
nes para PerO corresponden al total del sistema eléctrico, incluyendo
servicio pOblico y autoproducción.

(2) Corresponde a valores netos.
(3) La carga maxima consignada anal cuadro para el total de Suramérica

supone un ahorro de 6.000 MW sobre Ia suma de las cargas máxi
mas nacionales por diversidad de carga. De no considerar este he-

cho Ia reserva hubiera sido del 42.3% de Ia sums de las cargas máxi
mas (85.060 MW).

(4) Solo se consideraron importaciones de potencia asociadas a poten
cia firme en el momento de Ia carga maxima provenientes de aprove
chamientos hidroeléctricos compartidos.

(5) A las exportaciones de Paraguay desde ItaipO se lea descontO Ia
reserva del sistema paraguayo, estimada en un minimo del 21% de
su carga maxima.
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nes entre perIodos anuales, aun sin considerar el
fenómeno El Niño, y su compensación térmica es
relativamente baja. Las centrales hidroeléctricas
venezolanas, por su parte, tienen una oferta fir-
me del 85% de la generacion esperada en condi
ciones hidrolOgicas medias.

Argentina y Colombia también tienen reserva re
lativamente alta (del orden del 45%). Sin embar
go, la vulnerabilidad de ambos sistemas a fluctua
ciones en los aportes hidráulicos es bien diferen
te. En tanto que Argentina tiene una alta corn
pensación térmica, el sistema colombiano fue abas
tecido en 1996 fundamentalmente con generacion
hidroeléctrica y el nivel de compensación térmica
puede resultar insuficiente para afrontar perIo
dos magros. De hecho, los años anteriores a 1996
fueron de bajos aportes y, en particular, 1992 re
sultó ser el más seco de los ültimos 40 años, con
aportes hIdricos que apenas llegaron al 64% de la
media histórica.

Chile y Brasil, con reservas del orden del 38%,
están en una situación intermedia en el concierto
de los paIses suramericanos. Ambos han seguido
una estrategia diferente para mitigar los efectos
de las variaciones hidrologicas sobre el abasteci
miento eléctrico. En tanto que Chile tiene una
compensaciOn térmica importante, la reserva del
sistema brasileflo corresponde a compensación
hidráulica dada por la capacidad de regulacion de
los numerosos embalses, reforzada por los crite
rios de diseño de las obras y de la planificación de
la expansion del sistema.

Ecuador, Bolivia y Peru son los palses surameri
canos con menor reserva disponible, entre el 16%

y el 27%. El deficit en la reserva de Ecuador es el
resultado combinado de demoras en la ejecuciOn
de obras y en el mantenimiento y rehabilitaciOn
del parque térmico existente, situación que llevó
a que en 1995 se presentaran severas restriccio
nes en el suministro eléctrico. El abastecimiento
de 1996 estuvo menos comprometido gracias al
lanzamiento de un programa de emergencia y al
mayor aporte hidráulico. La operación del siste
ma boliviano presentó perIodos crIticos durante
1996, que comenzaron a solucionarse en el ülti
mo trimestre del año con la entrada en servicio
de unidades turbogás en la Central Carrasco. Su
nivel de compensación térmica es el más alto de
Suramérica, lo cual reduce la criticidad de los años
secos. El abastecimiento eléctrico en Peru du
rante 1996 se vio favorecido por altos aportes hi
dráulicos que permitieron reducir notablemente
la utilizaciOn de su parque térmico. Sin embargo,
su vulnerabilidad a las oscilaciones en los cauda
les es relativamente grande y, en perIodos de Se
qula, el abastecimiento puede verse comprometi
do por falta de compensación térmica suficiente.

La situación de Paraguay respecto de la reserva
de generaciOn podrIa calificarse de ‘artificial”, ya
que surge de una convenciOn. En rigor, Paraguay
dispone de una reserva ilimitada para atender su
propia demanda, Si se considera su potencia pro
pia de las centrales compartidas con Argentina y
Brasil. Por lo tanto, su abastecimiento está asegu
rado frente a fallas de generacion. Si en el análi
sis del abastecimiento de potencia se restringiO el
uso de esta potencia por parte de Paraguay fue
fundamentalmente para no reducir artificialmente
los niveles de reserva disponible de sus paIses
socios (Argentina y Brasil).

1.3.2 La compensacidn térmica disponible

La compensación térmica en los sistemas
suramericanos fue analizada en función del rol
que cumple en el abastecimiento de la demanda
local, asI como de la contribución que pudiera
hacer cada sistema a la region en su conjunto. Se
analizaron tres aspectos relevantes:

• El grado de compensaciOn térmica nacio
nal, definido por la participación de la po
tencia térmica sobre Ia potencia total en
cada sistema.

• La disponibilidad de compensación térmica
para compartir con el resto de los paises de
la regiOn, a partir del factor de utilización
de la potencia térmica para el abastecimien
to de la demanda local.

• La contribución de cada sistema a la compen
sación térmica regional, medida por la partici

pación de la potencia térmica local sobre la
potencia térmica total suramericana.

Los resultados de este análisis se presentan en el
Cuadro 3.4, donde se consigna para cada pals el
factor de utilización del parque térmico durante
1996, la participación de la potencia térmica efec
tiva disponible en cada pals (compensación térmi
ca nacional) y la contribución del pals a la corn
pensación térmica de la region en su conjunto.

Como puede apreciarse, los cinco paises con ma
yor compensaciOn térmica son Bolivia, Argenti
na, Ecuador, Chile y Venezuela cuya potencia tér
mica representa al menos 38% de su potencia efec
tiva. Sin embargo, de estos paises sOlo el parque
térmico de Argentina y Venezuela tiene cierta re
levancia a nivel surarnericano. Debe recordarse,
adicionalmente, que Venezuela tiene el margen
de reserva más alto de Sudarnérica, cercano al
67% de su demanda maxima. El aporte conjunto
de Bolivia y Ecuador, por su parte, no supera el

Cuadro 3.4 Compensacion térmica, año 1996

Utilización Compensacion CompensaciOn
Unidad de Análisis

Térmica Térmica Térmica
Nacional Regional

Argentina 51,1 536 34,5
Bolivia 41,0 61,5 1,5
Brasil 28,0 6,7 13,7
Chile 58,1 38,8 8,6
Colombia 31,9 24,4 9,5
Ecuador 35,2 45,8 3,5
Paraguay 11,4 0,0 0,0
Peru 10,2 28,3 2,7
Uruguay 16,0 27,9 2,2

• Venezuela 33,2 38,6 23,8
SURAMERICA 39,9 22,4 100



58 INTEGRACION ELETRICA SIJRAMERICANA
INTEGRACION ELECTRICA SIJRAMERICANA 59

5% de la potencia térmica total de Suramérica,
restringido por el menor tamaño relativo de estos
sistemas, y ambos tienen las reservas más bajas
de la region. El parque térmico brasileño, que
aporta a su propio abastecimiento uno de los ni
veles de compensación térmica más bajos, tiene
sin embargo relevancia a nivel de la region en su
conjunto, aproximadamente 14%, debido al gran
tamaño del sistema brasileño en comparación con
los restantes palses suramericanos. El aporte de
Chile y Colombia a la compensación térmica re
gional es del orden del 9%, aun cuando la partici
pación térmica en el abastecimiento eléctrico chi
leno es 15% más alta que la colombiana.

La posibilidad de que el parque térmico de un
pals actñe como compensaciOn térmica de otros
palses de la region es inversamente proporcional
a su grado de utilizaciOn para el abastecimiento
de la demanda local. Por lo tanto, podria plan
tearse que a mayor utilización térmica, menor dis
ponibilidad de generaciOn térmica para exporta
ción. Sin embargo, los valores mostrados solo re
flejan las condiciones hidrolOgicas particulares

reinantes en cada pals en 1996, que correspon
dieron a un año seco en el sur de la region y
fueron de alto aporte en la zona forte del
subcontinente. Este hecho es el que explica la alta
utilizaciOn del parque térmico chileno en 1996.
De otro lado, la alta utilizacidn de las centrales
térmicas argentinas en ese mismo aflo correspon
de más a las caracterIsticas permanentes del abas
tecimiento eléctrico en ese pals.

1.4 Contribución de cada pals
al parque eléctrico suramericano

La contribución de cada pals al parque eléctri
Co suramericano se calculó como la participa
ciOn de cada sistema nacional en la potencia
total suramericana y discriminada por tipo tec
nolOgico. Para ello se utilizó la informaciOn
contenida en el Cuadro 3.1. Los resultados se
presentan en el Cuadro 3.5 y en el Gráfico 3.4.

Al comparar la estructura de la tecnologia de
generaciOn total suramericana con la de cada
pals, surgen diferencias. El equipamiento

turbovapor aparece relativamente concentrado
en pocos palses, en tanto las centrales diesel
son mucho más frecuentes en los sistemas de
menor tamaño relativo.

2. LAS TENDENCIAS EN EL
EQUIPAMIENTO FUTURO

En esta secciOn se sintetizan los lineamientos
generales de los planes eléctricos de los palses
suramericanos respecto de la estrategia de ex
pansiOn de la capacidad de generaciOn.

El esCenario que en principio se supone con
un grado de probabilidad de ocurrencia mayor
se adopta como base y se denomina escenario
medio o de referencia. Dada la gran cantidad
de escenarios disponibles se han seleccionado,
dentro de unos rangos superiores e inferiores
razonables, dos esCenarios: alto y bajo.

Las previsiones realizadas sobre Ia evolución
de la capacidad instalada de generacion hasta
el año 2010 tratan de captar cuatro elementos
que serán fundamentales en esta evolucidn.
Ellos son:

• Las polIticas nacionales sobre el uso de los
recursos energeticos locales.

• La influencia de la dinámica de las otras
industrias energéticas sobre Ia generacion
de electricidad.

• El impacto de los avances tecnologicos so
bre la competitividad de las diferentes tec
nologias de generacion eléctrica.

• Las conductas esperadas de los inversio
nistas privados en Ia generaciOn eléctrica,
en aquellos sistemas e los cuales esté pre
visto que el capital privado participe activa
mente en Ia expansion de la generaciOn.

Gráfico 3.4 Participación de los palses en Ia potencia total suramericana, 1996
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Cuadro 3.5 Participación de los paIses en Ia potencia total suramericana, 1996

Pals Total Hidro Sub Total Turbo Turbo Ciclo Diesel NuclearTermico Vapor Gas Comb.
Argentina 14,4 8,6 34,5 29,8 39,9 87,8 0,6 60,5
Bolivia 0,5 0,3 1,5 0,0 4,5 0,0 3,0 0,0
Brasil 46,1 55,4 13,7 17,1 3,7 (*) (*) 39,5
Chile 4,9 3,9 8,6 11,9 3,7 0,0 14,8 0,0
Colombia 8,7 8,5 9,5 11,2 7,1 (*) 26,1 0,0
Ecuador 1,7 1,2 3,5 1,9 5,3 0,0 29,7 0,0
Paraguay 5,9 7,5 0,0 (**) (**) (**) 0,5 0,0
Peru 2,1 2,0 2,7 0,2 6,4 12,2 21,2 0,0
Uruguay 1,7 1,6 2,2 1,9 2,9 0,0 4,1 0,0
Venezuela 13,8 10,9 23,8 26,0 26,6 0,0 0,0 0,0
TOTAL% 100 100 100 100 100 100 100 100

MW 121.273 94.111 27.162 16.073 8.630 164 633 1.662
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Las reformas introducidas por varios paIses de la
region en la industria petrolera, incluyendo la
producciOn de gas natural, está provocando una
fuerte tendencia de las empresas productoras a
impulsar la conformacidn de un mercado regio
nal para el gas natural. Este hecho está tornando
disponible un recurso que hasta ahora era exclu
sivo de algunos sistemas eléctricos suramericanos
(Argentina, Bolivia, Colombia y Venezuela).

El atractivo del gas natural para la generacion de
electricidad se ye ampliamente reforzado por las
mejoras de rendimiento y reducción de precios de
las turbinas de gas registrados en los ültimos años.
Las turbinas de gas más modernas pueden alcan
zar, funcionando con ciclo abierto, el 37% de efi
ciencia térmica, y los rendimientos pueden llegar
al 57% en las instalaciones de ciclo combinado.
En este contexto, la competitividad de las centrales
hidroeléctricas frente a las centrales de gas puede
verse afectada, en especial por sus altos costos de
inversiOn y largos perIodos de construcciOn. En par
ticular, cuando la dinámica de expansiOn recae so
bre la iniciativa de los inversionistas privados cabe
esperar que la tendencia sea hacia la instalacidn de
turbinas de gas (ciclo abierto o combinado), siempre
que el gas esté disponible, ya sea sobre la base de
produccidn local o importacidn.

Sin embargo, la disponibilidad y los bajos costos
de la generacidn a gas no son los Onicos elemen
tos que han influido en la disminucidn del ritmo
de desarrollo de aprovechamientos hidroeléctri
cos en algunos palses. En efecto, la pronunciada
sequIa de comienzos de los 90 en la zona norte
de America del Sur pareciera haber incrementado
la sensacidn de vulnerabilidad en sistemas alta
mente dependientes de la hidroelectricidad y ha-

ber propiciado la büsqueda de un abastecimiento
más equilibrado entre las diferentes tecnologIas.
A continuacidn se sintetizan las tendencias espe
radas en cada uno de los palses suramericanos
hasta el anD horizonte (2010).

2.1 Argentina

En el escenario medio de referencia, basado en el
estudio Prospectiva 1997 de la Secretarla de Ener
gIa que recoge los planes de inversion declarados
por los inversores privados, se prevé un fuerte
incremento de la potencia térmica total hasta el
año 2005 por la incorporaciOn de ciclos combina
dos de alta eficiencia térmica, lo cual se comple
mentarIa con la finalizacidn de la Central Hidro
eléctrica Yacyretá y de la central nuclear actual
mente en construcción.

Entre el año 2005 y 2010 la expansiOn de la capa
cidad de generacion estarIa basada fundamental
mente en la construcciOn de nuevas centrales hi
droeléctricas, aunque no se excluye totalmente la
incorporaciOn de nuevas centrales térmicas. Tam
bién se prevé un fuerte incremento de las expor
taciones a Brasil, alcanzando los 4.000 MW en el
año 2010.

La prospectiva 1997 presenta tres escenarios de
demanda, con sus correspondientes escenarios de
oferta, cubriendo el perIodo completo de análisis.
No hay diferencias cualitativas significativas en
las tendencias de los escenarios de oferta.

2.2 Bolivia

Se consideraron los escenarios medio y bajo, coin
cidentes con el Informe de Precios Referenciales

mayo-octubre 1997 (un solo escenario) y el esce
nario alto, con el mismo informe pero correspon
diente a 1998.

Dado que las proyecciones cubiertas por dichos
informes alcanzaban hasta el aflo 2001, fue nece
sario estimar la evoluciOn de la capacidad de ge
neraciOn entre el año 2000 y el 2010. En esta
estimaciOn se utilizaron los siguientes criterios:

• Mantener una reserva minima del 20% res
pecto de la carga maxima proyectada.

• Incorporar dos centrales hidroeléctricas del
catálogo de proyectos.

• Completar el equipamiento necesario con
turbinas de gas. Entre el año 2005 y 2010
considerar ciclos combinados quemando gas
natural.

2.3 Brasil

Para el escenario bajo se adoptO el mismo progra
ma de equipamiento que para el escenario medio.
El escenario alto sOlo difiere de los restantes por
la incorporaciOn de la Central Hidroeléctrica Belo
Monte (11.000 MW).

Las previsiones oficiales suponen continuar con el
aprovechamiento del potencial hidroeléctrico del pals,
complementado con un programa termoeléctrico de
transiciOn que utilice una gama diversificada de fuen
tes energeticas (nuclear, gas natural y carbOn). Los
aspectos importantes de la evoluciOn esperada en el
sistema brasileño son los siguientes:

IncorporaciOn de nuevas centrales hidroeléc
tricas, de mediano tamaño en el sistema sur/
sudeste/centro.oeste y de gran tamaño en
el sistema norte/noreste.

• InterconexiOn de ambos sistemas.

• AmpliaciOn de la capacidad de generaciOn
nuclear de la Central Angra, con dos unida
des nuevas.

• IncorporaciOn de centrales térmicas conven
cionales en ambos sistemas, previendo la uti
lizaciOn de gas natural, ya sea local o im
portado, que en el caso del sistema sur será
complementado por turbovapor quemando
carbOn mineral.

• Interconexiones mayores con los sistemas
argentino y uruguayo.

2.4 Chile

Las previsiones sobre las ampliaciones de capaci
dad de generaciOn de los sistemas interconectados
chilenos para el escenario medio se basan en el
‘Programa Indicativo de Obras para la Expansion
Futura de la Oferta Eléctrica”, realizado por la
ComisiOn Nacional de EnergIa, tanto para el Sis
tema Interconectado Central (SIC) como para el
Sistema Interconectado Norte Grande (SING).

Los aspectos importantes de estas previsiones son
los siguientes:

• Las incorporaciones de corto plazo hasta el
aflo 2000 reflejan la evoluciOn declarada por
los generadores y evidencian cierta diversifi
caciOn tecnolOgica en el SIC (hidráulica,
turbovapor, turbogás o ciclo combinado).

• En el largo plazo se producirla una mayor
especializaciOn sobre la base de ciclo corn
binado, quemando gas natural importado
desde Argentina.
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• Ambos sistemas se interconectarlan airede
dor del año 2000, dando origen al Sistema
Interconectado Nacional.

Se consideraron tres escenarios para ambos siste
mas. Para el SIC, el escenario medio y otros dos
—alto y bajo— con rangos de variación +15%
y -20% al año 2010, y las tasas anuales acu
mulativas resultantes. Para las variantes del SING
se adoptaron rangos de +20% y -15%. Posterior
mente, la variante alta de este ültimo sistema se
remplazó por Ia ültima informada por la CNE. No
hay diferencias cualitativas sensibles entre los tres
escenarios considerados en ambos sistemas, pero
si cuantitativas para ajustarse a los requerimien
tos de demanda de cada escenario.

2.5 Colombia

Para Ia determinación de la evolución de la capa
cidad de generación en los tres escenarios se uti
lizó como base el “Plan de Expansion de Genera
don 1998-20 10 (resumen preliminar de noviem
bre de 1998)”.

El objetivo central de esta actualización fue hacer
un seguimiento de la dinámica de expansion en el
corto plazo (año 2003) y controlar las condiciones
de confiabilidad de la prestación del servicio eléctri
co. Para el largo plazo, además de Ia confiabilidad,
se consideró relevante la diversificación del uso de
los recursos energeticos y su competitividad.

En función de estas consideraciones, la evolución
prevista en los próximos años supone un fuerte
incremento de la compensación térmica para dis
minuir la vulnerabilidad del sistema colombiano
en perlodos de sequIa prolongados. Entre los años
2005 y 2010, se supone una mayor incorporación

de potencia hidroeléctrica, sin vulnerar las condi
clones de seguridad en el abastecimiento.

Los escenarios incluidos no presentan mayor di
ferencia conceptual en cuanto a las tendencias
básicas de la oferta.

2.6 Ecuador

La expansion prevista de la capacidad de genera
ción en el sistema ecuatoriano para los tres es
cenarios analizados se basa en el “Plan de Electrifi
cación del Ecuador 1998-2007 (version jun10 1998)”.

Estas previsiones para Ecuador suponen incorporar
el impacto que tendrIan las reformas institucionales
de la industria eléctrica sobre la dinámica de expan
sión, en particular en lo que se refiere a los plazos
para la ejecución de las obras hidroeléctricas pro
gramadas. En función de ello se espera que la ma
yor parte de los permisos de concesión de centrales
hidroeléctricas sufran demoras que obligarlan a ins
talar nuevas centrales térmicas para asegurar la cali

dad del servicio eléctrico. En el largo plazo, sOlo
está prevista la incorporación de centrales térmicas
convencionales, quemando derivados de petróleo, si
bien podrIan usar gas natural de los yacimientos del
Golfo de Guayaquil en caso de que se comenzara la
producción.

Los escenarios alto y bajo mantienen la tenden
cia del predominio de las centrales térmicas, ajus
tando el total de incorporaciones a los requeri
mientos de la demanda.

2.7 Paraguay

Los tres escenarios considerados corresponden
al Plan Maestro que alcanza el perIodo 1997-2002,

completado con estudios posteriores de la Ad
ministración Nacional de Electricidad -ANDE-,
que extienden el horizonte hasta el aflo 2010.
En términos conceptuales, los lineamientos
que orientan los tres escenarios de oferta
son similares.

La disponibilidad actual de oferta de origen hi
droeléctrico en Paraguay excede ampliamente
sus requerimientos actuales y futuros previs
tos en los tres escenarios para el perIodo anali
zado. En rigor, esta disponibilidad se incremen
tará respecto a los valores del año base debido
tanto a la finalizaciOn de la Central Hidroeléc
trica Yacyretá como a la ampliación de la Cen
tral Hidroeléctrica Itaipti. Sin embargo, las au
toridades paraguayas consideran la necesidad
de instalar equipamiento térmico de base en el
centro de carga, a fin de mejorar las condicio
nes operativas de la red (control de tensiOn,
reducción de pérdidas, etc.). En principio serla
un ciclo combinado de 700 MW, que podrIa
quemar gas natural en caso de que la demanda
de gas haga económicamente atractiva la cons
trucción de un gasoducto.

2.8 Peru

Los escenarios alto y bajo se basaron en el Plan
Referencial de Electricidad de 1997, en tanto
el escenario medio de referenda se ajusta a las
previsiones del Informe SEG/CTE N° 028-98
sobre la fijación de tarifas en barras para el
perIodo noviembre 1998-abril 1999. Estas Olti
mas proyecciones son más altas que las corres
pondientes al plan de 1997. No hay diferen
cias de concepción en los lineamientos de los
tres escenarios, salvo por la mayor participa
ciOn de las centrales turbogas.

Los aspectos importantes de estas previsiones son
los siguientes:

• InterconexiOn de los sistemas norte y sur
en el año 2000.

• Limitada incorporaciOn de centrales hidro
eléctricas en los primeros años del perIodo
de proyecciOn.

• Rol protagOnico del gas de Camisea a par
tir del año 2000, a través de Ia instalación
de nuevos ciclos combinados que quemen
gas proveniente de dicho yacimiento.

2.9 Uruguay

Para todos los escenarios la evolución de la capa
cidad de generaciOn del sistema uruguayo se basa
en el ‘Plan indicativo de electrificaciOn del Uru
guay 1996-2009” (versiOn 1997), con algunos ajus
tes posteriores que suponen la sustituciOn del ci
do combinado que se preveIa instalar en PaysandO
por dos turbogás, con una potencia total de 240
MW y completándola después en un ciclo combi
nado en el año 2003.

Debe aclararse que en los análisis de abastecimien
to del sistema uruguayo se prevé la posibilidad de
contratos de potencia firme con Argentina y Bra
sil. Teniendo en cuenta que los planes de expan
siOn de Argentina y Brasil no incorporan estas
exportaciones, se ha optado por no imponer flu
jos obligados entre los sistemas.

Con respecto a la ampliaciOn de capacidad de la
oferta local, el plan solo prevé Ia entrada en servi
cio de centrales térmicas que operarIan queman
do gas natural argentino para remplazar en parte
máquinas existentes obsoletas.
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2.10 Venezuela

En relación con la oferta se ha considerado un
solo escenario basado fundamentalmente en la
‘Evaluación de la oferta de generacion. PerIodo
1996-2005 del Comité de Planificación de OPSIS
y en la Estimación del consumo de combustibles
en el sistema eléctrico nacional 1996-2006’ de la
Division de PlanificaciOn de Sistemas Eléctricos
de EDELCA (ElectrificaciOn del CaronI). Entre el
año 2005 y el 2010 se tuvo en cuenta nuevas
centrales hidroeléctricas (Central Hidroeléctrica
Tocoma) y los retiros de centrales térmicas exis
tentes. Adicionalmente, fue necesario estimar los
requerimientos adicionales de potencia térmica de
reserva basados en el mantenimiento de los five
les de reserva adoptados por los documentos na
cionales para el año 2005 y dándole prioridad a
la instalaciOn de ciclos combinados a gas natural.

En función de estos criterios, las incorporaciones
de nuevas centrales en Venezuela muestran una
composición predominantemente hidroeléctrica,
especialmente entre el año 2000 y 2005, debido
al tamaño de las centrales hidroeléctricas que
entran en servicio en este perIodo.

3. LA EXPANSION PREVISTA DEL
PARQUE DE GENERACION

En esta sección se presenta la evolución prevista
de la oferta por tecnologia en cada uno de los
sistemas suramericanos y para cada escenario Se
leccionado, asI como las caracteristicas que asu
mirIa el abastecimiento futuro.

Para el escenario de referencia se analizaron ade
más los indicadores de reserva, respaldo térmico
local y nivel de compensación térmica que puede
aportar cada pals al total regional y la contribu
ción de cada pals al parque eléctrico suramericano.

3.1. Evolución del parque de generación.
Escenarios alternativos

Los escenarios seleccionados para cada pals se
presentan en los Cuadros 3.6, 3.7 y 3.8, corres
pondientes a los escenarios medio, alto y bajo res
pectivamente. En estos cuadros, la potencia efec
tiva instalada en cada sistema se totaliza para tres
años de corte (2000, 2005 y 2010), agregándose
los valores de año base a fin de facilitar las corn
paraciones. Debe aclararse que los valores de 1996
para Peru en el escenario medio difieren de los
presentados en el Cuadro 3.1 debido a que en
este caso corresponden a la suma del servicio
püblico más la autoproducción. Además, en el caso
del Brasil, en las incorporaciones acumuladas por
tipo de tecnologla se incluyen bajo la clasifica
ción turbogas todas las centrales turbogas, diesel
y ciclos combinados, ya que la informaciOn dispo
nible no permitió la identificación de cada cate
gorla. Igualmente, en el caso de Colombia la clasi
ficación turbogás en el año base incluye tanto a
las turbinas de gas como a los ciclos combinados.

En el Gráfico 3.5, donde se muestra el incremen
to de potencia instalada en el periodo 1996-2010
como porcentaje de la capacidad total en 1996
para los tres escenarios, puede apreciarse que el
parque eléctrico suramericano crecerla entre el
72% y el 92% con una media esperada del 78%.

(Continua en pág. 68)

Cuadro 3.6 EvoluciOn de Ia potencia por tecnologIa. Escenario medio

[‘‘ais Tipo 990 Ailo 2000 Incor.2001-2005 Año 2005 Incor. 2006 -2010 I 2010

_____ MW % MW % MW % MW % MW % MW % MW %
Argentina TV 4.783 27.3 -156 -3.1 4.627 20.6 4.627 17.0 4.627 14.3

TG 3.443 19.7 -304 -6.1 3.139 14.0 3.139 11.6 3.139 9.7
CC 144 0.8 4.658 93.2 4.802 21.4 3.250 69.5 8.052 29.6 760 14.5 8.812 27.2

D 4 0.0 4 0.0 4 0.0 4 0.0
N 1.605 5.7 1.005 4.5 745 15.9 1.750 6.4 1.750 5.4

ST Term. 9.379 53.6 4.198 84.0 13.577 60.4 3.995 85.4 17.572 64.7 760 14.6 18.332 56.6
Hidro 8.113 46.4 810 16.0 8.913 39.6 683 14.6 9.596 35.3 4.440 85.4 14.036 43.4
Total ._iQQ .4B7 ZiB ..,.JQ

Bolivia TV
TO 388 58.6 182 72.1 570 62.3 70 22.3 640 52.1 640 37.2
CC 493 100.0 493 28.6
0 19 2.9 19 2.1 19 1.5 19 1.1
N

STTdrm. 407 61.5 182 72.1 589 64.4 70 22.3 659 53.6 493 100.0 1.152 66.9
Hidro ‘9 ‘99:, ‘7 ‘27:9 ‘92b ‘99:, 994 7:7 —270 ‘704 270 S9:
Total 662 ...j9 915 JQQ ._J122

Brasil TV 2.748 4.9 350 2.4 3.096 4.4 850 6.1 3.948 4.7 5(X) 3.7 4.448 4.5
TO 320 0.6 1.529 10.5 1.849 2.6 3.568 25.7 5.417 6.4 3.565 26.4 8.982 92

(*) CC
D
N 657 12 1.709 9.0 1.966 2.8 1.309 9.4 3.275 3.9 3.275 3.3

STTdrm. 3.725 6.7 3.188 22.0 6.913 9.8 5.727 41.3 12.640 15.0 4.065 30.1 16.705 17.1
Hidro 52.160 93.3 11.330 78.0 63.490 902 8.146 58.7 71.638 85. 9.456 69.9 81.092 82.9
Total ,_J05.0 _100

Chile TV 1.947 31.9 695 19.1 2,611 27.1 2.611 21. 2.611 15.9
TG 317 5.3 757 20.8 10.74 11.1 1.074 8. 1,074 6.6
CC 1.868 51.3 1.868 19.4 1.662 68.5 3.530 29. 4.321 100.0 7.851 47.9

D 94 1.6 94 1.0 94 0. 94 0.6
N

STTérm. 2.327 38.8 3.320 912 5.647 58.6 1.662 68.5 7.309 60. 4.321 100.0 11.630 71.0
Hidro ‘-9:2Th 0T2 ‘‘9:70 9:b ‘‘9:900 4T 700 9Th “9:700 ‘29. “9:700 “99:0
Total ,.9:42 ..J90C .J.QQ. .,_A3Z1 130P

Colombia TV 1.806 17.0 -244 -9.1 1.563 11.8 1.563 10.8 303 12.7 1.863 11.0
TO 612 5.8 726 271 1.338 101 380 30.5 1.718 11.8 0) 2.1 1.768 10.5

(“I CC 1 411 527 1.411 10.6 40) 39.4 1.901 131 850 35.8 2.75’ 16.3
D 165 1.6 -38 -1.4 128 1.0 128 0.9 128 0.8
N

ST Term. 2.583 24.4 1.856 69.4 4.439 33.4 870 69.9 5.309 36.6 1.200 50.8 6.509 38.5
H,Oro ‘91J37 ““7533 —1321J ‘729:5 ‘8B37 69:5 379 7203 ‘9:233 634 T17T 729:11 7:03103 ‘‘70’t5
Total 10.600 100.0 2.676 100.0 13.276 100.0 1245 100.0 14.521 100.0 2.371 100.0 16.892 100.0

Ecuador TV 30) 14.6 153 13.9 453 14.3 303 28.4 753 17.9 720 94.5 1.473 29.6
TG 454 22.1 523 47.5 977 30.9 977 232 42 5.5 1.019 20.5
Cc
0 188 92 -38 -3.5 150 4.8 150 3.6 150 3.0
N

STTdrm. 942 45.8 638 57.9 1.580 50.0 303 28.4 1.880 44.6 762 100.0 2882 53.1
H,dro 1.115 542 463 42.1 1.578 50.0 755 71.6 2.333 55.4 2.333 46,9
Total 2.057 100.0 1.101 100.0 3.158 100.0 1.055 100.0 4.213 100.0 762 100.0 4.979 100.0

Paraguay TV
TO
CC 70) 38.9 70) 7.4 790 6.4

D 3 0.0 3 0.0 3 0.0 3 0.0
N

ST Term. 3 0.0 3 0.0 760 38.9 703 74 703 6.5
Hidro 7.104 100,0 539 100.0 7.643 160.0 1 100 611 8.743 92.6 1.440 100.0 10.183 93.5
Total 7.107 100,0 539 100.0 7.646 100.0 1.800 100.0 9.446 100.0 1.440 100.0 10.886 100.0

Per,) TV 129 41 87 7.7 216 5.1 250 20.5 466 8.5 466 7.3
TO 786 252 588 52.4 1.374 32.4 -340 -27.9 1.034 18.9 10,34 16.3
CC 39 0.6 30 0.5 7(0 57.5 720 132 750 83.3 1.470 231

D 254 81 133 11.9 387 91 387 71 387 61
N

ST Term. 1.189 38.1 808 72.0 1.997 47.0 610 50.1 2.607 47.7 750 83.3 3.357 52.8
Hidro 1.934 61.9 314 28.0 2.248 53.0 608 49.9 2.856 52.3 150 16.7 3.006 472
Total 3.123 100.0 1.121 100.0 4.244 100.0 1.218 100.0 5.462 100.0 900 100.0 6.362 100.0

Uruguay I V ‘‘7222 ‘-‘-131 “—100 ‘89:2 ‘“—72) ““ge ‘222 “‘-702 2T3 ‘-‘-7D
TO 250 11.8 216 186.2 466 20.9 466 180 120 1000 586 21.6
CC 360 1000 360 13.9 360 13.3

D 20 1.2 39 1.2 26 10 26 1.0
N

STTérm. 589 27.9 116 100.0 705 31.6 360 1002 1065 41.’ 120 100.0 1185 43.7
H dro 1.524 721 1.524 68.4 1 524 58.9 1.524 56.3
Total W99 .,1I2 ,105.0 222 ._200 IQQ0 .25? 129 .199:Q ...._2ZC 1QQ9

Venezuela TV 4.177 24.9 -55 -1.7 4122 20.7 4.122 17.4 4.122 15.3
TG 2.292 13.7 186 62 2.488 12.5 -222 -6.0 2.266 9.6 402 -31 2.164 8.0
CC 450 14.3 450 2.3 1.350 36.3 1.800 7.6 1.350 40.6 3.150 11.7
0
N

ST Term. 6.469 38.6 591 18.7 7.060 35.5 1.128 30.3 8.185 34.7 1248 37.5 9.436 35.0
H,dro 10.282 61,4 2.564 81.3 12.846 64.5 2.592 69.’i 15.439 65.3 2.078 62.5 17.538 65.0
Total 16.751 100.0 3.155 100.0 19.900 100.0 3.720 100.0 23.626 100.0 3.326 100.0 26.952 100.0

Suramêrica TV 16173 13.3 730 2.3 16203 11.0 1.400 42 18.303 99 1.520 4.7 19.823 91
TO 8.861 7.3 4.413 137 13.275 8.6 3.456 113 16.731 91 3.675 11.3 20.406 9.4
CC 164 01 8.387 261 8.551 5.6 8.512 27.7 17.063 92 8.524 26.3 25.587 11.8

D 753 0.6 57 02 810 0.5 810 0.4 810 0.4
N 1.662 1.4 1.309 4.1 2971 1.9 2.054 6.7 5.025 27 5.025 2.3

ST Term. 27.613 22.7 14.896 46.4 42.501 27.6 15.422 50.3 57.932 314 13.719 42.3 71.651 33.0
Hidro 94177 77.3 17222 53.6 111.399 72.4 15.268 49.7 126.667 68.6 18.735 57.7 145.402 67.0
Total 121.790 100.0 32.118 100.0 153.908 100.0 30.690 100.0 184,598 100.0 32.454 100.0 217.053 100.0
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Cuadro 3J EvoluciOn de Ia potencia por tecnologIa. Escenario alto

Pals Tipo
Año 196 Incor1996-2000 Año2000 hicor.2001-2005 Año2005 ncor.2006-2010 Año 2010

MW % MW % MW % MW % MW % MW % MW
Argentina TV 4783 27.3 -156 -2.4 4627 19.3 0 0.0 4.627 16.0 0 0.0 4627 13.5

TG 3443 19.7 -304 -4.7 3139 13.1 0 0.0 3.139 10.8 0 0.0 3139 92cc 144 0.8 6.158 94.8 6302 26.3 3.550 71.3 9.852 34.0 760 14.6 10612 31.1
0 4 0.0 0 02 4 0.0 0 0.0 4 0.0 0 0.0 4 0.0
N 1.005 5.7 0 0.0 1.005 4.2 745 15.0 1.750 6.0 0 0.0 1.750 5.1

STTerm. 9.379 53.6 5698 87.8 15.077 628 4295 85.3 19.37P 95.9 75 14.6 20.132 58.9
Hidro 811 46.4 SW 12.3 8913 3 683 13.7 9.596 331 4440 85.4 14.03 41.1
Total 17.49 1000 6.498 100.0 23.99fl 100 4,97 100.0 28.988 100.0 5.200 100.0 34.168 100.0

Bolivia TV 0. 0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0
TG 388 5& 182 72.1 570 82 2 45.0 770 56.7 0 0.0 770 38.7cc o 0 00 0 0.0 0.0 630 100.0 533 31.7
0 1 2. 0 0.0 19 1 0 0.0 19 1.4 0 0.0 1 1.0
N 0.0 0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0

STTérm. 40 61 182 72.1 589 64 2(0 45.0 789 58.1 583 100.0 1A1 71.4
Hidro 38. 71 27.9 328 3 244 55.0 570 41.9 0 0.0 5 28.6
Total 662 100 253 100.0 91 160 444 100.0 1.359 100.0 630 100.0 1.98 100.0

BrasH TV 2.748 4.9 350 2.4 3.098 4 81 6.1 3.588 4.7 500 2.0 4.44 4.1
TG 320 0.6 1.529 10.5 1.84 2 3.568 25.7 5.417 6.4 3.565 14.5 8.982 8.3

() cc 0 0.0 0 0.0 0 0.0 0 0.0 0 0.0 0.0
0 0 0.0 0 0.0 0 0 0.0 0 0.0 0 0.0 0.0
N 657 1 .2 1 .309 9.0 1 .966 2 1 .309 9 4 3.275 3.9 0 0.0 3.27 3.0

STTérm. 3.725 6.7 3.188 22.0 6.ci 9 5.72 41.3 12.640 15.0 4.05 1R5 16.70 15.4
Hidro 522160 93.3 11.330 78.0 63.4 90 8.14 58.7 71,636 85.0 20.4 S 92.09 84.6
Total 56.885 100.0 14.518 100.0 70.4 lOfl 13.873 100.0 84.276 100.0 24.52 100 108797 100.0

Chile TV 1.917 31.9 695 19.1 2.6 21.1 0.0 2.611 20.5 0. 2.6 14.5
TG 317 5.3 757 20.8 1.0 11.1 0.0 1.074 8.4 0 0. 1.074 5.9cc a 0.0 1.868 51.3 1.868 19.4 2.327 75.3 4.195 32.9 5,31 100. 9.51 52.7
D 91 1 .6 0 0.0 94 1 .0 0.0 58 0.7 0. 94 0.5

NO 0.0 0 0.0 0 0 0.0 0 0.0 0 0. 0
STTérm. 2327 38.8 32fl 912 5.64 58.6 2.327 76.3 7.973 626 5,31 100 13.29 73.6

Hidro 612 3 8.8 3.95 41.4 755 24.7 4.760 3’. 0. 4,840 26.
Total 6000 100.0 364 100.0 964 100.0 3.092 100.0 12.734 100. 5.31 100. 1805 100.

Colombia TV 1.806 17.0 -24 -9.1 1.843 11.8 0.0 1.563 10. 450 17.0 2013 11.8
TG 612 5.8 7 27.1 1.338 10 1 303 25.8 1.638 11 1%J 4. 1.768 10.3

() CC 0 0.0 1.41 52.7 1.4 1 10.6 400 42.1 1.901 13 150 5.7 2.051 12.0
0 165 1.6 -3 1.4 12 1.0 0.0 128 0. 0. 128 0.7
N 0 0.0 0.0 0.0 0.0 0 0. 0. 0 0.0

STTerm. 2.583 24.4 1.8 9Q1 4A39 334 760 67.8 5.229 36. 733 27. 5.959 34.9
Hdro 8.017 75.6 820 30 8.837 66.6 3’5 322 9.212 84 1.92 72. 11.133 65.1
Total 10.600 100.0 2.67 100 13.27 100.0 1.165 100.0 14.441 100 2.65 100. 17.092 100.0

Ecuador TV 300 14.6 1 1 453 14.3 3(8) 28.4 753 17 720 94. 1.473 26.0
TG 454 22.1 523 4 97 30.9 0 0.0 977 23 42 5. 1.019 18.0
CC 0 0.0 0 0.0 0 0.0 0 0 700 91. 700 12.3
0 188 92 -3 3 150 4.8 0 0.0 150 3 0. 150 2.6

NO 0.0 0 0 0 0 0.0 0 0.0 0. 0.0
STT4rm. 942 45.8 638 5 1.580 50.0 3CC 28.4 1.880 44 762 100.0 3.342 58.9

Hidro TTS 542 803 ““ “‘T,7 50.0 755 71 2.3 5 ‘“.O 2.333 41.1
Total 2.057 100.0 1.10 100 3.158 100.0 1.055 100 4.2 100 762 10.0 5.675 100.0

Paraguay TV 0 0.0 00 0 0.0 0 0 0 0.0 0 0.0
TG 0 0.0 0 0.0 0 0 0.0 0 0.0
CC 0 0.0 0.0 7CC 35 713) 0.0 700 6.3

D 3 0.0 0.0 0 0 0.0 3 0.0
N 0 0.0 0 0.0 0 0 0.0 0 0.0

ST Term. 3 0.0 0 0.0 780 35 703 0.0 703 6.3
Hidro 7.104 100.0 5015 100. 7.689 100.0 1.3(X) 55 8.98 92.7 1.440 100.0 10.429 93.7
Total 7.10 100.0 585 100. 7.692 100.0 2.000 100 9.69 100. 1.440 100.0 11.132 100.0

PerO TV 129 4,1 87 7.7 216 5.1 250 19 466 8.4 0 0.0 466 6.9
TO 786 252 588 52. 1.374 32.4 450 34 1.82 32. 0 0.0 1.824 272
CC 03 0.6 0. 20 0.5 0 29 0. 1.000 87.0 1.020 152

D 254 8.1 133 11. 387 9.1 0 387 7. 0 0.0 387 5.8
N 0.0 0. 0.0 0 0. 0 0.0 0 0.0

STTerm. 1.189 38.1 808 72. 1,997 47.0 7(X) 53 2.697 48. 1.000 87.0 3.697 552
Hidro 1.934 61.9 31 28.0 48 53.0 608 46 2.856 51. 150 13.0 3,006 44.8
Total 3.123 100.0 1.12 100.0 4244 100.0 1.308 100 5.11 100. 1.150 100.0 6.702 100.0

Uruguay TV 31 14 -10 -86.2 213 9.6 2 8. 0 0.0 2 7.9
TG 250 11 21 1862 466 20.9 466 18. 120 100.0 586 21.6

CCO 0 0.0 0 0.0 360 100 360 13. 0 00 360 133
0 29 1 0.0 29 12 1. 0 0.0 1.0
N 0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0 0.0

STTerm. 589 27 11 100.0 705 316 315) 1000 1.065 41. 120 100.0 1.185 43.7
Hidro 1.524 7 1 0.0 1.524 68 0 1.5 58.9 0 0.0 1.52 56.3
Total 20.113 100 11 100.0 2.229 1110 3110 100 25 1000 120 100.0 2.709 100.0

Venezuela TV 4.177 24. -55 -1.7 4.122 20 0 v.0 4.ie2 17.e 0 0.0 4.122 15.3
TG 2.292 13.7 1153 62 2.488 1 -222 -6.0 2.266 9.6 -102 -3.1 2.164 8.0
CC 0 0. 450 14.3 450 1.350 36.3 1.800 7.6 1.350 40.6 3.150 11.7

D 0 0. 0 0.0 0 0 0.0 0 0.0 0 0.0 0.0
N 0 0. 0 0.0 0 0 0.0 0 0.0 0 0.0 0.0

STTerm. 6.469 38. 591 18.7 7.060 35 1.128 30.3 8.188 34.7 1248 37.5 9.436 35.0
Hidro 10.282 61.4 2.564 81.3 12.846 64 2.592 69.7 15.438 65.3 2.078 62.5 17.5 65.0
Total 16.751 100.0 3.155 100.0 19.906 1110 3.720 100.0 23.626 100.0 3.326 100.0 26.95 100.0

Suramérica TV 16.173 13.3 733 22 16.903 iu.9 1.400 44 18.303 98 1.670 “Th 19.9 8.6
TO 8.861 7.3 4.413 13.1 13.275 8.5 4296 134 17.571 9.4 3.755 82 21.326 9.1
CC 164 0.1 9.887 29.4 10051 6.5 8777 27.4 18.828 10.0 9.908 21.6 28.736 12.3
0 753 0.6 57 0.2 810 0.5 0 0.0 810 0.4 0 0.0 8 0.3
N 1.682 1.4 1.309 3.9 2 971 1.9 2.054 6.4 5.025 2.7 0 0.0 5.02 22

STTerm. 27.613 227 16.396 48.7 44009 283 16.527 51.7 60536 32.3 15333 33.5 75.87 32.5
Hidro 94177 77.3 17.268 51.3 111 445 71.7 15.468 48.3 126.913 67.7 30.486 66.5 157.398 67.5
Total 121190 108.0 3664 10(10 32995 10(10 187A47 100.0 45418 10(10 233268 10(10

Cuadro 3.8 Evolución de Ia potencia por tecnologIa. Escenario bajo

-;-- Tipo r.199842300 2300 r.2002305 A682355 r.200842310

MW % MW % MW % MW % MW % MW % MW %

Argentina TV 4.783 27.3 -156 -3.1 4.627 20.6 0 0.0 4.627 20.6 0 0.0 4.627 16.0
TG 3.443 19.7 -304 -6.1 3.139 14.0 0 0.0 3.139 12.1 0 0.0 3.139 10.9
CC 144 0.8 4.658 93.2 4.802 21.4 2.050 58.9 6.852 26.4 760 25.8 7.612 26.3
0 4 0.0 0 0.0 4 0.0 0 0.0 4 0.0 0 0.0 4 0.0
N 1.005 5.7 0 0.0 1.005 4.5 745 21.4 1.750 6.7 0 0.0 1.750 6.1

STTerm. 9.379 53.6 4.198 84.0 13.577 80.4 2.795 80.4 16.372 63.0 760 25.8 17.132 59.2
Hidro 8.113 46.4 880 16.0 8.91 39.6 683 19.6 9.596 37.0 2.190 74.2 11,786 40.8

..___________

mOd Jdl(1Q ......A995 J0(1 .224i IIXLQ .....3AZ8 ,...iOt10 ...2515 J86.0 ..2950 .......186.0 ..28.0Th ...J4X1.0
Bolivia TV 0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0 0.0

TO 388 58.6 182 72.1 57 62.3 70 22.3 640 52.1 0 0.0 640 37.2
CC 0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0 493 100.0 493 28.6

D 19 2.9 0 0.0 1 2.1 0 0.0 1 1.5 0 0.0 19 1.1
N 0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0 0.0

STTerm. 407 61.5 182 72.1 589 64.4 70 22.3 659 53.6 493 100.0 1.152 66.9
Hidro 97 ‘‘ 84 777 7 ‘802 ‘O 3333 57 20T
Total 662 100.0 253 100.0 91 100.0 314 100.0 1.229 100.0 493 100.0 1.722 100.0

Brasil TV 2.748 4 350 2.4 3.09 4.4 850 6.1 3.948 4.7 580 3.7 4.448 4.5
TO 320 0 1.529 10.5 1.84 2.6 3.568 25.7 5.417 6.4 3.865 26.4 8.98 9.2

(*) CC 0 0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0
D 0 0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0
N 657 1 1 .309 9.0 1 .966 2.8 1 .309 9.4 3.27 3.9 0 0.0 327 3.3

STTerm 3.725 67 3.188 22.0 6.91 9.8 5.727 41.3 12.64 15.0 4.065 30.1 16.705 17.1
Hidro 52i’0O 177 / “3324 ‘32O2 “3(13U 587 “771. B5D ‘73256 ‘33033 32i01, B233
Total _.5S.585 __10. ..186D ..JaBZ3 .Jl ....64- ....IdXl.0 11521 J1fl .....0L79 ..i00.C

Chile TV 1.917 31 695 19.1 2,611 27.1 0 2.611 22.9 0 0.0 2.61 19.0
TO 317 5 757 20. 1.074 11.1 0 1.074 9.4 0 0.0 1.07 7.8
CC 0 0 1.868 51. 1.868 19.4 997 56 2.865 25.1 2.327 100.0 5.19 37.8

D 94 1 0. 94 1.0 0 0 94 0.8 0 0.0 94 0.7
N 0 0 0. 0 0.0 0 0 0 0.0 0 0.0 0.0

STTdrm. 2.327 38 3320 912 5.647 58.6 997 56 6.644 58.3 2,327 100.0 8.97 65.3
Hidro 133373 ‘773 ‘1 ‘73. 233g5 ‘731%T ‘7 “ 4780 8T7 ‘O 47l ‘347
Total 6.000 1110 3.64 100.0 9642 100.0 1.79 100 11.404 100.0 2.327 100 13.731 100.0

Colombia TV 1.806 17.0 -244 -9.1 1.563 11.8 0.0 1.563 10.9 380 14.7 1.863 11.3
TG 612 5.8 726 27.1 1.338 10.1 l 53.3 1.938 13.5 133 6.4 2.068 12.6(**) CC 0 0.0 1.41 52.7 1411 10.6 150 13.3 1.561 10.8 955 46.8 2.516 15.3
0 165 1.6 -3 -1.4 128 1.0 0.0 128 0.9 0 0.0 128 0.8
N 0 0.0 0.0 0 0.0 0.0 0 0.0 0 0.0 0 0.0

STTerm. 2.583 24.4 1.856 69.4 4.439 33.4 750 66.7 5.189 360 1.385 67.9 6.574 40.0
Hidro —8:017 “‘78.o ‘& “3Q3, 3(837 “7365 “73, ‘7333 ‘‘8.213 “33433 “‘O 321 TV858 ‘60.
Total 10.600 100.0 2.67 100.0 13276 100.0 1.12 100.0 14.401 100.0 23011 100.0 16.442 1000
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Sin embargo, existen diferencias significativas
entre los paIses suramericanos, tanto en lo que
se refiere a la tasa de expansion esperada como a
las diferencias entre los escenarios planteados. Los
palses en los que se espera una mayor dinámica
son Chile, Bolivia y Ecuador, mientras que los
incrementos de potencia instalada en Uruguay,
Paraguay, Colombia y Venezuela no superarIan el
61% de la capacidad actual.

Debido a la fuerte asimetrIa de tamaño de los
sistemas eléctricos suramericanos, Ia distribución
espacial de la nueva capacidad de generacion man
tendrá la preponderancia de los grandes sistemas,
en especial de Brasil, tal como se observa en el
Gráfico 3.6.

En efecto, en el perlodo 1996/2010 deberán ins
talarse nuevas centrales gen.eradoras en
Suramérica con una potencia total que oscilarIa
entre los 87.6 GW, para el escenario bajo, y 111.5
GW en el escenario alto, con una media estimada
en 95.3 GW. El sistema brasileño por si solo con
centrarIa entre el 44% (escenario medio) y el 48%
(escenarios alto y bajo) de este total.

Los escenarios alternativos no muestran diferen
cias significativas en Ia participación de cada pals
suramericano en el total de capacidad de genera
ción de la region. Tampoco habrIa diferencias sig
nificativas en la participaciOn de cada pals en la
potencia total instalada por tipo de tecnologla en
el año horizonte, ya que cada pals prevé mante
ner las tendencias de cambio tecnologico con in
dependencia de Ia tasa de crecimiento de su pro
pia demanda. Ello no significa que no se esperen
cambios estructurales importantes durante el pe
riodo en Ia composición del parque, respecto de
la situaciOn registrada en 1996. Cabe esperar que
la compensación térmica se incremente airededor
del 10% en la region suramericana hacia el año
horizonte. Como puede observarse en el Gráfico
3.7, este incremento seria mucho más importante
en Chile, Perti, Ecuador y Uruguay. El ünico pals
que reducirla levemente su compensación térmi
ca actual serla Venezuela. En términos generales
puede afirmarse que los incrementos en la corn
pensación térmica se verlan acelerados por tasas
altas de crecimiento de las demandas y retarda
dos si éstas crecieran menos de lo esperado.

En lo que se refiere a la evolución de la estructu
ra por tipo de tecnologla de generación tampoco
se aprecian diferencias significativas en los esce
narios alto y bajo respecto del escenario medio

de referencia, tal como puede apreciarse en el Grá
fico 3.8, donde se muestra la evolución esperada
de la estructura entre 1996 y el 2010 para los
tres escenarios. Al margen de la pérdida genera
lizada de participación de la generacion hidráuli

Alto

U Medio
: Bajo

1996

ca se destacan las modificaciones que se prevén
en la composiciOn del parque térmico.

El elemento rnás sobresaliente es el abandono
progresivo de la tecnologla turbovapor, con la

Gráfico 3.5 Incremento de Ia potencia
instalada 1996-2010

(en % de Ia capacidad instalada en 1996)

Chile

Gráfico 3.6 Adición de potencia instalada en el perIodo 1996/2010
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Gráfico 3.7 EvoluciOn de Ia compensación térmica
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ünica excepción del Ecuador donde los planes
oficiales son muy cautos respecto a las posibi
lidades futuras de quemar gas natural en las
centrales eléctricas. El no disponer de gas li
mita el atractivo económico de Ia tecnologIa
turbogas, tanto en ciclo abierto como en ciclo
combinado, que se prevé tenga una fuerte ex
pansión en los próximos años en los paIses
suramericanos.

3.2 Indicadores sobre las caracterIsticas del
abastecimiento, Escenario medio

En el Gáfico 3.9 se muestra la evolucidn de la
potencia disponible en cada sistema, conside
rando tanto la oferta local como las previsio
nes sobre comercio internacional de electrici
dad previsto en los planes nacionales.

En los cuadros adjuntos a! gráfico se consigna,
también, el requerimiento de potencia bruta de
cada sistema asI como la reserva resultante en
cada pals. En términos generales, las previsio
nes suponen una disminución de los niveles de
reserva del año base, en coincidencia con una
reducción de la vulnerabilidad de los sistemas
frente a las condiciones hidrologicas.

Sin embargo, los márgenes de reserva pueden
sufrir fluctuaciones a lo largo del periodo. En
particular, en aquellos sistemas en los que la
iniciativa privada es la encargada de decidir la
expansion de la capacidad de generacion (Ar
gentina, Chile, Colombia y Per) se observan
altos indices de reserva entre el año 2000 y el
2005, que luego irlan disminuyendo. Este pare
ciera ser el resultado del mayor conocimiento
sobre las intenciones de inversion en el corto

plazo, que en todos los casos son recogidas en
los planes como incorporaciones efectivas. En
otros sistemas las fluctuaciones de los márge
nes de reserva pueden estar asociadas a la in
divisibilidad de ciertos aprovechamientos hidro
eléctricos, que producen sobre-equipamiento
transitorio.

En el Gráfico 3.10 se comparan los niveles de re
serva de cada pals en los años extremos del perlo
do, donde los paises están ordenads segün por
centajes de reservas crecientes en el año base.

Como puede apreciarse, las reservas en el año
horizonte tienden a concentrarse en niveles que
oscilan segün los paises entre el 19% y el 31%
de la carga maxima, con excepción de Colom
bia y Venezuela que alcanzarlan valores del 35%
y el 53%, respectivamente. Esta disminución
en los niveles de reserva va acompañada por
una menor vulnerabilidad a las fluctuaciones
en los aportes hidráulicos, gracias al incremen
to en la compensación térmica (Gráfico 3.11).

En efecto, la curva que representa la compen
sación térmica de los sistemas suramericanos
en el año horizonte resulta ser una envolvente
de la curva representativa de la situación del
año base. Solo Bolivia, Argentina y Venezuela
mantendrian los Indices actuales de compensa
ciOn térmica, en tanto que Chile pasaria a te
ner uno de los valores más altos de toda
Suramérica (71%). Paraguay, Brasil y Venezue
]a, por el contrario, serlan los Onicos paises
suramericanos con una compensación térmica
inferior al 35%.
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Gráfico 3.8 Evolucióri de Ia estructura de Ia potencia instalada entre 1996 y 2010
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Pals: Argentina

Gráfico 3.9 Evolución del abastecimiento de potencia (continua)

Concepto 1996 2000 2005 2010

Potencia Etectiva 17.492 22.490 27.168 32.368
Importaciones 600 974 1.390 1.553
Exportaciones 0 1.000 3.000 4.000
Pot. Bruta Disp. 18.092 22.464 25.558 29.921
Dem. Max. Pot. Bruta 12.256 14.630 18.576 23.602
Reserva MW 5.836 7.834 6.982 6.319
% Demanda Maxima 47.6 53.5 37.6 26.8

Pals: Ecuador

73

Gráfico 3.9 Evoluciôn del abastecimiento de potencia
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Pals: Bolivia

Concepto 1996 2000 2005 2010

Potencia Etectiva 662 915 1.229 1.722
Importaciones
Exportaciones
Pot. Bruta Dis. 662 915 1.229 1.722
Dam, Max. Pot. Bruta 560 730 1.020 1.431
Reserva MW 102 185 209 291
° Demanda Maxima 18.2 25.3 20.5 20.3

Pals: Brasil

Concepto 1996 2000 2005 2010

Potencia Efectiva 55.885 67.691 85.516 95.288
Importaciones 5.463 6.322 9.267 11.000
Exportaciones 0 0 0
Pot. Bruta Dis. 61.348 74.013 94.783 106.288
Dam. Max. Pot. Bruta 44.594 57.064 70.824 88.573
Reserva MW 16.754 16.949 23.959 17.715
% Demanda Maxima 37.6 29.7 33.8 20.0

Pals: Chile

Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Etectiva 6.001 9.642 12.069 16.390
Importaciones
Exportaciones
Pot. Bruta Disp. 6.001 9.642 12.069 16.390
Dem. Max. Pot. Bruta 4.362 6.212 8.851 12.738
Reserva MW 1.639 3.430 3.218 3.652
% Demanda Maxima 37.6 55.2 36.4 28.7
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180

Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Etectiva 2.057 3.158 4.213 4.975
Importaciones
Exportaciones
Pot. Bruta Disp. 2.057 3.158 4.213 4.975
Dem. Max. Pot. Bruta 1.779 2.332 3.119 4.172
Reserva MW 278 826 1.094 803
% Demanda Maxima 15.6 35.4 35.1 19.2

Pals: Paraguay

Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Etectiva 1.107 7.646 9.446 10.886
importaciones 0 0 0 0
Exportaciones 6.063 6.296 7.657 8.554
Pot. Bruta Disp, 1.044 1.350 1.789 2.332
Dam, Max. Pot, Bruta 862 1.125 1.491 1.851
Reserva MW 182 225 298 481
% Demanda Maxima 21.1 20.0 20.0 26.0

Pals: Peru

Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Efectiva
Importaciones
Exportaciones
Pot. Bruta Disp.
Dem. Max. Pot. Bruta
Reserva MW
% Demanda Maxima

Los porcentajes do as esportaciones con respecto a Ia demanda son: pars os sdos 1996, 2000.
200Sy2O1O;7030o;5600o,5130v,y4620v, respectivamente

Pals: Uruguay

Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Efectiva 2.113 2.229 2.589 2.709
Importaciones
Exportaciones
Pot. Bruta Disp. 2.113 2.229 2.589 2.709
Dam. Max, Pot. Bruta 1.279 1.536 1.831 2.075
Reserva MW 834 693 758 634
° Demanda Maxima 65.2 45.1 41.4 30.6

Pals: Venezuela

Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Etectiva 16.751 19.906 23.626 26.952
Importaciones
Exportaciones
Pot. Bruta Disp. 16.751 19.906 23.626 26.952
Dam. Max. Pot. Bruta 10.052 12.258 14.545 17.588
Reserva MW 6.699 7.648 9.081 9.364
° Demanda Maxima 66.6 62.4 62.4 53.2

Suramérica

Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Efectiva 121.791 151.196 185.838 214.544
Importaciones 6.063 7.296 10.657 12.553
Exportaciones 6.063 7.296 10.657 12.554
Pot. Bruta DISP. 121.791 151.196 185.838 214.543
Dam. Max, Pot. Bruta 85.400 106.774 134.541 169.728
Resarva MW 36.391 44.422 51.297 44.814
° Damanda Maxima 42.6 41.6 38.1 26.4

Nota: Nose dispone do informac on sabre los probobles mtercambios faturos con el SIN de
Argentina

Pals: Colombia
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Concepto 1996 2000 2005 2010
Potencia Efectiva 10.600 13.276 14.521 16.892
Importaciones
Exportaciones
Pot. Bruta Diap. 10.600 13.276 14.521 16.892
Dem. Max. Pot. Bruta 7.312 8.108 10.187 12.500
Reserva MW 3.288 5.168 4.334 4.392
e Demanda Maxima 45.0 63.7 42.5 35.1
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Gráfico 3.10 EvoluciOn de Ia reserva (% capacidad maxima) Cuadro 3.9 Participación de palses en Ia potencia total suramericana, año 2010

1996

[_91

Gráfico 3.11 Evolución de Ia compensación térmica

Uruguay

3.3 Contribución de cada pals al parque
eléctrico suramericano

En el Cuadro 3.9 se muestra la participación de la
potencia instalada en cada pals en el parque
suramericano del año horizonte, por tecnologla y

para el total. Los mismos valores se ilustran en el
Cráfico 3.12.
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Pals Total [lidro Sub Tot Turbo Turbo Ciclo Diesel Nuclear
Termico Vapor Gas Combin

Argentina 15.1 9.7 25.6 23.6 15.4 34.4 0.5 34.8
Bolivia 0.8 0.4 1.6 0.0 3.1 1.9 2.3 0.0
Brash 44.4 55.7 23.3 21.4 44.0 0.0 0.0 65.2
Chile 7.6 3.3 16.2 13.3 5.2 30.7 11.6 0.0
Colombia 7.9 7.1 9.1 9.5 8.7 10.8 15.7 0.0
Ecuador 2.3 1.6 3.7 7.5 5.0 0.0 18.5 0.0
Paraguay 5.1 7.0 1.0 0.0 0.0 2.7 0.4 0.0
Peru 3.0 2.1 4.7 2.4 5.1 5.7 47.8 0.0
Uruguay 1.3 1.0 1.6 1.1 2.9 1.4 3.2 0.0
Venezuela 12.6 12.1 13.2 21.1 10.6 12.3 0.0 0.0
TOTAL% 100 100 100 100 100 100 100 100
MW 217.053 145.402 71.651 19.823 20.406 25.587 810 5.025
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Gráfico 3.12 Participación de paIses en Ia potencia total suramericana, año 2010
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4. CONCLUSIONES

La generacion hidráulica tiene un rol predo
minante en el abastecimiento eléctrico
suramericano, aportando cerca del 78% de la
potencia efectiva y más del 82% de la genera
don bruta registrada en 1996.

En cuanto a la generacion térmica, el gas
sustituye al fuel oil en la generacion
turbovapor e impulsa nuevas implan
taciones en turbinas de ciclo abierto y de
ciclo combinado. El carbon mantiene o
declina su uso, confinado a los paIses pro
ductores: Chile, Brasil, Colombia y Argen
tina. La energIa nuclear, concentrada en
Argentina y Brasil, mantiene una partici
pación limitada debido a los altos costos
de inversion.

Dado el carácter eminentemente hidrotérmico
de los sistemas eléctricos suramericanos, los
problemas derivados de Ia aleatoriedad del
abastecimiento eléctrico pueden ser solucio
nados, o al menos disminuidos mediante
interconexiones internacionales que aprove
chen las complementariedades nacionales.

Los paIses con mayor compensaciOn térmi
ca son Bolivia, Argentina, Ecuador, Chile y
Venezuela, cuya potencia térmica represen
ta al menos 38% de su potencia efectiva.
Sin embargo, de estos paIses sOlo el parque
térmico de Argentina y Venezuela tiene cier
ta relevancia a nivel suramericano. El apor
te conjunto de Bolivia y Ecuador, por su
parte, no supera el 5% de la potencia térmi
ca total de Suramérica, restringido por el
menor tamaño relativo de estos sistemas.
El parque térmico brasileño, que aporta a
su propio abastecimiento uno de los nive
les de compensación térmica más bajos, re
presenta aproximadamente un 14% de la
region en su conjunto debido al gran tama
no del sistema brasileflo en comparaciOn con
los restantes paises suramericanos. El apor
te de Chile y Colombia a la compensa
ción térmica regional es del orden del
9%, aun cuando la participación térmica
en el abastecimiento eléctrico chileno es
15% más alta que Ia colombiana.

ste capitulo presenta los resultados del
análisis de las series histOricas de cau
dales de todos los paIses surame
ricanos y las oportunidades de comple
mentariedad hidrologica entre ellos.

1. ANALISIS DE LOS CAUDALES DE
CADA PAlS

Para este análisis se utilizó la información hidrologica
disponible de cada pals, enviada por cada uno de
sus representantes. Esta información se compone
de caudales medios semanales o mensuales, tal y
como se muestra en el Cuadro 4.1.

En relación con la topologla para las plantas hi
dráulicas alimentadas por estos caudales, en es
pecial para las conectadas en cascada, se conside
ra la configuracion vigente para el año 2000.

De acuerdo con la información disponible, se cal
cularon los siguientes estadIsticos de los cauda
les incrementales históricos:

C

a

Iv
Análisis hidrológico

Cuadro 4.1 Fecha inicial y final. Registros
históricos de caudales

Pals Añoinicial Añofinal
Argentina 1943 1993
Bolivia 1979 1996
BrasH 1931 1994
Chile 1942 1980
Colombia 1965 1992
Ecuador 1964 1996
Paraguay *

Peru 1957 1995
Uruguay 1937 1993
Venezuela 1950 1996

Analizado con Argentina y Brasil

• Media mensual y anual por planta para cada

• Coeficiente de estacionalidad (razón entre
el promedio mensual y el promedio anual)
por planta y para cada pals.

E

pals.
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El caudal incremental es un concepto que se utili
za en el caso de centrales en cascada. Se entien
de como tal el caudal que se forma en la cuenca
total aferente de una central (caudal natural), sin
considerar la existencia de otras centrales que se
puedan hallar aguas arriba.

Para cada secuencia de caudales se ajustó un
modelo estocástico de caudales del tipo
autorregresivo periódico. El procedimiento de ajus
te se compone de dos pasos:

• EstimaciOn de los parämetros y pruebas
estadIsticas en los caudales históricos.

• DeterminaciOn del orden más adecuado
para el modelo autorregresivo.

Se calculó Ia secuencia histórica de energIas
afluentes (GWh/mes) para cada pals con el pro
medio mensual y los cuantiles superior (90%) e
inferior (10%).

La energIa afluente se define como aquella que pue
de generar una central con el caudal afluente a la
misma. Se calcula utilizando la siguiente formula:

= FCi * Q * At/ 1.000 (1)
Donde: Ei’m energla’producida en la central i

para el mes m, en GWh/mes
FCi factor de conversion para la cen

tral i, en MW/(m3/seg)
Q17, caudal afluente a la central i

durante el mes m, en rn/seg.
At Niimero de horas en el mes

La formula (1) permite conocer la energIa
generable por una central durante un mes dado.
Esta energia es luego sumada a la producida por
las demäs centrales durante el mismo mes para
obtener el valor agregado de todo el sistema
interconectado. Finalmente, dicha energIa pue
de ser sumada mes por mes para obtener el valor
anual.

2. ANALISIS DE LAS OPORTUNIDADES
DE COMPLEMENTARIEDAD ENTRE
LOS PAISES

Este análisis permite evaluar la oportunidad de
aprovechar las particularidades de Ia distribución
espacial y temporal de la productividad hIdrica
en una region geográfica, es decir, la ocurrencia
asincrOnica de las estaciones en los diferentes
palses. Con este análisis se puede considerar la
posibilidad de realizar una interconexión de las
diferentes areas para utilizar el superávit de ener
gla de un pals durante determinadas épocas del
año para suplir el deficit de otra region en el mis
mo perlodo y obtener de esta manera beneficios
econOmicos.

El procedimiento para analizar estas oportunida
des se implementO de la siguiente manera:

Con Ia informaciOn disponible se calculO la
correlaciOn espacial entre las energlas

afluentes de los paises, lo que es una pri
mera indicación de las posibilidades de
complementariedad.

Se definiO Ia energIa afluente minima de
cada pals aislado como la menor energIa
anual registrada, de acuerdo con sus series
históricas. La suma de las energlas mini
mas aisladas fue entonces comparada con
la energIa minima integrada, calculada a
partir de la suma de los valores histOricos
de energias afluentes. -

2.1 Complementariedad estacional

La complementariedad estacional para cada pals
se estimO de la siguiente rnanera:

En primer lugar se estirna, para cada pals (i) y a
nivel mensual (k), la EnergIa Afluente (EAFk(i))
de Ia siguiente manera:

Cuadro 4.3 EnergIa afluente en GWh/mes promedio por pals

Mes Chile Colombia Ecuador Peru Peru Uruguay Venezuela
Norte Sur

Enero 2.124 2.275 500 1.799 724 516 2.093
Febrero 1.399 1.764 532 2.423 838 565 1.388
Marzo 1.246 2.147 704 2.857 849 622 1.301
Abril - 1.071 3.156 830 1.664 449 987 1.834
Mayo 1.586 4.424 932 863 218 1.182 4.163
Junio 1.860 4.493 1.128 549 141 1.299 7.314
Julio 1.983 4.557 1.232 465 116 1.453 8.473
Agosto 1.900 4.083 949 437 104 1.320 8.140
Septiembre 1.767 3.799 764 435 100 1.371 6.279
Octubre 2.350 4.423 658 538 129 1.480 4.450
Noviembre 2.949 4.205 520 683 197 977 3.865
Diciembre 2.909 3.080 475 994 313 682 3.289

Los Cuadros 4.2 y 4.3 muestran la energIa afluente en GWh/mes promedio para cada pals.

Cuadro 4.2 EnergIa afluente en GWh/mes promedio por pals

Mes Argentina Bolivia Brasil Brasil Brasil Brasil
Sudeste Sur Nordeste Norte

Enero 2.425 366.5 33.745 2.968 7.075 5.944
Febrero 2.092 296.8 35.703 3.364 7.685 8.052
Marzo I 2.087 289.7 33.610 3.055 7.585 9.359
Abril 1.932 154.2 25.021 2.766 6.019 9.283
Mayo 2.416 99.1 18.595 3.801 3.678 5.982
Junio 2.972 82.6 15.918 4.558 2.500 2.932
Julio 3.115 74.9 13.108 4.638 2.065 1.708
Agosto 2.933 80.4 10.944 4.156 1.772 1.202
Septiembre 2.851 90.3 10.904 4.781 1.572 936
Octubre 3.297 130.9 13.135 5.306 1.759 1.051
Noviembre 3.189 159.8 16.574 4.036 2.826 1.734
Diciembre 2.771 237.2 24.902 3.270 5.066 3.384



80 INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA 81

EAF/i,),k = 1,..., 12 (2)

A continuaciOn se calcula la Energia Estacional
Aislada para cada pals (EEA(i)), como el valor
minimo que resulta de (2), asI:

EEA (i) = Mm [EAFk ft), k = 1,..., 12] (3)

Este parámetro permite conocer cuál es Ia ener
gIa minima mensual producida por un pals.

Posteriormente se estima Ia Energla Estacional
Total Aislada (EETA) como la suma de la energia
estacional aislada de cada pals. Esto permite co
nocer la minima energia total producida por to-
dos los palses, y que supondrIa Ia ocurrencia si
multánea de las condiciones climáticas más ad
versas (el indice p es el nümero total de palses
considerados).

EETA
= ± EEAft)

(4)i=1

Los resultados de este cálculo agrupados para tres
grupos se pueden observar en el cuadro 4.5. Es
tos grupos se componen asI:

• Grupo 1: Argentina, Bolivia, Brasil-Se,
Brasil-S, Chile y Uruguay.

• Grupo 2: Brasil-Ne, Brasil-N, Colombia,
Ecuador, Perñ y Venezuela.

. EEAPals TWh/mes
Argentina 1 .93
Bolivia 0.07
Brasil - Sureste 10.90
Brash - Sur 2.77
Chile 1 .07
Uruguay 0.52
EEATGrupo1 17.26
Brasil - Nordeste 1.57
Brasil - Norte 0.94
Colombia 1.76
Ecuador 0.48
Peru Norte 0.44
Peru Sur 0.10
Venezuela 1.30
EEATGrup02 6.58
EEAT Suramérica 23.85

A continuación se estima la EnergIa Afluente Inte
grada mensual (EAI(k) como la suma de la energIa
afluente de cada pals durante un rnes dado, asI:

p

EEl (k) = EAFk (1) (5)

Finalmente, se calcula Ia Energla Estacional To
tal Integrada (EETI,) como el valor mlnimo de la
energia afluente integrada mensual, calculada en
(5), lo que permite conocer la energIa minima pro
ducida por toda Ia region a nivel mensual.

(6)EETI = Min(EAI (k), k = 1,..., 12)

Los resultados de este cálculo pueden observarse
en el Cuadro 4.6.

Ahora, analizando la
Total, se tiene:

2.2 Complementariedad anual

Para calcular la oportunidad de complemen
tariedad anual se sigue un procedimiento similar
al utilizado en el punto anterior. En este caso, de
manera analoga a (1), se calcula la energia pro
ducida anualmente, en este caso para el perlodo
1979-1992.

A continuaciOn se estima Ia energIa anual total
aislada como:

EAA(i) = Min(EAF1(I), t = 1979,..., 1992) (8)

Se calcula Ia EnergIa Total Aislada de manera si
milar a (4)

EATA = EAA(i) (9)

Cuadro 4.5 Energia estacional aislada Cuadro 4.6 EnergIa estacional integrada

M EEl Grupo 1 EEl Grupo 2 EEl Grupo 3es TWh/mes TWh/mes TWh/mes
Enero 42.14 20.41 62.55
Febero 43.42 22.68 66.10
Marzo 40.91 24.80 65.71
Abril 31 93 2324 5517
Mayo 27.68 20.26 47.94
Junio 26.69 19.06 45.75
Julio 24.37 18.62 42.99
Agosto 2133 1669 3802
Septiembre 21.76 13.89 35.65
Octubre 25.70 13.01 38.71
Noviembre 27.88 14.03 41.91
Diciembre 34 77 16 60 51 37
EETI 21.33 13.01 35.65

i=1

relación entre la EnergIa Afluente Aislada Total y la Energia Afluente Integrada

Cuadro 4.7 Oportunidad de complementación estacional

M Grupo I Grupo 2 Grupo 3es TWhlmes TWh/mes TWhlmes
EETA 17.26 6.58 23.85
EETI 21.33 13.01 35.65
Ganancia 4.07 6.43 11.80
Diferencia 23.57 97.60 49.49

• Grupo 3: Suramérica. EAF,(i),t= 1979 1992 (7)
i=1
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La energIa integrada por año se calcula de mane
ra análoga a (5), sumando Ia energIa de cada año.

EAI (t) = EAF1 (i), t =1979, ..., 1992

Y la energIa anual total integrada corresponderá
en consecuencia al valor mInimo de la energIa
anual integrada:

EATI = Min(EAT (t), t = 1979,..., 1992)

Los resultados de estos cálculos se pueden apre
ciar en el Cuadro 4.8, donde se agrupan los resul
tados para los tres grupos de palses definidos
anteriormente. Es de aclarar que en el primer
grupo no fue considerado Chile debido a que no
se disponla de Ia informaciOn de caudales de 1981
hasta 1992, en tanto que Paraguay fue analizado
conjuntamente con Argentina y Brasil.

- EEA
Pals TWh/mes

Argentina 24.0
Bolivia 1.6
Brasil - Sureste 230.0
Brasil - Sur 27.0
Chile 0.0
Uruguay 8.0
EEATGrupo1 290.6
Brasil - Nordeste 34.0
Brasil - Norte 37.0
Colombia 30.0
Ecuador 6.0
PerU 8.0
Venezuela 42.0
EEATGrupo2 157.0
EEAT Sudamérica 447.6

En el cuadro 4.9 se presenta la relaciOn entre
Energia Anual Aislada Total y Ia Energia Anual
Integrada Total, lo que permite identificar los

(10) claros beneficios de la complementaridad en
tre regiones.

Cuadro 4.9 Oportunidad de
complementacjón anual

Grupo 1 Grupo 2 Grupo 3

_______________

TWh/mes TWh/mes TWh/mes

EATA 17.26 6.58 23.85
EATI 21.33 13.01 35.65
Ganancia 4.07 6.43 11.80
Diferencia(%) 1 23.57 97.60 49.49

3. CONCLUSIONES

Del análisis de los Cuadros 4.7, 4.8 y 4.9 se
evidencia la posibilidad de complementariedad
hidrolOgica estacional y anual para los siste
mas energeticos de la region y de las diferen
tes zonas geográficas que Ia conforman.

AsI, para el grupo 1 (paIses y regiones del Cono
Sur) se tiene una oportunidad de complemen
tación estacional del 24% y anual de 10%, para
el grupo 2 (forte y noreste de Suramérica), del
98% y del 15%, y para el grupo 3 (toda
Suramérica), del 50% y del 21%.

Este tipo de ganancias permite identificar
interconexiones potencialmente atractivas en
tre los paIses analizados, asI como los posibles
flujos de energIa entre los paIses en la simula
ción de sistemas aislados e interconectados.

E n este capItulo se analiza el papel del
gas natural en las estrategias de abas
tecimiento eléctrico a partir de un
examen acerca de los niveles de reser

va, el ritmo de incorporación de reservas de gas
en la década pasada, los precios y los proyectos
en curso en la region.

1. EVOLUCION DE LA INDUSTRIA
DEL GAS EN LA ULTIMA DECADA

Las reservas de gas natural crecieron a una tasa
anual del 3,9% entre 1987 y 1997, pasando de
3.928 a 5.788 miles de millones de metros cübi
cos. Sin embargo, prácticamente entre el 65% y
el 70% del total de dichas reservas las acumulaba
un solo pals, Venezuela. Argentina, segundo pals
con reservas en Ia region, contaba con 11% del
total hacia 1997.

Análisis del rol y los

En el Gráfico 5.1 se puede observar la declina
ción de las reservas en Argentina y el significati
vo aumento de las mismas en el caso de Venezue
la y Colombia. En el resto de los palses las reser
vas han tendido a mantenerse estables o a crecer
más lentamente. En este caso se trata también de
los palses con menor desarrollo relativo de la in
dustria del gas.

En cuanto a la producción comercializada de gas
natural en los paises estudiados, ésta paso de 47
x 109m3 en 1987 a 73,1 x 109m3 en 1996,es
decir se expandió a una tasa del 4,5% anual, lige
ramente superior a la del crecimiento de las re
servas, tal como se observa en el Cuadro 5.1.

La distribuciOn de la producción no tiene rela
ción directa con las reservas. AsI, Venezuela y
Argentina aparecen con volOmenes similares en
lo que concierne a la producción comercial (parti

(11)

C
a

p

t
U

0

Cuadro 4.8 Energia Anual Aislada

precios del gas natural
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j Venezuela

Uruguay

rj Per,,

a Paraguay

Ecuador

Colombia

n Chile

Braail

a Bolivia

u Argentina

Producción comercializada de gas natural 1987-1 996 ( %)

PaIs/Año 1987 1988 1989 1990 1991 1992 1993 1994 1995 1996

Argentina 32,7% 37,5% 38,2% 36,7% 33,2% 31,4% 33,4% 35,8% 37,4% 39,6%
Bolivia 6,0% 5,5% 5,7% 6,2% 5,4% 5,7% 5,3% 4,8% 4,8% 4,2%
Brasil 6,1% 5,5% 6,4% 5,7% 6,1% 6,7% 6,6% 6,9% 6,7% 7,9%
Chile 1,5% 2,0% 3,0% 2,3% 2,7% 2,9% 2,9% 3,2% 2,8% 2,5%
Colombia 8,6% 8,2% 7,7% 8,8% 8,0% 7,8% 7,7% 7,4% 7,6% 7,0%
Ecuador 0,0% 0,0% 0,1% 0,2% 0,2% 0,2% 0,2% 0,2% 0,2% 0,2%
Paraguay 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
Peru 2,8% 2,5% 2,2% 2,3% 1,8% 2,1% 1,8% 1,6% 1,4% 1,3%
Uruguay 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0% 0,0%
Venezuela 42,2% 38,9% 36,6% 37,8% 42,6% 43,3% 42,0% 40,1% 39,2% 37,3%
Total
10 paises 100,0% 100,0% 100,0% 100,0% 100,0% 100,0% 100,0% 100,0% 100,0% 100,0%

Pals lAna 1987 1988 1989 1990 1991 1992 1993 1994 1995 1996

Argentina 15,41 18,96 20,38 17,83 18,21 17,24 19,42 22,12 25,09 28,93
Bolivia 2,81 2,78 3,04 3,02 2,95 3,12 3,10 2,97 3,21 3,09
Brasil 2,88 2,76 3,44 2,76 3,33 3,69 3,84 4,24 4,51 5,80
Chile 0,73 1,02 1,61 1,10 1,47 1,57 1,69 1,99 1,90 1,81
Colombia 4,06 4,14 4,13 4,28 4,40 4,26 4,50 4,60 5,10 5,10
Ecuador 0,00 0,01 0,08 0,10 0,10 0,10 0,10 0,10 0,12 0,12
Paraguay
Peru 1,34 1,25 1,15 1,13 1,00 1,15 1,02 0,98 0,93 0,97
Uruguay
Venezuela 19,90 19,68 19,55 18,38 23,39 23,75 24,42 24,81 26,29 27,24
Total
10 paises 47,13 50,60 53,38 48,60 54,85 54,88 58,09 61,81 67,15 73,06

Pals I Año 1987 1988 1989 1990 1991 1992 1993 1994 1995 1996

Argentina 34,7 30,5 30,5 29,0 28,5 29,0 21,8 19,1 16,9 17,9
Bolivia 30,0 29,5 27,8 30,7 35,0 21,0 21,5 19,9 20,2 24,1
Brasil 16,2 18,0 17,8 18,4 17,4 17,8 18,0 17,7 18,0 15,7
Chile 27,6 27,8 27,8 27.4 27,1 27,2 26,1 25,7 28,6 28,1
Colombia 22,1 22,2 26,2 24,7 22,4 39,4 53,3 38,4 45,1 36,3
Ecuador 308,1 158,3 161,4 160,0 165,7 164,2 162,7 161,2 148,6 100,0
Paraguay
Peru 28,9 206,1 219,4 222,2 242,1 221,3 229,6 249,6 269,8 160,8
Uruguay
Venezuela 71,6 75,0 73,7 73,9 77,6 80,3 81,3 87,8 85,5 79,2
Total
lOpalses 50,2 53,9 52,8 53,4 55,8 57,7 56,0 56,0 54,4 49,1
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Gráfico 5.1 Evolución de las reservas de gas natural 1987-1997
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Fuente: Estimaciones propias del estudio CIERO2 con datos de CEDIGAZ, Natural Gas in the World, anuarios 1987 a 1997.

cularmente en los ültimos anos), pero con un
mercado más maduro y diversificado en el caso

Cuadro 5.1. Producción comercializada de gas natural 1987-1 996 ( 109m3) (Continua)

de Argentina. como se observa en la Cuadro 5.2.

mantenido en torno a los 50 años en la region
pero presenta fuertes diferencias entre paIses,

La relaciOn reservas/producción, expresada como
la cantidad de reservas a fin de cada año dividida
por la producciOn bruta del respectivo año, se ha

Se observa que en el caso de Argentina dicha re
lación ha venido declinando desde una cifra prOxi
ma a los 35 años en 1987 a cerca de 18 años en la

Cuadro 5.2. Relación reservas/producción degas natural 1987-1 996 (años)

Fuente: Estimaciones propias del estudio CIERO2 con datos de CEDIGAZ, Natural Gas in the World, anuarios 1987 a 1997.
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actualidad. Ha descendido también en Bolivia y
Brasil a pesar del escaso volumen producido y ha
sido creciente en Colombia y en Venezuela. En
Peru y Ecuador no existe prácticamente desarro
lb de la industria del gas, lo que explica la eleva
da duración de las reservas. En los t’iltimos años
Bolivia ha descubierto reservas importantes de
gas incentivada por la gran demanda existente en
Brasil, a tal punto que se ha construido y está en
operación un gasoducto entre estos dos palses;
hay otro en construcción y varios en proyecto.

Al combinar la información acerca de reservas con
la producción bruta se puede obtener Ia evolu
ción de la incorporación de reservas de gas. Para
la década de 1987/1996 la incorporación media
anual de reservas ha sido del orden de los 310
miles de millones de metros cübicos; de esta can
tidad, el 67% correspondiO a Venezuela y 12,5% a
Colombia. En cambio, los paIses del Cono Sur en
conjunto incorporaron un 15,2% del total, valor
que llegarIa a 21% con Peru. Es sin embargo, en
estos ültimos palses donde se tienen las mayores
posibilidades de integracion y donde se está im
pulsando un mayor equiparniento térmico.

En el Gráfico 5.2, se ilustra la comparación media
de reservas descubiertas y/o incorporadas al in
ventario de cada pals en promedio en Ia década
de 1987/1996 y el nivel de producción bruto de
gas correspondiente a 1996. Se observa que los
palses del Cono Sur en su conjunto estarian pro
duciendo por encima de las incorporaciones de
reservas, mientras que solo Colombia y Venezue
la aparecen con excedentes significativos. PerO
también aparece con excedentes debido a que su
nivel de consumo actual es muy bajo.

La generación termoeléctrica, con base en gas
natural, ha alcanzado una alta participación en
los cuatro palses que disponen del recurso en for-
ma desarrollada (Argentina, Bolivia, Colombia y
Venezuela). En Argentina y Bolivia la participa
ción del parque térmico convencional en el total
de la generación es superior al 50%; en cambio en
el resto de los palses, con la excepción parcial de
Chile y Ecuador, la participación es inferior al 30%.

Los bajos precios del gas natural hacen que sea el
combustible más competitivo para generación de
energIa eléctrica en todos los palses con respecto
a los otros combustibles, con excepción del car
bón en Colombia. En este pals el precio del gas
se encuentra por debajo del costo econOmico pro
medio y debe también competir con el Crudo de
Castilla y otros similares de muy bajo costo con
precios inferiores a los del fuel oil. Es decir, que
Si flO se modifica Ia situación el gas natural ten
drá fuertes restricciones para su penetración para
generación eléctrica a pesar de su mayor disponi
bilidad de oferta en los Oltimos años. En el resto
de los casos no caben dudas acerca de las yenta
jas competitivas del gas y ebb explica el alto gra
do de utilización del combustible en el total del
parque térmico.

2. LADEMANDADE GAS
EN EL FUTURO PROXIMO

El anãlisis de la demanda de gas hasta el año
2010 se basa en los proyectos de integración
gasifera existentes y en las proyecciones de con
sumo de gas natural para generación eléctrica y
otros usos.

Las proyecciones del consumo de gas para gene
ración eléctrica se basan en hipótesis de genera-

ción hidráulica media y no incluyen consideracio
nes acerca de Ia disponibilidad de gas natural, y
en general estas hipótesis reflejan los planes ofi
ciales de los distintos palses.

En el Cuadro 5.3 se presentan los volt’imenes to-
tales de demanda de gas natural para generacion
eléctrica.

Aun teniendo en cuenta que en Brasil la tasa
media de demanda pudiera estar subestimada,
el incremento del consumo proyectado total

presenta una tasa media anual superior al 8,3%,
es decir, tres veces el consumo de gas natural
en 1996 para generaciOn eléctrica. El panora
ma es más dinámico todavla si se considera el
crecimiento de la demanda esperada sob en
los palses del Mercosur, Chile y Peru. En efec
to, en este caso el crecimiento serla próximo al
10% anual, es decir, aproximadamente cuatro
veces el nivel de demanda de 1996.

El análisis del impacto de la demanda de gas so
bre el nivel de reservas futuras se puede realizar
en dos formas:

Gráfico 5.2 lncorporación de reservas y niveles de producción de gas natural
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Fuente: Estimaciones propias del estudio CIERO2 con datos de CEDIGAZ, Natural Gas in the World, anuarios 1987 a 1997.
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Cuadro 5.3 Consumo proyectado de gas natural para generación eléctrica
1996-2010 (millones M3/año)

Gráfico 5.3 Descubrimientos 1988/1997 respecto al consumo proyectado 2010

La primera consiste en establecer un valor para
la duración media de las reservas de gas en fun
ción de los niveles de producción proyectados y
obtener asI el incremento de reservas necesario
para satisfacer la demanda proyectada para el fu
turo y simultáneamente cumplir con la condición
de que la relación reserva/producción sea igual
al plazo de duración fijado en el año horizonte.
Esto requiere disponer de la proyección total de
la demanda.

La comparación entre la magnitud de los descu
brimientos necesarios para satisfacer las condi
ciones de Ia demanda y duración de las reservas,
y Ia magnitud de los descubrimientos promedio
en el pasado en perIodos de similar duración a la
del perlodo de proyección dan una idea del es
fuerzo exploratorio adicional que supone concre
tar los hallazgos.

La segunda forma es comparar de manera direc
ta lo que representa el consumo del año horizon
te con respecto a los descubrimientos histOricos
promedio, porque da una idea de la incidencia
directa del sector eléctrico con respecto a los es
fuerzos exploratorios pasados.

Respecto a la segunda forma de medir el impac
to, en el Gráfico 5.3 se aprecia que Ia proyección
de Ia demanda de gas con fines de generación
eléctrica representa porciones muy disImiles de
los descubrimientos históricos de recursos de gas
en cada pals. Resulta claro que la demanda re
presenta porcentajes muy elevados de los descu
brimientos históricos en Argentina, en Brasil (a
pesar de que las proyecciones pudieran estar sub
estimadas) y en Chile. Por el contrario, en Colom
bia, Peru y Venezuela los porcentajes son meno
res (Infimos en el ültimo caso). Es decir, se con-
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firma que la mayor crisis de reservas podrIa darse
en la region del Mercosur, mientras que en Vene
zuela y Colombia existe una situación de
sobreoferta potencial. Cabe señalar que la situa
ción se agrava cuando se consideran solo las re
servas de Peru, Bolivia y de la cuenca del noroes
te argentino.

Cuando se agrupan los datos de los palses del
Mercosur y se incluye a Chile y Peru en el cálculo,
teniendo en cuenta de las transacciones potencia

100.0%

- 90.0%

les entre estos palses en materia de gas natural,
los resultados muestran que la demanda proyec
tada de gas para centrales eléctricas equivaldrla
al 57% de los descubrimientos promedio de la ül
tima década en esa region (Gráfico 5.4).

Respecto a la primera forma de evaluar el impac
to de la demanda de gas natural sobre el nivel de
reservas futuras, aunque no se cuenta con una
demanda total de gas natural proyectada para
satisfacer ünicamente al mercado interno de cada

Año 1996 2000 2005 2010

Argentina 9.075 11.124 13.375 15.062
Bolivia 510 542 964 1.549
Brasil 0 3.398 4.699 6.777
Chile 0 1.865 4.987 9.861
Colombia 1.834 2.230 4.172 8.240
Ecuador 0 0 0 0
Paraguay 0 0 0 0
Peru 0 1.116 2.017 2.995
Uruguay 0 384 552 719
Venezuela 5.737 5.946 6.848 7.424
TOTAL 17.156 26.605 37.614 52.627

Fuente: Estimaciones propias del estudio CIERO2.
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Fuente: Elaboración propia con datos del proyecto CIERO2.
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Gráfico 5.4 Descubrimientos de gas natural 1987-1 997 y demanda de gas natural
para generación eléctrica en 2010

Fuente: ElaboraciOn propia con dabs del proyecto CIERO2.

Gráfico 5.5 Descubrimiento promedio de gas natural 1988-1 997 y demanda de gas natural
para el mercado interno de cada pals en 2010

Fuente: ElaboraciOn propia con datos del proyecto CIERO2.

pals, es decir, no sOlo a las centrales eléctricas
sino a todos los sectores pero sin considerar ex
portaciones, un ejercicio simplificado muestra que
los consumos potenciales de gas natural en
Surarnérica podrIan ser equivalentes a casi 162%
de los descubrimientos históricos promedio de la
Oltima década, con valores más criticos aün para
Argentina, Brasil y Chile (Gráfico 5.5).

Si se considera que Brasil y Chile dependerán en
buena medida de las reservas del resto de los pal-

ses se ye claro, con base en las magnitudes relati
vas y absolutas, que el mayor esfuerzo recae en
Argentina, ya que Bolivia y Peru no tienen merca
dos internos muy dinámicos ni desarrollados, y
queda Ia incognita del propio Brasil.

Dado que no se dispone de información oficial
acerca de la producción acumulada total de gas
natural proyectada en cada pals, que permita rea
lizar el tipo de cálculo mencionado anteriormen
te, se han adoptado algunas hipótesis con una

estimación similar respecto al consumo total pro
yectado para el mercado interno como el utiliza
do para establecer las comparaciones efectuadas
en el Gráfico 5.5. Se ha realizado el ejercicio para
comparar el esfuerzo exploratorio adicional para
mantener una relaciOn reservas /producción igual
a 20 años en cada uno de los palses de Ia region
crltica dentro de Suramérica. Los resultados, ex
presados en el Gráfico 5.6, muestran que Argenti
na deberla multiplicar por 2 su nivel de hallazgos,

Brasil por 3,4, Chile por 19,1, y la region emsu
conjunto por 2,2 veces. Es claro que Chile no pue
de hacerlo porque está dependiendo fundamen
talmente de las reservas de Argentina.

Bolivia y PerO tienen reservas excedentes, pero el
balance en conjunto de la region es negativo y la
incognita es cuánto recaerá sobre Argentina de lo
que no incorpore como ‘reservas el propio Brasil
para satisfacer su demanda.
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La situación más crItica obviamente la presenta
Argentina, porque tiene ya un mercado altamen
te desarrollado al que debe satisfacer y ahora tam
bién debe cumplir con sus compromisos asumi
dos de exportación. En este contexto de escasez
relativa del recurso gas natural en esta region de
Suramérica la demanda de gas para generaciOn

eléctrica podrIa estar implicando algo asI como
consumir más de la tercera parte de las reservas
al nivel que éstas tenlan en 1996-97.

ParadOjicamente, los palses con altos excedentes
en reservas no parecen poder desarrollar esta es
trategia de abastecimiento eléctrico con gas na

tural, y podrIa darse una estrategia complemen
taria con gas natural licuado solo si bajaran los
costos de licuefacciOn y transporte por mar.

3. LOS PRECIOS DEL GAS

Los precios analizados corresponden a valores
resultantes y previstos segün los diversos proyec
tos en curso en los distintos paIses. En principio,
se supone que estos precios ya consideran el estI
mulo necesario al productor para incrementar los
niveles actuales de producciOn y reservas, pero
no necesariamente se corresponden con los ver
daderos costos económicos de largo plazo, ni ase
guran el descubrimiento e incorporaciOn de re
servas a la producción. La discrepancia entre los
precios y los costos econOmicos de largo plazo se
presentan por una infinidad de causas.

La pregunta que se intenta responder acerca de
si con este nivel de precios se asegura o no la
reposición de las reservas utilizadas, en especial
en paIses donde esto es crItico, no tiene una res
puesta definida y en todo caso pueden hacerse
aseveraciones de tipo normativo. Es decir, si bien
se puede ilegar a vislumbrar con bastante clan-
dad lo que sucederla con la demanda de gas natu
ral a partir de un cierto nivel de precios, es mu
cho más difIcil predecir qué sucederá con la ofer
ta de muy largo plazo (reservas). Primero, por
que los descubrimientos no dependen solo de la
—exploraciOn efectiva— aunque aumenta la pro
babilidad de los hallazgos si se explora más sino
de una serie de factores, como por ejemplo opor
tunidades en otros paIses con mercados emergen
tes, procesos de privatizaciOn, etc. Además, por
que el verdadero nivel de reservas ya descubier
tos es información confidencial de las empresas y

es el elemento estrategico por excelencia. Todo
esto genera un panorama de incertidumbre res
pecto al rol de los precios en el desarrollo de los
mercados de gas natural.

Debe tenerse en cuenta, por ejemplo, que el con
cepto de sustentabilidad de una estrategia de abas
tecimiento de gas para la generación térmica tie
ne un significado muy distinto para el actor priva
do que para el püblico. Para el actor privado, debe
cumplir Ia condición de que el precio sea tal que
maximice el beneficio en un plazo dado, para lo
cual el precio debe alentar el uso del recurso y
simultáneamente maximizar el margen del bene
ficio total de las operaciones. Pero ello depende
de los costos y éstos de quien los ha incurrido,
cómo y cuándo. Para la autoridad pOblica, en cam
bio, interesará garantizar el suministro a largo
plazo en condiciones estables, pero este objetivo
puede ser subordinado a otros objetivos de la
politica macroeconómica.

En este anãlisis los precios proyectados no nece
sariamente consideran toda esta complejidad. Los
precios de partida son los vigentes en el año 96/
97 en cada pals segOn lo reportado oficialmente
o inferido a través de información secundaria, y
las proyecciones consideran los acuerdos comer
ciales y tendencias previsibles segOn la evolución
esperada de los combustibles alternativos, en es
pecial los ligados al precio del crudo.

En general, se dan dos tipos de precios. Uno en
boca de pozo o el precio en frontera para el gas
importado en aquellos palses que son
importadores netos, y otro el precio en puerta
ciudad para el principal centro urbano del pals. Si
éste no es el caso se indica de qué se trata. En el

Gráfico 5.6 Descubrimiento promedio de gas natural 1988-1997 y descubrimientos necesarios para
mantener una R/P=20 años y satisfacer el consumo total estimado
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Cuadro 5.4 se presenta el escenario de precios
del crudo de largo plazo utilizado como marco de
referencia para las proyecciones.

Finalmente, en el Cuadro 5.5 se presentan las pro
yecciones de precios de gas natural en los distin

tos paIses. Como se puede apreciar, el precio máxi
mo supuesto del año 2010 es de US$3,00/MMBTU
para el gas natural en San Pablo. Sin embargo, la
incertidumbre acerca de la demanda real de Bra
sil subsiste y ello podrIa alterar las proyecciones
a más largo plazo.

4. CONCLUSIONES

El análisis efectuado ha mostrado que las
reservas de gas natural han crecido a un
ritmo de 3,9% entre 1987 y 1997. Dichas
reservas se calculan en el orden de los
5.788 miles de millones de metros cObicos
en 1997, de los cuales entre el 65% y el 70%
se concentran en Venezuela.

En general, la producción comercial del gas
natural en la region creciO más que las re
servas, lo que condujo a una ligera dismi
nuciOn de la relaciOn reservas/producción.
Sin embargo, esta relación es elevada en tér
minos globales, y próxima a los 50 años para
la regiOn. De otro lado, la relaciOn media
reservas/producciOn en todos los palses es
superior a 15 años.

La incorporaciOn media de reservas en la
region fue del orden promedio de los 310
miles de millones m3/ año entre 1987 y
1996. De esta cantidad el 67% correspon
diO a Venezuela, 12,5% a Colombia, 8% a la
Argentina, 5,8% a PerO y 4,8% a Brasil. El
restante 1,9% corresponde a los demás pal
ses con reservas de gas natural.

De la comparaciOn entre descubrimientos
anuales promedio y los volOmenes de pro
ducciOn bruta en 1996 se ha determinado la
situaciOn de cada pals como “incorporador
neto de reservasu o bien como “consumidor
neto”. En la primera categorla se ubican Ve
nezuela, Peru, Colombia y Brasil, mientras que
en la segunda, Argentina, Chile y Bolivia.

• La demanda de gas natural para fines de ge
neraciOn eléctrica podrIa llegar a ser de más
de 52 x 109 m3/año hacia el 2010, esto es,
142,5 millones de m3/dla. Esto significa que
el consumo para este fin en la region se
triplicará entre 1996 y el 2010.

Se ha estimado que el ritmo medio de des
cubrimientos para satisfacer el conjunto de
la demanda de gas natural y asegurar una
relaciOn de reservas/producciOn media de
veinte años deberá incrementarse en más
de 2,2 veces, en promedio en la subregion
ampliada del Mercosur. Pero habida cuenta
de la potencial baja prospectiva exploratoria
de Chile y la mediana en Brasil, posiblemen
te el mayor esfuerzo recaiga sobre Argenti
na. PerO y Bolivia aparecen a corto plazo
con reservas excedentes pero insuficientes
a la luz de las cifras de demanda esperada
en Brasil, cuya verdadera magnitud sigue
siendo una incOgnita, como también lo es
el grado de cobertura potencial de su futu
ra demanda interna.

Por la naturaleza de los actores que inter
vienen y del mercado de generaciOn, nopa
rece que la tendencia de los precios vaya a
ser creciente en forma desmedida, sino más
bien es previsible un cuadro de precios le
vemente ascendentes. Esto por cuanto se
trata de un mercado con ofertas exceden
tes de gas natural en el corto plazo (no en
el largo) y demandas incentivadas con base
en este nivel de precios.

Cuadro 5.4 Escenario de precios internacionales del crudo (dOlares 1996/bbl)

Utilizadas 1996 2000 2005 2010

WTI 22,1 18,4 21,7 25,5
CrudoLoca 19,9 16,6 19,5 22,9
FO 14,3 11,9 14,0 16,5

Cuadro 5.5 Proyección de los precios del gas natural para generación eléctrica
1996/7-2010. Precios sin impuestos en dólares 1997 por MMBTU

Pals - Punto de referenda I Año 1996/7 2000 2005 2010

Argentina
Bocadepozo 1,21 1,30 1,40 1,47
Buenos Aires 2,22 2,34 2,50 2,68

Bolivia
Bocadepozo 1,09 1,15 1,25 1,30
La Paz 1,50 1,57 1,69 1,77

Brash
Boca de pozo (hipOtesis precios de importación) 0,94 1,05 1,20 1,30
Boca de pozo (net back) (**) 2,20 2,30 2,45 2,50
lmportaciOn (frontera) 0,95 1,05 1,20 1,30

San Pablo 2,70 2,80 2,95 3,00
Chile

Importación (frontera) 1,28 1,31 1,40 1,47
En centro de consumo (*) 1,38 1,41 1,50 1,57
Santiago 1,98 2,07 2,19 2,29

Colombia
Costa Atlántica 1,5 1,5 1,5 1,5
Magdalena Medio 1,75 1,75 1,75 1,75

Ecuador
Boca de pozo 1,5 1,5 1,5
Quito 2,2 2,2 2,2

Paraguay
lmportaciOn (frontera) 1,03 1,15 1,31 1,42

Peru
Bocadepozo 1,50 1,50 1,50
Lima 2,50 2,50 2,50

Uruguay
lmportaciOn (frontera) 2,22 2,34 2,50 2,68
Montevideo 2,37 2,49 2,65 2,83

Venezuela
Boca de pozo 0,09 0,60 0,75 1,00
Caracas 0,09 0,60 1,00 1,35

Fuente:
(*)
(**)

Estimaciones propias del estudio CJERO2.
Valores en centro de consumo de ENDESA.
Supone un costo de transporte para el gas del propio Brash de US$ O,5OIMMBTU.
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Las mayores reservas de gas las posee Ve
nezuela y las proyecciones de su demanda
indican mercados excedentes por el lado de
Ia oferta (tanto global como eléctrica). Pero
este pals tiene escasas posibilidades de ex
portar al mercado del Mercosur deficitario
en el largo plazo, salvo a precios más eleva
dos. Siendo asi, la estrategia de abasteci
miento eléctrico con gas natural en el
Mercosur parece reposar en las reservas de
Argentina, Bolivia, en las del propio Brasil y
también en las del Peril

El ritmo de incorporación de reservas ten
drá que ser mayor al histórico, lo que signi
fica incrementar Ia inversion en exploración.

Es visible la discrepancia entre la localiza
ción y niveles de las reservas aprovechables
comercialmente y los niveles de demanda
en una situación que, si bien no torna
inviables las estrategias comerciales de los
operadores, no parece ser sustentable en el
largo plazo a menos que se incremente
sustancialmente el ritmo de descubrimien
tos. El problema es que estas restricciones
pueden ser visibles y crecientes, no dentro
de los diez próximos aflos sino en un plazo
mayor. Los entornos comerciales y
macroeconómicos actdan con parámetros
no superiores a este lapso, y de alil la in
evitable contradicción entre las visiones
de la problemática de la sustentabilidad
de las estrategias de abastecimiento eléc
trico via gas natural visualizadas por los
actores privados y pdblicos. E En este capitulo se analizan las simu

laciones realizadas tanto a nivel aisla
do como integrado en los paIses
involucrados en este estudio y los prin

cipales beneficios de dicha integración.

El Gráfico 6.1 representa los 10 paIses
involucrados en el estudio: Argentina, Bolivia,
Brasil, Chile, Colombia, Ecuador, Paraguay, Perd,
Uruguay y Venezuela.

El Gráfico 6.2 presenta la evolución de la capaci
dad instalada total de los diez palses, para el esce
nario medio, a lo largo del perlodo de estudio. Se
observa un crecimiento muy importante de la ofer
ta de generación, que varIa de 135 GW en el año
2000 a 179 GW en el 2005, y liega hasta 210 GW
en el 2010. También se observa una rápida expan
sión de la capacidad térmica en el perIodo 2000-
20 10, que pasa de aproximadamente el 25% de Ia
capacidad total al 30% de Ia misma.
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Los Gráficos 6.3 y 6.4 muestran respectivamente
la evolución de las capacidades instaladas por pals,
y la proporción hidráulica y térmica en los años
2000, 2005 y 2010 para el escenario medio.

Se observa en los Cráficos 6.3 y 6.4 que además
de la importancia de Ia generacion hidroeléctrica
hay una gran variabilidad en la participación tér
mica en los palses. Por ejemplo, Brasil y Para
guay presentan un predominio de la producción
hidroeléctrica, mientras Argentina y Bolivia son
paises con predominancia térmica. Estas caracte
risticas ofrecen dos clases de oportunidad para
interconexión:

Complementariedad hidroeléctrica entre
paises con caracterIsticas hidrográficas
distintas.

I I I I N I I

Complementariedad hidrotérmica entre pal
ses con diferentes grados de generacion hi
droeléctrica.

No se realizaron simulaciones para el escenario
bajo debido a que en el análisis de sensibilidad de
la demanda el escenario bajo de crecimiento se
encontraba próximo al medio y a que el equipa
miento proyectado por los palses para este esce
nario correspondIa al retiro de equipos térmicos
no necesarios.

Para el escenario alto, en el Gráfico 6.5, se presenta
la evolución de la capacidad instalada total de los
diez paises a lo largo del perlodo de estudio. Se ob
serva un crecimiento importante de la oferta de ge
neración que varla de 140 GW en el año 2000 a 171
GW en el 2005, y Ilega a 217 GW en el 2010.

Gráfico 6.4 Composición hidráulica y térmica
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Gráfico 6.2 EvoluciOn de Ia capacidad instalada total, escenario medio
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1. RESULTADOS DE LOS ESTUDIOS

1.1 Estudios aislados

Para realizar el estudio se tiene en cuenta la in
formación de oferta, la configuracion de cada pals,
los datos de combustible, las series históricas de cau
dales, la demanda y los parámetros económicos.

El procedimiento utilizado es el siguiente:

Se realiza el cálculo de la politica operativa
optima para cada pals o conjunto de palses
a través de una metodologla de programa
don dinámica estocástica dual. El objetivo
es minimizar el promedio de los costos
operativos (combustible y costo del racio

namiento) a lo largo del perlodo de estu
dio, teniendo en cuenta la incertidumbre
de los caudales futuros. Esta incertidumbre
se representa a través de un modelo
estocástico de caudales autorregresivo pe
riódico multivariado3.Este modelo preser
va las estadlsticas de la serie histórica, ta
les como el promedio, la desviación estándar,
las correlaciones temporales en meses dis
tintos y las correlaciones espaciales entre
los caudales afluentes a diferentes plantas.

Posteriormente, se efectOa la simulación
operativa para el histórico de caudales y se
calculan los siguientes parámetros para cada
mes del perlodo de estudio y para cada pals:

Costo operativo promedio.

• Generación hidráulica y térmica promedio.

• Racionamiento promedio.

• DistribuciOn de probabilidad de los costos
marginales de corto plazo y promedio.

Los Gráficos 6.6 y 6.7 presentan el costo margi
nal promedio anual para cada pals para el escena
rio medio y para el alto, en los años 2000, 2005 y
2010. Se observa que los palses pueden integrar
se en dos grupos distintos.

Costo marginal inferior a US$15/MWh:
Argentina, Bolivia, Chile y Venezuela, para
ambos escenarios analizados. Se observa
que Colombia tiene un costo marginal infe
rior a US$15/MWh para todos los años en
el escenario medio, y para el año 2000 en el
escenario alto. Sin embargo, su costo mar
ginal es mayor a US$15/MWh para los años
2005 y 2010 en el escenario alto.

Costo marginal superior a US$15/MWh:
Brasil, Ecuador, Paraguay , Perd y Uru
guay ‘, para ambos escenarios.

Gráfico 6.5 Evolución de Ia capacidad instalada total, escenario alto
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Gráfico 6.6 Comparación de los costos marginales, escenario medio
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4 Debido a las plantas hidro binacionales Itaipü (con BrasH), Yacyretã (con Argentina) y el proyecto de Corpus (con Argentina), a oferta en Paraguay
excede en mucho Is demanda local; bajo eats punto de vista, el costo marginal local es cero; sin embargo, dado que Ia energia no consumida por
Paraguay en ItaipU es vendida a Brash, se podria considerar como costo de oportunidadde Ia energia en Paraguay el precio “spot” del sudeste de Brasil.

3 En el caso del sistema brashleño, el modelo escolástico utillzado tue ajustado a las secuencras de energies afluentes a los embalses agregados de

energia.
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Gráfico 6.7 Comparación de los costos marginales, escenario alto Cuadro 6i Dnterconexbnes potendales, escenaño mecho- [US$IMWh]
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Los resultados anteriores sugieren un patron ge
neral de exportación de los paises con bajo costo
hacia los de costo más alto. Los Cuadros 6.1 y
6.2 muestran las interconexiones consideradas
potencialmente atractivas para cada pals, para los
escenarios medio y alto teniendo en cuenta los
beneficios de la transmisión y la viabilidad técni
ca de construcción de la misma. El ndmero co
rrespondiente a cada par de sistemas o paises
interconectados muestra el beneficio marginal de
la interconexión. Este beneficio se calcula como
el promedio de las diferencias de los costos margi
nales entre los palses, para cada mes y para cada
escenario hidrolOgico.

En general, los estudios aislados, tanto para los
escenarios medio y alto, conducen a la identifica

Argentina Brasil-S Brasil-SE Chile-SIC Paraguay Uruguay

2000 18r4 24r7 8,2 24r7 7r2

2005 12,7 17r7 5r0 17,7 7r2

2010 9r6 15r3 3r3 15,3 8r3

Bolivia Brash-S Brasil-SE Perü-SISUR Uruguay

2000 10,8 11,2 12.9 6,2

2005 7r5 8r4 15,7 5r2

2010 8r5 9r4 20,0 5r2

Brash-N Venezuela

2000 23r6

2005 21,7

2010 15,3

Brasil-NE Brasil-S Brasil-SE

2000 8r2 4r8

2005 5r8 2r7

2010 7r5 4,0

Brasil-S Argentina Bolivia Brasil-SE Paraguay Uruguay

2000 18,4 10,8 6r5 6r5 21,9

2005 12,7 7r5 5r0 5,0 18,4

2010 9r6 8r5 5r8 5r8 16,9

Brasil-SE Argentina Bolivia Brasil-S Brasil-NE Paraguay

2000 24r7 11,2 6r5 4r8 0,0

2005 17,7 8r4 5,0 2r7 OrO

2010 15,3 9r4 5r8 4,0 0,0

Chile-SIC Argentina Chile-SING

2000 8.2 10,3

2005 5r0 5r1

2010 3r3 3,4

Chile-SING Chile-SIC Perü-SISUR

2000 10,3 14,4

2005 Sri i7r9

2010 3r4 22r4

Colombia (B) Ecuador Venezuela

2000 37,0 5,5

2005 33r4 9r2

2010 45,4 10r2

Ecuador Colombia PerU-SICN

2000 37,0 22r4

2005 33r4 21,2

2010 45,4 38r3

Paraguay Argentina Brasil-S Brasil-SE

2000 24,7 6,5 0,0

2005 i7r7 5r0 OrO

2010 i5r3 5,8 0,0

ciOn de un ‘corredor energetico que va desde la
Comunidad Andina hasta el Cono Sur. En la re
gion andina se observa una posibilidad de expor
tación de Venezuela a Colombia que, a su vez,
exportarla a Ecuador. Asi mismo, en el Cono Sur
se tiene un patron de exportaciones de Argenti
na, Bolivia, Paraguay y Uruguay a Brasil, y de
exportaciones de Argentina a Chile. En el caso
de Argentina y/o Bolivia para Brasil y Argentina
a Chile, esta exportación también se puede hacer
a través de gasoductos . El sistema peruano es el
punto de enlace de las dos regiones, pues tiene la
posibilidad de interconectarse al norte con Ecua
dor y al sur con Chile o Bolivia.

(Continua en pág. 106)

Contnüa
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Vene

PerO-SICN (*) Ecuador Perá-SISUR

2000 22,4 0.0

2005 21,2 1,7

2010 38,3 10,4

Perü-SISUR Chile-SING Perü-SICN

2000 14,4 0,0

2005 17,9 1,7

2010 22,4 10,4

Uruguay Argentina Brasil-S

2000 7,2 21,9

2005 7,2 18,4

2010 8,3 16,9

Venezuela Brasil-N Colombia

2000 23,6 5,5

2005 21,7 9,2

2010 15,3 10,2

(*) También podria existir un beneficio potencial en una interconexiOn entre Colombia con el SICN de PerO

Cuadro 6.2 - Interconexiones potenciales, escenario alto [US$/MWh]

Argentina Brasil-S Brasil-SE Chile-SIC Paraguay Uruguay

2000 18,4 24,7 8,2 24,7 7,2

2005 9,1 14,2 4,2 14,2 7,3

2010 13,8 19,6 3,5 19,6 8,1

Bolivia Brasil S Brasil SE Peru SISUR Uruguay

2000 10,8 11,2 12,9 6,2

2005 7,6 8,6 24,6 5,2

2010 4,9 6,7 20,4 6,4

Brasil-N Venezuela

2000 23,6

2005 22,1

2010 24,5

Brasil NE Brasil S Brasil SE

2000 8,2 4,8

2005 11,6 7,4

2010 25,0 19,4

Brasil S Argentina Bolivia Brasil SE Paraguay Uruguay

2000 18,4 10,8 6,5 6,5 21,9

2005 9,1 7,6 5,2 5,2 15,5

2010 13,8 4,9 6,7 6,7 20,2

Brasil-SE Argentina Bolivia Brasil-S Brasil-NE Paraguay

2000 24,7 11,2 6,5 4,8 0,0

2005 14,2 8,6 5,2 7,4 0,0

2010 19,6 6,7 6,7 19,4 0,0

ConnOa
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Vene

Chile-SIC Argentina Chile-SING

2000 8.2 10,3

2005 4,2 4,4

2010 3,5 0,0

Chile-SING Chile-SIC Perü-SISUR

2000 10,3 14,4

2005 4,4 26,8

2010 0,0 19.1

Colombia Ecuador Venezuela

2000 37,0 5,5

2005 41,2 11,7

2010 35,0 37,7

Ecuador Colombia Perü-SICN

2000 37,0 22.4

2005 41,2 19,0

2010 35,0 36,0

Paraguay Argentina Brasil-S Brasil-SE

2000 24,7 6,5 0,0

2005 14,2 5,2 0,0

2010 19,6 6,7 0,0

Perü-SICN Ecuador Perü-SISUR

2000 22.4 0,0

2005 19,0 0,0

2010 36,0 6,5

Perü-SISUR Chile-SING Perü-SICN

2000 14,4 0,0

2005 26,8 0,0

2010 19,1 6,5

Uruguay Argentina Brasil-S

2000 7,2 21,9

2005 , 7,3 15,5

2010 8,1 20,2

Venezuela Brasil-N Colombia

2000 23,6 5,5

2005 22,1 11,7

2010 24.5 37,7



106 INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA INTEGRACION ELETRICA SURAMERICANA 107

1.2 Estudios integrados

Para el análisis integrado se efectuaron simula
ciones con una polItica operativa integrada, me
diante un procedimiento iterativo donde se simu
la Ia operación conjunta de los sistemas y se utili
za el intercambio promedio de cada mes para ajus
tar las demandas. En este caso, la polItica operativa
se calcula de manera tal que se minimicen los cos
tos operativos globales.

Los datos usados son los mismos de los estudios
aislados. Sin embargo, el manejo de la hidrologla
fue distinto. Para la simulación operativa de Ar
gentina, Brasil y Uruguay se utilizó la intersec
ción de los registros históricos de cada pals, es
decir, la coincidencia histórica de los caudales de
cada pals. Para la simulación de los demás palses,
donde esta concordancia de los datos históricos
era muy corta, se utilizaron caudales sintéticos
multivariados.

Se presentan las interconexiones investigadas a
continuación:

3. Argentina y Brasil 4. Brasil y Uruguay

1. Ecuador, Colombia, PerU y Venezuela 2. Chile y PerU

Los principales resultados encontrados en las si
mulaciones (por pals y totales) son:

Generación hidráulica.
Generación térmica.

• Costo operativo.
• Ingresos de los generadores de cada pals

(precio “spot” x producción de energla).
• Distribución de probabilidad de los precios

“spot”.
• Distribución de probabilidad de los inter

cambios.

Los resultados presentados en este estudio mdi-
can los beneficios potenciales de las interco
nexiones bajo un enfoque económico razonable
mente completo con respecto a la modelación de

los equipos y de los aspectos hidrologicos, pero
relativamente sencillo con respecto a la dinámica
de los mercados y de los marcos regulatorios.

1.2.1 Interconexiön Perd-Ecuador-Colombia
Venezuela

A modo de ejemplo de los resultados obteni
dos, se presenta la interconexión EcuadorCo
lombia-Perd-Venezuela para el año 2005, con
dos niveles de interconexión (casos A y B).

El Cuadro 6.3 presenta las capacidades de las
interconexiones del caso de referencia y de los
casos interconectados. En los Cuadros 6.4, 6.5,
6.6, 6.7, 6.8 y 6.9 se presentan los resultados
para este ejemplo en particular.

b

—.

Brasil-Sur

L

I
__\

I Argentina_
Comahuc)
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Cuadro 6.3 Peru-Ecuador-Colombia-Venezuela. LImites de intercoriexiOn

Sistema Ref Caso A Caso B

De Para (MW) (MW) (MW)

PerO Ecuador 0,0 200,0 400,0
Ecuador Colombia 0,0 200,0 400,0
Colombia Venezuela 0,0 50,0 1.000,0

Cuadro 6.6 Costos operativos anuales (total anual promedio)

Estudlo Ref Caso A A A Caso B A B

Pals (M US$) I (M US$) (%) (M US$) (%)
Peru 191,6 204,5 6,7 180,6 -5,7
Ecuador 159,0 70,7 -55,5 50,6 -68,2
Colombia 168,8 141,1 -16,4 116,3 -31,1
Venezuela 99,4 103,8 4,5 122,8 23,6
TOTAL 618,8 520,1 -15,9 470,3 -24,0

En el Cuadro 6.7 se observa que en ambos casos todos los paIses tuvieron reducciones en los costos
marginales.

Cuadro 6.5 Generación térmica (total anual promedio)

Cuadro 6.7 Promedio de los costos marginales anuales

El Gráfico 6.8 muestra la reducción d,e los
niveles de interconexión.

4.
(1)
D

1.2.1.1 Escenarfo rnedio, año 2005

Cuadro 6.4 GeneraciOn hidráulica (total anual promedio)

Estudio Ref Caso A A A Caso B A B

Pals (GWh) (GWh) (%) (GWh) (%)

Peru 18.164,2 18.120,7 -0,2 18.100,0 -0,4
Ecuador 12.376,6 12.370,3 -0,1 12.326,9 -0,4
Colombia 43.373,4 43.148,1 -0,5 43.384,4 0,0
Venezuela 85.712,9 86.388,0 0,8 86.353,7 0,7
TOTAL 159.627,1 160.027,1 0,3 160.165,1 0,3

Estudio Ref Caso A A A Caso B A B
Pals (US$/GWh) (US$/GWh) (%) (US$/GWh) (%)

Peru 27,0 26,4 -2,1 25,2 -6,3
Ecuador 48,3 28,3 -41,5 23,5 -51,4
Colombia 13,9 11,3 -18,5 10,6 -23,9
Venezuela 7,4 5,3 -28,7 5,7 -22,5

Estudlo Ref Caso A A A Caso B A B

Pals (GWh) (GWh) (%) (GWh) (%)

Peru 9.307,9 9.841,9 5,7 8.845,5 -5,0
Ecuador 4.617,4 2.395,0 -48,1 1.711,4 -62,9
Colombia 17.142,6 15.067,7 -12,1 12.677,3 -26,0
Venezuela 15.300,6 18.691,4 22,2 22.623,7 47,9
TOTAL 46.368,5 45.996,0 -0,8 45.857,8 -1,1

En el Cuadro 6.6 se muestra la reducción de los
costos operativos que alcanzan aproximadamen
te US$150 millones por año en el caso B, equiva
lentes a una reducción del 24%. La reducciOn de

precios spot promedio de cada pals para los diferentes

sustancial en el caso A, mientras Peru y Venezue
la tuvieron aumentos en sus costos operativos. El
aumento de la interconexión en el caso B lleva a
una reducciOn en el costo operativo de Peru.

Gráfico 6,8 Precios “spot”. Ecuador-Colombia-Peru-Venezuela, 2005
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El Gráfico 6.9 muestra la distribución del promedio anual de los flujos en las interconexiones con
respecto a la hidrologIa para el caso A.

Gráfico 6.9 Distribuciôn del promedio anual de flujos entre interconexiones. Caso A

MW 600

500

Cuadro 6.10 Costos operativos
Ecuador-Colombia-peru-Venezuela, 2005

Estudjo Ref Caso A A A Caso B A 8
Pals (M LJS$) (M US$) (%) (M US$) (%)

Peru 262.1 290.4 10.8 247.0 -5.8
Ecuador 249.7 124.3 -50.2 99.2 -60.2
Colombia 225.1 205.5 -8.7 171.8 -23.7
Venezuela 149.0 179.4 20.3 200.1 34.3
Total 886.0 799.6 -9.8 718.2 -18.9

Se observa una transferencia casi constante de
Venezuela para Colombia y de Colombia para
Ecuador en el lImite de las respectivas
interconexiones. Sin embargo, hay escenarios don
de Colombia envIa energIa para Venezuela, evi
tando el racionamiento mencionado anteriormen
te. A su vez, la dirección y la magnitud del inter
cambio entre Ecuador y Perd son bastante varia
bles. Esto se debe a la fuerte estacionalidad del
sistema ecuatoriano, lo que reduce los requeri
mientos de importación en algunos meses.

1.2.1.2 Escenario alto, año 2005

Se analizó la misma interconexión del ejemplo
anterior, con los lImites de intercambio estableci
dos para los casos A y B, pero esta vez para el
escenario alto.

El Cuadro 6.10 muestra la reducción de los costos
operativos, que alcanza US$168 millones por año
en el caso B, equivalente a una reducción del 19%.

El Gráfico 6.10 muestra la variación de los precios ‘spot promedio de
niveles de interconexión.
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Gráfico 6.10 Precios “spot” Ecuador-Colombia-peru-Venezuela, 2005
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El Cuadro 6.14 muestra los costos operativos de cada pals y total para los diferentes escenarios de
interconexión. La reducción de los costos operativos de Peru fue sustancial (40%), mientras Chile tuvo
un aumento en sus costos operativos (9%).

Estudio Ref Caso A A A Caso B A B

Pals (Ni US$) (M US$) (%) (M US$) (%)
Peru 192,7 151,5 -21,4 115,6 -40,0
Chile 410,5 440,9 7,4 447,2 8,9
Total 603,2 592,4 -1,8 562,8 -6,7

El Cuadro 6.15 muestra la evolución de los costos marginales. Peru tuvo una reducción importante
(25%), mientras Chile no fue afectado.

Estudlo Ref Case A A A Caso B A B

Pals (US$/MWh) (US$/MWh) (%) (US$/MWh) (%)
Peri 26,9 22,5 -16,5 20,2 -24,9
Chile 12,3 12,3 0,2 12,3 0,0

1.2.2.2 Escenario alto, año 2005

Los Cuadros 6.16 y 6.17 muestran para cada pals los costos operativos y los costos marginales respecti
vamente. Para ambos costos se observan reducciones para Perii e incrementos para Chile.

Cuadro 6.16 Costos operativos anuales
(total anual promedio)

Estudio Ref Caso A A A Caso B A B
Pals (M USS) (M USS) (%) (M USS) (%)

Peru 263,1 205,5 -21,9 157,3 -40,2
Chile 453,1 473,2 4,4 492,0 8,6
Total 716 2 678,7 5,2 649,4 9 3

1.2.2 Interconexión Chile-Peril

Cuadro 6.11 PerU-Chile. LImites de interconexiOn

Sistema Ref Caso A Caso1

De Para (MW) (MW) (MW)

erü Chile-SING 0,0 200,0 400,0

/

g Per-SICN

PerC,-SISUR

•
Chile-SING

\\,, /
Chile-SIC

Cuadro 6.14 Costos operativos anuales
(total anual promedio)

1.2.2.1 Escenario medio, año 2005

Cuadro 6.12 Generación hidráulica (total anual promedio)

Cuadro 6.15 Promedio de los costos marginales anuales

Estudlo Ref Caso A A A Caso B A B

Pals (GWh) (GWh) (%) (GWh) (%)

Peru 18.126,8 18.105,5 -0,1 18.101,5 -0,1

• Chile 23.075,9 22.153,8 -4,0 23.027,9 -0,2

, Total 41.202,7 40.259,3 -2,3 41.129,4 -0,2

Cuadro 6.13 Generación térmica (total anual promedio)

Estudlo Ref Caso A AA Caso B A B

(GWh) (GWh) (%) (GWh) (%)

• Peru 9.345,2 7.61 4,6 -18,5 5.866,5 -37,2

Chile 34.457,2 37.131,3 7,8 38.009,2 10,3

Total 43.802,4 44.745,9 2,2 43.875,7 0,2
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1.2.3 Interconexión Brasil-Argentina

Cuadro 6.18 Brasil-Argentina. LImites de
interconexiOn

, REF CasoA
Pats / Estudlo

(TWh) (TWh) (%)

Brasil - SE 254,90 257,00 0,82

Brasil - 5 54,32 55,86 2,84

Brasil - NE 59,50 61,02 2,57

Brasil - N 33,01 33,39 1,17

Argentina - Me 23,07 23,06 -0,02

Argentina - Co 15,02 15,07 0,33

Total 439,81 445,41 1,27

--

Cuadro 6.20 GeneraciOn térmica
(total anual promedio)

AA
(%)Pals I Estudlo

Brasil - SE
Brasil - S
Brasil - NE
Brasil - N
Argentina - Me
Argentina - Co
Total

REF
(TWh)

28,40
9,79
1,49
0,04

41,18
5.46

86,35

El Cuadro 6.21 muestra que la reducción8 de los
costos operativos de Brasil del caso de referencia,
para el de interconexión maxima, fue del orden
de 16%. Argentina también tuvo reducciones sus

Caso A
(TWh)

28,27
9,77
1,47
0,03

36,91
4,53

80,97

-0.46
-0,19
-0,93
-5.33

-10,38
-17,17

-6.23 I

REF CasoA AAPals I Estudlo
(US$ millones) (USS millones) (%)

Brasil - SE 434,75 31 0,68 -28,54
Brasil - 5 184,40 184,10 -0,16
Brasil - NE 124,51 104,62 -15,98
Brasil - N 30,25 51,54 70,38
Argentina - Me 310,35 275,56 -11,21
Argentina - Co 55,00 45,84 -16,66
Total 1139,25 972,33 -14,65

tanciales, airededor de 12%. El Cuadro 6.22 mues
tra la evolución de los costos marginales para di
ferentes niveles de interconexión. De este cuadro
puede estimarse una reducción total de los cos
tos marginales de Brasil, del caso de maxima in
terconexión en relación con el de referencia, de
aproximadamente el 10%. A su vez, Argentina tuvo
una reducción total del orden de 6%.

. REF CasoAPals I Estudio (USS I MWh) (USS I MWh) (%)
Brasil - SE 24,94 18,84 -24,46
Brasil - 5 21,17 17,34 -18,11
Brasil - NE 30,81 30,90 0,29
Brasil - N 29,84 28,53 -4,37
Argentina - Me 12,58 11 ,87 -5,87
Argentina - Co 1 2,52 11,78 -5,91
Total 131,86 119,26 -9,56

1.2.3.2 Escenario alto, año 2005

El Cuadro 6.23 muestra que la reducción de los
costos operativos de Brasil del caso de maxima
interconexión con respecto al de referencia fue
del orden del 14%. Argentina también tuvo reduc
ciones sustanciales, alrededor del 11%.

Pals I E t d’
REF Caso A A A

U 0
(US$ millones) (US$ millones) (%)

Brasil - SE
Brasil - S
Brasil - NE 117,32 86,56 -26,22
Brasil - N
Argentina - Me
Argentina - Co
Total 1.215,74 1.058,02

En el Cuadro 6.24 se observa que la reducción de
los costos marginales de Brasil del caso de maxima
interconexión en relación con el caso de referencia
fue de aproximadamente el 19%. A su vez, Argentina
tuvo una reducción aproximadamente del 1%.

Cuadro 6.24 Promedio de los
costos marginales anuales

REF CasoA AAPals Estudlo
(USSI MWh) (USS I MWh) (%)

Brasil - SE 21,91 17,76 -18,94
Brasil - S 17,26 15,76 -8,70
Brasil - NE 32,15 25,84 -19,65
Brasil - N 30,55 23,64 -22,61
Argentina - Me 1 3,52 13,36 -1,21
Argentina - Co 13,45 13,29 -1,16
Total 128,84 109,65 -14,90

472.34
184,16

36,74
345.62

59,55

400,40
184.10

27,06
309.59

50,32

-15,23
-0.04

-26,37
-10,43
-1 5,50
-12,97

Cuadro 6.17 Promedio de los costos marginales anuales
.

[Estudio Ref Caso A A A Caso B A B

Pals (US$IMWh) (US$/MWh) (%) (US$/MWh) (%)

Peru 36,9 29,7 -19,5 26,7 -27,7

Chile 12,1 12,1 -0,2 13,8 14,3

Cuadro 6.21 Costos operativos anuales
(total anual promedio)

12.3.1 Escenario medio, año 2005

Cuadro 6.19 GeneraciOn hidrãulica
(total anual promedio)

Cuadro 6.23 Costos operativos anuales
(total anual promedio)

Sistema Ref Caso A

De Para (MW) (MW)

Brasil - SE Argentina - Me 0 1 .000

Brasil - S Argentina - Me 1 .000 2.000 I

Cuadro 6.22 Promedio de los
costos marginales anuales

8 Se calcula como Ia diferencia entre Ia suma de los valores del caso de referencia y Ia suma de los valores del caso A, en relación con Ia suma de los del

caso referencia: ( Caso A - flEE) / REF. Este cálculo se realiza para los costos operativos anuales, as tarifas de los consumidores y los ingresos de

los generadores.



116 INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA 117

REF CasoA
Pals Estudlo (TWh) (TWh) (%)

Brasil - SE 28,40 28,24 -0,57

Brasil - S 9,79 9,78 -0,04
Brasil - NE 1,49 1,49 0,00

Brash - N 0,04 0,04 1,33

Uruguay 2,99 1,86 -37,84

Total 42,70 41,40 -3,04

En el Cuadro 6.28 se muestra que la reducción de
los costos operativos de Brasil-SE, Brasil-S y Bra
sil-NE del caso de referencia, para el de interco
nexiOn maxima, fue del orden del 2%; por otra
parte, los costos operativos de Brasil-N aumenta
ron 29% y Uruguay tuvo reducciones de airede
dor de 29%.

Cuadro 6.28 Costos operativos anuales
(total anual promedio)

. . REF CasoA
Pais Estudio (US$ miliones) (USS millones) (%)

Brasil - SE 434,75 378,62 -12,91
Brasil - 5 184,40 184,28 -0,06
Brasil - NE 124,51 138,41 11,16
Brash! - N 30,25 39,05 29,10
Uruguay 80,06 56,20 -29,80
Total 853,96 796,56 -6,72

El Cuadro 6.29 muestra que la disminución de los
costos marginales de Brasil-SE y Brasil-S del caso de
referencia, para el de interconexiOn maxima, fue de
11% en promedio; por otra parte, los costos margi
nales de Brasil-NE y Brasil-N aumentaron 9%. A su
vez, Uruguay tuvo una reducción de 24%.

REF CasoA I AAPals Estudio
(US$1 MWh) (US$ / MWh) (%)

Brash! - SE 24,94 22,54 -9,63
Brash! - S 21,17 18,33 -13,42
Brash - NE 30,81 34,29 11,31
Brash! - N [ 29,84 31,70 6,25
Uruguay 18,05 13,71 -24,05

1.2.4.2. Escenario alto, año 2005

En el Cuadro 6.30 se observa que la reducciOn de
los costos operativos de Brasil-SE, Brasil-S y Bra
sil-NE del caso de referencia, para la interconexión
maxima, fue del orden de 5%, y los costos
operativos de Brasil-N, 14%; por otra parte, Uru
guay tuvo reducciones de alrededor de 35%.

REF CasoAPals Estudlo
(US$ millones) (USS millones) (%)

Brasi! - SE 472,34 467,50 -1,03
Brasil - S 184,16 184,13 -0,02
Brash! - NE 117,32 113,12 -3,58
Brash! - N 36,74 31,67 -13,81
Uruguay 84,44 54,72 -35,20
Total 895,01 851,13 -4,90

El Cuadro 6.31 muestra que la reducción de los
costos marginales de Brasil del caso de referen
cia, para el de interconexión maxima, fue de 15%
en promedio. A su vez, Uruguay tuvo una dismi
nución de 26%.

REF CasoA AAPals Estudio
(US$1 MWh) (US$ I MWh) (%)

Brasfl - SE 21,91 20,02 -8,65
Brasil -5 17,26 15,32 -11,24
Brash! - NE 32,15 26,79 -16,69
Brashi - N 30,55 24,87 -18,61
Uruguay 18,77 13,93 -25,77

2. RESUMEN DE LOS RESULTADOS
Y CONCLUSIONES

Se identificaron los siguientes ‘corredores ener
geticos” para los diez palses del estudio:

• En la Comunidad Andina se observa una
posibilidad de exportación de Venezuela
para Colombia que, a su vez, exportarIa
a Ecuador.

• En el Cono Sur se tiene un patron
portaciones de Argentina, Bolivia,
Paraguay y Uruguay para Brasil9.

• El sistema peruano es el punto de enlace
de las dos regiones, pues tiene la posibili
dad de interconectarse al norte con Ecua
dor, y al Sur con Chile o Bolivia.

El estudio de interconexiOn Peru-Ecuador-
Colombia-Venezuela indicó una fuerte trans
ferencia de Venezuela para los otros palses;

Cuadro 6.25 Brasil-Uruguay.
Limites de interconexiOn

12.4 InterconexiOn Brasil-Uruguay Cuadro 6.27 GeneraciOn térmica Cuadro 6.29 Promedio de los Cuadro 6.31 Promedio de los
(total anual promedio) costos marginales anuales costos marginales anuales

Sistema Ref Caso A

De Para (MW) (MW)

Brasil - S Uruguay 0 500
Brasil - SE Argentina - Me 1000 1.000
Brash! - S Argentina - Me 2.000 2.000

1.2.4.1 Escenario medio, año 2005

Cuadro 6.26 GeneraciOn hidráulica
(total anual promedio)

Cuadro 6.30 Costos operativos anuales
(total anual promedio)

REF CasoAPals Estudlo (TWh) (TWh) (%)
Brash! - SE 254,90 254,46 -0,17
Brashi - 5 54,32 55,52 2,21
Brash! - NE 59,50 60,48 1 ,65
Brash! - N 33,01 33,13 0,37
Uruguay 7,24 7,63 5,37
Total 408,96 411,22 0,55

de ex
Chile,

Se realizaron estudios especIficos de interconexión
para Peru-Ecuador-Colombia-Venezuela, Chile
Peru, Argentina-Brasil y Brasil-Uruguay.

9 La exportaciôn de ChHe a Brasil via indirecta por Argentina también en una posibiIdad, dado el iriterés detectado en ciertos Inversionistas.
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Ia reducción de los costos operativos de
Colombia del caso de referencia para los
casos estudiados varió entre 6,2% hasta
34,2%. Ecuador tu’c?o reducciones sustancia
les, variando de 38,3% hasta 73,1%. Vene
zuela, a su vez, tuvo sus costos operativos
aumentados de 4,5% hasta 34,3%. Peru tuvo,
en promedio, sus costos operativos aumen
tados 12% (en uno de los casos hubo reduc
ción de los costos operativos).

• Los estudios de interconexión Argentina
Brasil indicaron un fuerte beneficio para Ia
integracion energetica de los paIses. Sin em
bargo, se observa un aumento sustancial de
la volatilidad de los precios “spot” argenti
nos para interconexiones de airededor de
3.000 MW.

• El estudio de interconexión Brasil-Uruguay
indicó beneficio para la integracion energe
tica de los palses. La reducción de los cos

tos operativos de Brasil varia de 12,6% en
el 2000 hasta 2,6% en el 2005 y en el 2010.
En Uruguay se obtuvo una reducción de los
costos operativos en un 21% en el 2000,
29,8% en el 2005 y 40,5% en el 2010. Se
observa un aumento sustancial de la
volatilidad de los precios “spot” uruguayos.

La interconexión Chile-Perñ lleva a una re
ducción sustancial de los costos peruanos,
con un pequeño impacto en Chile.

Además de identificar el beneficio global de Ia
interconexión (diferencia de los costos operativos
totales antes y después) es necesario identificar
el efecto de la misma en la volatidad de los pre
cios “spot”, en los ingresos de los generadores y
en los precios de la energIa en el pals importador.
También es necesario tomar en cuenta otros as
pectos tales como la regulacion de los pagos por
capacidad de cada pals, aspecto directamente
involucrado con el tema regulatorio.

1. PROCESOS DE TRANSFORMACION
INSTITUCIONAL, REGULATORIA
Y PRIVATIZACIONES

Durante la década del 90 se produjeron transfor
macjones sustanciales en una porción significati
va de los sectores eléctricos de los palses de
Suramérica. El proceso comenzó anticipadamen
te en el caso de Chile, airededor de 1982,
segmentandose las principales empresas eléctri
cas y privatizándose sus unidades de negocios.
En los años previos a dichas reformas el servicio
eléctrico en Suramérica se caracterizaba, en ge
neral, por los siguientes rasgos:

Grandes empresas prestadoras monopó
licas, de propiedad generalmente del Es
tado nacional y, en menor grado, de los
estados provinciales. Cooperativas de dis
tribución u otros servicios menores pri
vados o municipales.

• Integracion vertical de la cadena eléctrica
en sus actividades básicas (generacion, trans
porte, distribución y comercialización) e
integracion horizontal.

• Decision centralizada y manejo por parte
del Estado de la gestión y explotación del
servicio, de los mecanismos de inversion y
asignacion de recursos, de las politicas, el
planeamiento, la expansion del equipa
miento y el despacho de cargas.

• Retribución de
de las tarifas,
medios totales.

• Despacho de cargas, con base en costos
marginales.

• Interconexiones e intercambios internacio
nales realizados con base en acuerdos o con
tratos entre los paises participantes, y a la
distribuciOn equitativa de los beneficios re

C
a

vII
Marco institucional regulatorio

las prestaciones y costeo
sobre la base de costos
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sultantes. En varios casos las interco
nexiones internacionales se desarrollaron a
partir de la construcción de aprovechamien
tos hidroeléctricos binacionales.

Esta concepción generalizada del sector eléctrico
tuvo modificaciones sustanciales en los palses que
efectuaron los procesos de reforma mencionados.
Si bien esos procesos han tenido caracterIsticas
especIficas o adecuaciones puntuales que los dife
rencian, también exhiben rasgos comunes (rol más
preponderante de los mecanismos de mercado,
mayor participación de actores privados) en cier
ta medida por la influencia de organismos
multilaterales de crédito que buscaron inducir un
particular modelo de reformas estructurales, a
partir de la denominada crisis de la deuda exter
na’° . Los principales lineamientos del nuevo tipo
de modelo aplicado se exponen a continuación.
Cabe subrayar la diversidad de las modalidades es
pecIficas de las reformas realizadas, ya que cada apli
cación nacional tiene caracterIsticas propias, razón
por la cual podrán evidenciarse, en cada caso, dife
rencias con algunos de los elementos aquI descritos.

Segmentacion vertical y horizontal de la
cadena eléctrica y privatización de las uni
dades de negocio resultantes. Transferen
cia a! sector privado de las centrales de ge
neración y de las sociedades anónimas, cons
tituidas al efecto, que disponIan de las con
cesiones otorgadas, por determinados lap
sos, para la explotación de las unidades de
servicios de distribución y transporte, asi

como de ciertos tipos de generacion (hidro
eléctrica, nuclear).

Creación a partir de la segmentación verti
cal de un mercado mayorista competitivo
(además del mercado minorista monopólico)
integrado por oferentes (generadores) y
demandantes (distribuidores y usuarios que
superan el umbral de acceso mayorista es
tablecido) y con participación en algunos
casos de comercializadores.

En algunas situaciones se han impuesto limitacio
nes en la integración vertical: incompatibilidad de
desempeño de distintos roles de la prestación o de
la propiedad de diferentes segmentos (principalmen
te generadores y distribuidores con la función de
transporte). También en la integración horizontal,
interna al sector: porcentaje máximo de participa
ción en la propiedad de un segmento. Sin embargo,
no se han detectado normativas que establezcan in.
compatibilidades especlficas con otros sectores ener
geticos vinculados u otros proveedores de insumos
(fuentes de energIa primaria y su transporte: gas,
petróleo, carbon, productores de equipos, etc.) que
pudieran configurar estructuras monopólicas o faci
litar posiciones dominantes en el mercado’1 . Estos
aspectos pueden ser contemplados, con carácter más
general, por regulaciones de defensa de la compe
tencia o anti-trust.

El mercado mayorista es competitivo, regido por
los costos marginales de energIa resultantes del
despacho. La retribuciOn incluye otros cargos por

potencia, reserva, calidad (costo de racionamien
to, energia no suministrada), regulaciOn, etc, que
son variables segün el pals de aplicaciOn.

Retiro total o parcial del Estado de la función
empresarial, de los mecanismos de inversion
y asignacion de recursos y de Ia expansion del
equipamiento. En su relación con definicio
nes futuras, el Estado puede tener atribucio
nes para realizar un planeamiento indicativo
o un análisis prospectivo. En el Oltimo caso se
formulan escenarios posibles sin que el Esta
do tome participación activa en las decisiones
futuras. En el primero, en cambio, puede
adoptarse cierto tipo de decisiones sobre equi
pamientos programados como, por ejemplo,
el llamado a licitaciOn para su construcción y
explotación por el capital privado. La regula
ción puede proveer ciertos estImulos indirec
tos. Por ejemplo, ciertas normativas definidas
por el Estado establecen la existencia de fon
dos, con ingresos provenientes de cierto tipo
de penalizaciones por deficiencias en el servi
cio que, a partir del destino definido para sus
recursos, pueden contribuir a la construcción
de obras que solucionen dichas deficiencias.

En los segmentos en los que se reconoce la
existencia de monopolios naturales, es de
cir, la distribución y el transporte, se suple
la falta de competencia mediante regulacio
nes adecuadas destinadas a preservar la efi
ciencia económica, manteniendo Ia propie
dad en agentes privados. Concurrentemente
se establece el libre acceso a las redes, para
ciertos usuarios, mediando el pago de un
peaje. A partir de las reducciones crecien
tes en el limite de acceso de dichos usua
rios a! mercado mayorista, tanto la estrictez

como el ámbito del carácter monopólico en
el segmento de distribución van disminu
yendo su alcance.

• RetribuciOn de las prestaciones con base en
costos marginales de corto y largo plazo y
costos medios estándar.

• Interconexiones e intercambios internacio
nales: comienzan las iniciativas y empren
dimientos de actores privados para su reali
zación, con un grado creciente de libre ac
ceso y negociacion para pactar las condi
ciones de los mismos, principalmente a ni
vel de excedentes eléctricos o gasiferos en
paises que cuentan con gas para exportación.

Como puede apreciarse, las reformas eléctricas
han implicado la transferencia de activos a! sec
tor privado y/o su mayor participación en los ser
vicios eléctricos, pero también concurrentemente
la creación y reestructuración de mercados, la
aparición de nuevos actores, una nueva estructu
ra institucional, un cambio de objetivos en la pres
tación püblica, y una modificación en las modali
dades de coordinación económica en tres compo
nentes principales: la unidad de decision, el meca
nismo de asignaciOn de recursos y los objetivos
dominantes en la nueva organizaciOn del sector,
incluyendo el cambio del rol del Estado. -

Entre los modelos regulatorios antes expuestos
existen variantes intermedias adoptadas por al
gunos palses: oferta competitiva y participación
privada solamente a nivel de generacidn (genera
dores independientes con yenta a empresas inte
gradas o distribuidoras); mantenimiento del trans
porte y su expansion en poder del Estado; mante
nimiento total o parcial de empresas integradas o

10 Ver Tema Focal: Ia Modernización del Sector Energetico en America Latina y el Caribe. XXVIII Reunion de Ministros de Palses de Ia OLADE, noviembre!
97, F. Suding, F. Figueroa, H. Altomonte, F. Sanchez, F. Cuevas, H. Pistonesi y otros. Seminario Internacional sobre ReestructuraciOn y RegulaciOn del
Sector Eléctrico - ENRE de Argentina, noviembre/95.

11 Marcos regulatorios en el sector eléctrico suramericano. Pedro Gatica y Esteban Skocnik. CHICIER, tunio/96.
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solamente segmentadas en el ámbito contable, no
como unidades de negocio de propiedad diferen
ciada; libre acceso con distintrs alcances. etc.

Las reformas han tenido diversos grados de apli
cación en los palses suramericanos, pudiendo es
tablecerse al respecto:

PaIses que realizaron reformas estructurales
del sector (cambio legal del marco regulatorio
y funcionamiento de los mecanismos de mer
cado) y han tenido procesos de privatización
que definen, actualmente, un grado prepon
derante de propiedad privada: Argentina, Bo
livia, Colombia, Chile y Peru.

• PaIses en proceso de transición, tanto en
las reformas estructurales como en los pro
cesos de privatización: Brasil.

• PaIses que tomaron iniciativas en cuanto al
cambio legal del marco regulatorio, pero o el
mismo no se ha aplicado o las privatizaciones
no se han realizado en forma significativa:
Ecuador, Paraguay, Uruguay, Venezuela.

A continuación se indican, por pals, los princi
pales instrumentos legales regulatorios sancio
nados, sus fechas y los aspectos institucionales
relacionados.

2. INSTRUMENTOS LEGALES
Y REGULATORIOS PARA LAS
REFORMAS DEL SECTOR ELECTRICO.
MARCO INSTITUCIONAL.
PRIVATIZACIONES.

2.1 Argentina

Los instrumentos legales que establecen los princi
pios y disposiciones generales para la transformación

del sistema eléctrico argentino datan de 1992. Ellos
son la Ley 24.065 y su Decreto reglamentario N°
1.398/92. Complementariamente se elaboró, median
te resoluciones de la Secretarla de Energla, un am
plio conjunto de normativas, compendiadas en el
manual de “Procedimientos para la programación
de la operación, el despacho de cargas y el cálculo
de precios”.

A partir de esa fecha el proceso de privatización fue
acelerado, comenzando por la generacion y luego
por el transporte y la distribución. Actualmente no
están privatizadas las centrales nucleares, las hidro
eléctricas binacionales y algunas areas de distribu
ción, de jurisdicción provincial.

2.2 Bolivia

Las reformas en el sector eléctrico en Bolivia co
menzaron en 1994 con la promulgacion de la Ley
de Electricidad No. 1604 y sus reglamentos de
operación del mercado eléctrico, precios y tarifas,
concesiones, licencias y licencias provisionales,
usos de bienes de dominio püblico, de calidad de
distribución e infracciones y sanciones, conteni
das en el Decreto Supremo N° 24043.

Con la transferencia de la Empresa Nacional de
Electricidad (ENDE) al sector privado en 1995, el
sector eléctrico en Bolivia se ha estructurado en
seis empresas privadas que operan en generacion
de electricidad, una empresa privada en transmi
sión y siete empresas en distribución.

Desde el inicio de las reformas, las inversiones en
el sector eléctrico han sobrepasado los US$420
millones, incrementando la capacidad de genera
ción en más de 50%.

2.3 Brasil

Brasil se encuentra en un proceso de transi
ción en su transformación regulatoria. Las pri
meras medidas son de los años 1995/96 y esta
blecen disposiciones sobre el regimen de otor
gamiento y prórroga de la concesión y autori
zación en la prestación de servicios püblicos
(Leyes 8987 y 9074), la reglamentacion de la
producción eléctrica por el productor indepen
diente o el autoproductor (Decreto 2003) e ins
tituyen Ia Agencia Nacional de EnergIa Eléctri
ca (ANEEL) como órgano regulador (Ley 9427).

Las modificaciones significativas posteriores se
producen en el año 1998. Se establece la corn
pra y yenta de energIa eléctrica en el ámbito
del Mercado Mayorista de EnergIa (MAE), la li
bre negociacion para Ia compra-venta entre con
cesionarios y otros agentes autorizados y la
reglamentacion del MAE. También se definen
las atribuciones del Operador Nacional del Sis
tema Eléctrico (ONS) y se establecen sus re
glas de organizacion. AsI mismo, se autoriza al
poder ejecutivo a proceder a la reestructura
ción de Eletrobras (Ley 9648 y Decreto 2655
de 1998).

Tanto a nivel nacional como estatal, está en
marcha el proceso de reestructuración, priva
tización y segmentaciOn vertical de las princi
pales empresas del sector eléctrico. La mayor
parte de la distribución está privatizada.

2.4 Chile

Como se mencionara, Chile tomó la iniciativa
en el proceso de reformas en el sector eléctri

co, sancionando en 1982 el Decreto con Fuer
za de Ley N° 1 que establece su nuevo marco
regulatorio. Sin embargo, ya en 1978 habia crea
do la Comisión Nacional de EnergIa (CNE) para
definir polIticas y estrategias, elaborar norma
tivas, calcular tarifas y precios y realizar pro
puestas de privatización. La CNE está formada
por un Consejo de siete ministros y un equipo
técnico.

El grado de privatización actual de las empre
sas prestadoras es alto.

2.5 Colombia

El pi-oceso de transformación sectorial eléctri
ca comienza en Colombia en el año 1994 con
la sanción de las Leyes 142 y 143. La primera
de ellas establece el regimen legal para los ser
vicios publicos domiciliarios (entre los cuales
se cuentan los de energIa eléctrica y gas), en
tanto que la segunda define el regimen de las
actividades de generacion, interconexión, trans
misión, distribución y comercialización.

La normativa posterior fue desarrollada funda
mentalmente por la Comisión de Regulacion de
EnergIa y Gas (CREG). Se estima que el proce
so de transformación se inicia con las Resolu
ciones CREG 024, Codigo Comercial y CREG
025, Codigo de Redes, ambas de julio de 1995,
a partir de las cuales quedan establecidos los
elementos esenciales de la reforma sectorial.

Colombia cuenta actualmente con una partici
pación privada importante, tanto en generacion
como en comercialización. En la transmisión
esta participación es ann muy limitada.
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2.6 Ecuador

El sector eléctrico se encuentra en la etapa mi
cial de un proceso de transformación. Desde el
punto de vista de los instrumentos legales, este
proceso se inicia con la Ley de Regimen del
Sector Eléctrico Ecuatoriano (LRSE) y el re
glamento general de la LRSE que datan de
1996. En sus lineamientos generales ellos esta
blecen:

• El Estado puede concesionar o delegar a
otros sectores de Ia economIa Ia genera
ción, transmisión, distribución y
comercialización de la energIa eléctrica.

• Se reconoce el carácter competitivo de la
generacion.

• La distribución y la transmisiOn consti
tuyen monopolios naturales.

• El Estado regulara todas aquellas activi
dades no consideradas competitivas.

En octubre de 1997 recién se emite el regla
mento sustitutivo de la LRSE que da vigencia
al Consejo Nacional de Electricidad
(CONELEC), ente regulador del sector eléctri
co, el cual, previa estructuración, comienza su
funcionamiento en diciembre de 1997. A cargo
de este ente, que constituye una persona jurI
dica de derecho pi.Thlico, está la responsabili
dad de establecer las normativas, la regulación
y la fiscalización.

El CONELEC ha emitido hasta la fecha el Re
glamento General de Concesiones y, reciente

mente, ha sometido a audiencia püblica el Re
glamento de Servicio y el Plan Nacional de Elec
tricidad. Se habIa previsto en el transcurso de
agosto-septiembre/98 la emisión de los Regla
mentos de Tarifas, de Mercado, de Despacho,
de Garantlas, de Importación y Exportación,
para dar inicio a! funcionamiento del Mercado
Eléctrico Mayorista y del nuevo modelo en ge
neral. Como se explica más adelante, esto ülti
mo se ha diferido ya que la privatizaciOn del
prestador estatal INECEL prevista para finales
de1998 se realizó durante 1999.

El proceso de privatización mismo, es decir la
yenta de acciones al sector privado empezará
luego de la valorización de los activos de la
generación, transmisión y distribución, activi
dad actualmente en proceso y cuya terminación
se estima aproximadamente para el segundo
semestre del aflo 2000.

El INECEL entregó las acciones de 18 de las
19 empresas de distribución a! Fondo de Soli
daridad, entidad creada por ley para ser el te
nedor y el que ponga a la yenta las acciones
dentro del proceso de privatización del sector
eléctrico.

A principios del año 2000, el Congreso aprobó
un paquete de reformas al sector eléctrico que
viabiliza una participación privada mayoritaria,
pues se establece que el Fondo de Solidaridad
pondrá a disposición del sector privado un por
centaje de hasta el 51% de acciones con dere
cho a voto. Se incluyen disposiciones para fo
mentar la competencia y establecer tarifas que
reflejen los costos reales del servicio basados
en parámetros internacionales de calidad y efi

ciencia, pero se recalca que las tarifas no po
drán ser superiores a las que rijan en el merca
do internacional.

2.7 Paraguay

La prestación del servicio eléctrico está a cargo
del Estado. El marco que actualmente regula las
actividades del sector eléctrico está incluido en Ia
Ley 966 del año 1964.

Acorde con los cambios institucionales,
regulatorios y de propiedad en la regiOn, Para
guay ha comenzado a adoptar algunas medidas
tendientes a la transformación. Algunas de las
actividades incluidas en este programa, son:

• RealizaciOn de un proyecto de Ley de Marco
Regulatorio y propuesta de reorganizacion,
estableciendo, por una parte, la función del
Estado en su carácter de fijador de poilticas y
de regulador; por otra parte, la generacion de
condiciones aptas para la incorporación de
intereses privados.

• Diseño de alternativas institucionajes acordes
con los nuevos objetivos del sector.

• Identificación de nuevas oportunidades de nego
do para Ia participaciOn del sector privado.

• Diseño de la nueva entidad de gobierno que
ejerza la funciOn reguladora prevista en Ia
nueva legislacion.

2.8 Peril

El sector eléctrico de Perii comenzó su privatización
a partir de 1992, con Ia Ley 25844 de Concesiones

Eléctricas, su reglamento y las leyes de Promoción
de la InversiOn Privada. Estas impulsan la participa
ción privada en el sector eléctrico, regida por las
reglas de libre mercado. La reforma institucional
regulatoria promueve la desintegracion vertical del
sector, reconociendo las actividades de generacion,
transmisión, distribución y comercializaciOn. Estas
actividades serán sujetas de concesión o autoriza
ción. Luego de la Ley de Concesiones Eléctricas y
avanzando sobre los principios de la reforma se san
cionaron el DS 020-97-EM ‘Normas Técnicas de Ca
lidad de los Sistemas Eléctricos y la ‘Ley
Antimonopolio&”

El sistema regulatorio está compuesto por cinco en
tidades pOblicas: el Comité de Tarifas Eléctricas, re
gulador de precios; el Organismo Supervisor de In
version en EnergIa, a cargo de control de calidad; el
Instituto Nacional de Defensa de la Competencia y
de la Protección de la Propiedad Intelectual, super
visor de Ia competencia; los Comités de OperaciOn
Económica del Sistema, a cargo de las operaciones
del sector, y el Ministerio de EnergIa y Minas, a car
go de la planificación sectorial.

Como resultado de las reformas ilevadas a cabo,
la cobertura eléctrica se ha incrementado, se han
reducido las pérdidas eléctricas y la capacidad
instalada de generacion ha aumentado. Si bien
inicialmente se incrementaron las tarifas eléctri
cas con la finalidad de realinearlas con los costos
marginales, éstas se han reducido gradualmente,
en sintonla con el aumento en Ia oferta y las me
joras registradas en eficiencia operativa.

Hasta Ia fecha se ha privatizado más del 62% de
Ia capacidad generadora y el 75% de la distribu
ciOn de energIa eléctrica.

125
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2.9 Uruguay

La normativa que regula el sector eléctrico de
Uruguay está regida fundamentalmente por Ia Ley
16.832 de junio de 1997 y su Decreto Reglamen
tarlo del 26 de enero de 1999.

En forma complementaria se elaboraron los re
glamentos de peaje que posibilitan, entre otros, a
los grandes consumidores de Argentina y Uruguay
comercializar en ambos mercados.

La empresa Administración Nacional de Usinas y
Trasmisiones Eléctricas (UTE), de integración ver
tical, si bien no tiene el monopolio en el Sector
Eléctrico, sigue teniendo un papel preponderan
te, cuenta con la administración total de la distri
bución y gran parte de la trasmisión, actividades
que segln el Marco Regulatorio tienen el carác
ter de servicio püblico y son regulados por el Es
tado.

La generación pierde su carácter de servicio pi
blico; la misma podrá ser realizada por cualquier
agente, en regimen de libre competencia, deberá
respetar las normas del MMEE (Mercado Mayo
rista de Energia Eléctrica) y ser despachada por
el DNC.

2.10 Venezuela

A finales de1999 fue publicada Ia Ley del Servi
do Eléctrico, cuyo objetivo es regular el servicio
eléctrico del pals en todas sus fases: generación,
transmisión, gestión del Sistema Eléctrico Nacio
nal (SEN), distribución y comercialización, asi
como la actuación de los agentes que intervienen
en el servicio.

El organo rector de las poilticas concernientes al
sector eléctrico es el Ministerio de EnergIa y Mi
nas (MEM). Por delegación del MEM, la supervi
sión, regulacion fiscalización y control de las acti
vidades del sector eléctrico estarán a cargo de
un nuevo organismo, la Comisión Nacional de
Energia Eléctrica (CNEE).

Entre las funciones de la CNEE estará establecer
la metodologla para la fijación de tarifas aplica
bles a! mercado regulado de electricidad, los limi
tes de cobertura geografica y de mercado para las
empresas del sector y las modalidades, condicio
nes y garantIas que regirán los mercados mayoris
ta y de tarifas reguladas. Además, tiene como
responsabilidad la publicación de evaluaciones
periódicas del desempeño (calidad y gestión) de
las empresas del sector.

Se creará el Centro Nacional de Gestión del Siste
ma Eléctrico (CNGSE), propiedad de la Repñbli
ca, supervisado y fiscalizado por el MEM, por or
gano de la CNEE, que centralizará la gestión del
SEN. Su función será controlar, supervisar y Co.
ordinar la operación integrada de los recursos de
generación y transmisión del SEN, asi como ad
ministrar el Mercado Mayorista de Electricidad.
Previa opinion de Ia CNEE, el ejecutivo podrá
ordenar la separación jurIdica de las gestiones
económica y técnica del CNGSE.

La ley prohIbe que una misma empresa realice
simultáneamente dos o más de las siguientes acti
vidades: generación, transmisión, gestión del SEN
y distribuciOn. Cada una de estas actividades de
hera. ser desarrollada por una empresa distinta.
La comercialización a usuarios con tarifa regula
da si podrá ser realizada por generadores, distri

buidores o por empresas especializadas en
comercialización

Para la implementaciOn definitiva de la Ley del
Servicio Eléctrico se estableció un regimen de
transición, el cual fija que las empresas tienen
un plazo de dos (2) años para separar jurIdica
mente las actividades conjuntas que realicen de
generacion, transmisión y/o distribuciOn. Además,
establece que tanto la CNEE como el CNGSE en
trarán en funcionamiento en un plazo máximo de
dos años.

3. INTERCAMBIOS INTERNACIONALES
DE ENERGIA ELECTRICA

Se desarrolla aqul una sIntesis de las regulacio
nes y normativas vinculadas a los intercambios
internacionales en cada pals.

3.1 Argentina

• La reglamentacion vinculada a las nuevas
interconexiones está básicamente conteni
da en la Resolución 2 1/97 de Ia Secretaria
de EnergIa y Puertos.

• La importación se considera una oferta adi
cional que se agrega en el MEM como un
grupo generador virtual.

• La exportación se considera como una de
manda adicional que se agrega al MEIVI
en el Nodo Frontera, como una demanda
virtual.

• De las dos puntualizaciones precedentes se
infiere que el precio nacional es influido por
el nivel de transacciones internacionales, ya

que estas ültimas se agregan a la demanda
total, la cual define, conforme a la oferta
requerida, el mismo precio marginal tanto
para las transacciones nacionales como para
las internaciona!es.

3.2 Bolivia

Los generadores locales pueden vender libremen
te energia a los paises vecinos. No existen limita
ciones para las exportaciones de los agentes loca
les o las compras de consumidores de otros pal
ses para asegurar el abastecimiento y la calidad
del servicio interno.

Los consumidores no regulados podrIan comprar
libremente en mercados vecinos. Segün el artIcu
lo 8 del Reglamento de OperaciOn del Mercado
Eléctrico, los generadores de otros palses pueden
participar como agentes del mercado siempre que
cuenten con una licencia de importaciOn de elec
tricidad otorgada por Ia Superintendencia.

Los consumidores de otros palses que tengan las
caracteristicas de los consumidores no regulados
podrán participar como agentes del mercado, siem
pre que cuenten con una licencia de exportaciOn
de electricidad otorgada por la Superintendencia.

3.3 Brasil

Tanto los agentes privados como los estatales
pueden realizar intercambios internacionales. La
legislaciOn existente y Ia reestructuración propues
ta no imponen limites.

• Autorización de los intercambios interna
cionales:
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— La autorización de la concesión para im
plantar una conexión internacional es otor
gada por la agenda reguladôra ANEEL.

— Los flujos de las interconexiones serán
informados por el agente operador del sis
tema ONS, en los términos del protocolo
suscrito con el pals vecino, teniendo como
meta la optimización del uso de los recur-
SOS energeticos. Los reglamentos para esta
operación serán aprobados por ANEEL.

— Existe la proposición de que, en el futu
ro, la autorización o concesión para Ia im
plantación de las interconexiones interna
cionales sea licitada.

Libre acceso para los intercambios interna
cionales:

— El libre acceso a los sistemas de trans
misión y distribución fue establecido por ley
y ya tiene su reglamentacion en decretos y
resoluciones. Sin embargo, esta reglamen
tación está en proceso de evolución para
adecuarla a la reestructuración propuesta.

— Los agentes que pueden acceder al sis
tema de transmisión y distribución son: ge
neradores, distribuidores, comercializadores
y consumidores libres. En el caso de los ge
neradores, distribuidores y comerciali
zadores, ellos deben ser titulares de las res
pectivas concesiones, permisos 0 autoriza
ciones, otorgados por el poder concedente.
De esta manera, un agente extranjero, para
poder acceder al sistema de transmisión
brasileño, se deberá constituir como

comercializador con la obtención de la au
torización correspondiente.

— En la reglamentacion existente de la red
(que será modificada), la restricción es sola
mente aquella asociada a la capacidad de
transporte existente, hasta que la misma sea
ampliada.

— La figura del agente comercializador
existe y está reglamentada en el Decreto
2655/98. Los titulares de concesiones o au
torizaciones para generación o distribución
son automáticamente autorizados para Ia
comercialización.

— La reglamentacion del agente exclusiva
mente comercializador está siendo elabora
da y ANEEL ya publicó una propuesta de
Resolución que establece que esta actividad
requiere autorización de ANEEL, con las si
guientes exigencias:
Habilitación jurIdica
Regularidad fiscal
Idoneidad económico-financiera.

La figura del comercializador es necesaria
mente distinta de la del transportador.

3.4 Chile

Los intercambios regulatorios serán lievados a
cabo por agentes privados, en estos momentos
bajo el Protocolo Adicional al Acuerdo de
Complementación Económica N° 16 entre los
Gobiernos de Chile y Argentina. En febrero de
1998 se promulgaron las “Normas que regulan la
Interconexión Eléctrica entre la Repüblica de Chile
y la Repüblica de Argentina”. Como un resumen

de lo establecido en dicho documento, se puede
destacar:

• Cada parte fomentará y alentará un régi
men juridico que permita la libre comercia
lización, exportación e importación de ener
gia eléctrica entre Chile y Argentina.

• Las partes no pondrán restricciones a los
generadores y otros agentes del mercado
para que exporten al pals vecino, sobre la
base de su energIa fIsica disponible, sea ésta
propia o contratada; tal antecedente permiti
rá a los Gobiernos considerar las solicitudes y
otorgar los respectivos permisos en la medida
en que no se comprometa el abastecimiento
interno al momento del otorgamiento.

• Autorizaciones requeridas:

Segün lo establecido en las “Normas
que regulan Ia Interconexión Eléctrica en
tre la Repüblica de Chile y la Repüblica
Argentina”, una vez presentados los ante
cedentes requeridos, son Ia SecretarIa de
EnergIa de la Repüblica Argentina y el Mi
nisterio de Economia, Fomento y Recons
trucción de Ia Repblica de Chile, los que
autorizan el intercambio eléctrico.

— El Acuerdo Chileno-Argentino establece
que los gobiernos otorgaran en el marco de
la legislacion de cada pals las autorizacio
nes, licencias y concesiones que sean nece
sarias para la exportación e importación de
energIa eléctrica, para Ia construcciOn. es
tablecimiento, operación y explotación de
los sistemas de transmisión, asI como para

el transporte de energia eléctrica por redes
nuevas o existentes. Los gobiernos deben
permitir los cambios de oportunidad (mer
cado “spot”), debiendo desarrollarse la in
fraestructura necesaria para el intercambio
de información y coordinación de la opera
ción fIsica de las interconexiones.

• Mecanismo de licitaciOn para contratos:

No está establecido un mecanismo de licita
ción para los contratos de importación o
exportación.

• Libre acceso para intercambios interna
cionales:

- No están establecidos los tipos de agen
tes que pueden o no participar en el inter
cambio, pero si se establece que deben cum
plir con la legislacion de cada pals. No exis
ten mayores restricciones, salvo que no está
contemplada la existencia de comercia
lizadores.

- Solo se ha especificado que las transac
ciones deben tener limites o restricciones,
de tal forma que no se comprometa el abas
tecimiento interno. Es un poco general, pero
permite interpretarlo como que las restric
ciones serán minimas.

- En Chile la figura del comercializador no
está contemplada en la ley ya que, para el
abastecimiento de ciertos clientes (consu
midores), se requiere contratar potencia
firme y para los intercambios “spot” se
debe tener la calidad de generador. Quienes
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pueden comprar potencia firme y vender a cien
tes finales son las empresas de distribución.

• Aün no están disponibles los pasos y proce
dimientos requeridos para realizar las obras
de transporte de una interconexión inter
nacional.

3.5 Colombia

En mayo de 1998 se emitió la Resolución CREC
057, por la cual se aprobaron disposiciones re
glamentarias aplicables a las interconexiones
internacionales, que complementaron lo dis
puesto en la Resolución CREG 051 de 1998,
sobre expansion del transporte. Los principa
les puntos incluidos en la misma son:

• Se define como Interconexión Internacio
nal el conjunto de lIneas y/o equipos aso
ciados que tengan como uso exciusivo la
importación y/o exportación de energia, con
independencia del nivel de tension de ope
ración.

• Las empresas que construyan y operen
Interconexiones Internacionales deberán te
ner como objeto exclusivo la actividad de
Transmisión Nacional, en lo relacionado con
el sector eléctrico. A niveles de tension infe
riores a 220 kV deberán ser de Transmisión
Regional o Distribución Local.

• Las importaciones y exportaciones deberán
estar representadas por una empresa de ge
neración y/o comercialización, constituida
en Colombia y registrada en el Mercado
Mayorista de Electricidad.

o El principio de libre acceso aplicable a
las redes del SIN es extensivo para las
Interconexiones Internacionales.

• Cuando los activos asociados con una Inter
conexión Internacional pierdan su exclusivi
dad (Importación-Exportación) se considera
ran parte del Sistema Nacional, Regional o
Local, segün corresponda.

• Las Interconexiones Internacionales se consi
deran Activos de Conexión y, como tales, de
berán ser remuneradas por el importador y/o
exportador de energia que haga uso de las
mismas.

• Las Interconexiones Internacionales deben ser
remuneradas por el importador y/o
exportador que haga uso de las mismas. La
remuneración y la asignación de capacidad se
acordará libremente, mediante contrato,
entre el transportador y el importador/
exportador. Los contratos serán de dominio
piiblico y podrán ser consultados por terceros
interesados.

En los contratos deberá incluirse una cláusu
la que prevea la terminación de los mismos,
en caso de que se produzca una integración
de los mercados de energIa eléctrica entre los
palses involucrados.

• Las interconexiones internacionales actual
mente existentes deberán acogerse a estas nor
mativas: a partir del año 2000, los correspon
dientes a la Transmisión Nacional y a partir
del 2002, los Regionales o Locales.

La modificación más sustancial con relación a los
intercambios internacionales y la que define

probablemente el regimen más avanzado en
Suramérica al respecto resulta de Ia Resolución
CREG 112, del 29 de septiembre de 1998.

Uno de los aspectos sensibles en la regulacion de
intercambios internacionales está vinculado al
grado de equidad de dichas transacciones. En efec
to, una exportación implica una demanda adicio
nal en el pals de origen y una oferta adicional en
el pals de destino.

Si los precios se definen solamente por los costos
marginales de ambos diagramas totales resultan
tes, el precio local del pals exportador aumenta,
en tanto el precio local del pals importador dismi
nuye. Obviamente no pareceria justo que un pals
que está aportando al mejor abastecimiento de
otro reciba como hbeneficio un encarecimiento
de sus precios locales.

Teniendo en cuenta para su elaboración este as
pecto, asi como los diagnosticos y cuantificaciones
vinculados, la Resolución GREG 112/98 aporta
importantes soluciones a esta cuestión.

Básicamente se diferencian en ella dos demandas,
en lugar de una, como tradicionalmente se consi
dera. La demanda doméstica o nacional y la de
manda internacional.

Coincidentemente con estas dos demandas se con
sideran dos tipos de precio diferentes:

• Precio para las Transacciones Internaciona
les (exportaciones)

En caso de existir demanda internacional,
el precio horario de la Bolsa de Energia

(Mercado Mayorista) para las transacciones
internacionales (exportaciones) es igual al
precio de oferta en Bolsa más alto en la
hora respectiva, correspondiente a las plan
tas generadoras requeridas para cubrir la
demanda total en el despacho ideal (sin res
tricciones de transporte) que no presenten
inflexibilidad (imposibilidad de modificar su
estado de carga, por rigideces operativas
propias, para adecuarlo al despacho ópti
mo, en el tiempo requerido).

Concurrentemente con ello, Ia Resolución
define la demanda total, como la que co
rresponde a la demanda comercial domésti
ca o nacional, más la demanda comercial
internacional.

Precio para las Transacciones Domésticas
o Nacionales

El precio horario en la Bolsa de EnergIa
para las transacciones domésticas es igual
al precio de oferta en Bolsa más alto en la
hora respectiva, correspondiente a las plan
tas generadoras requeridas para cubrir la
demanda comercial doméstica en el despa
cho ideal, que no presenten inflexibilidad.

Cabe señalar que, de acuerdo con Ia cláusulà g),
artIculo 6°, de la Resolución CREG 024/95: ‘Los
comercializadores y generadores se obligan a par
ticipar en la Bolsa de EnergIa”. Con ello no pue
den existir operaciones de nivel mayorista, inclui
das las internacionales, no sujetas ala normativa
general (salvo las vinculadas a contratos preexis
tentes, hasta la fecha estipulada para acogerse a
la nueva norma).
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Como puede apreciarse, la nueva Resolución es
tablece condiciones para que los precios locales
mantengan su nivel y no sean afectados por los
intercambios internacionales, cualquiera sea la
magnitud de estos ültimos.

3.6 Ecuador

Los intercambios internacionales, segün el Regla
mento de Concesiones y en lo relacionado a la
importación, pueden llevarse a cabo por cualquier
distribuidor, gran consumidor o empresa
comercializadora.

La exportación de energIa t’inicamente compren
derá los excedentes disponibles después de sa
tisfecha la demanda nacional y asegurada una
reserva técnica. Para el efecto se requerirá la
autorización del Centro Nacional de Control de
EnergIa, CENACE.

A Ia fecha existe una interconexión entre Ecua
dor y Colombia de 138 kV con capacidad de 40
MW. Sin embargo existen ciertas limitaciones téc
nicas para el intercambio de dicha potencia, asI
como de la reglamentacion especIfica de parte de
Ecuador en lo relacionado con importación-expor
tación. Se suscriben contratos de intercambio con
agentes de Colombia, en los que se definen las
modalidades “spot”, término, tarifas, etc. Las tran
sacciones comerciales y técnicas se definirán en
Ia barra frontera.

3.7 Paraguay

Los intercambios internacionales de ener
gIa eléctrica, actualmente solo pueden ser

realizados por un organismo dependiente
del Estado, en este caso la ANDE.

Todo indica que bajo la nueva regulaciOn
del sector eléctrico esto será sensiblemente
modificado permitiendo el ingreso de agen
tes privados.

Los intercambios internacionales requie
ren autorización del gobierno, en este
caso del Ministerio de Obras Püblicas y
Comunicaciones, el cual sugiere a! Poder
Ejecutivo, obteniéndose luego el decreto
corre sp on die nte.

En función de la regulacion vigente (Ley
966/64), el ünico agente es la ANDE. No
existen las figuras del comercializador ni
del transportista. Estas dos ültimas figu
ras aparecen en el anteproyecto de la
nueva regulación.

Las transacciones internacionales actuales se
realizan a través de Convenios de Coopera
ción RecIproca, los cuales son de carácter ge
neral. En caso de existir interés en alguna in
terconexión en particular se establecen notas
técnicas, donde se fijan los precios, modalida
des y condiciones del suministro.

En virtud de la legislacion vigente, no exis
ten otros agentes habilitados, por lo que no
se puede utilizar la capacidad remanente.

Históricamente, las transacciones interna
cionales no fueron objeto de impuestos o
cargos adicionales.

3.8 Peru

No existe reglamentacion al respecto. Recientemen
te se ha comenzado a elaborar este aspecto en fun
ción de los tratados que se están realizando para la
Interconexión Internacional Peruano-Ecuatoriana.

3.9 Uruguay

En la nueva Ley 16.832 no aparecen cambios res
pecto a la regulacion de interconexiones interna
cionales. En ella se especifican entre los cometi
dos de UTE prestar servicios de asesoramiento y
asistencia técnica en areas de su especialidad, en

el exterior de la Repüblica del Uruguay. Con la
aprobación del Poder Ejecutivo se puede desarro
ilar cualquier actividad vinculada a la actividad
eléctrica también en el exterior.

3.10 Venezuela

La reforma establece algunas pautas para el co
mercio internacional de energIa eléctrica.

Los acuerdos de intercambios internacionales es
tan sujetos a la aprobación del Estado y deben
prever que en caso de emergencia los mismos no
se harán en detrimento del servicio nacional.
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Análisis de las oportunidades

de integración

E n el presente capItulo se analizan los
beneficios de cada uno de los corre
dores energéticos, para lo cual se tie
ne en cuenta las simulaciones de la

operación de sistemas aislados e integrados reali
zadas en el capItulo VI, sobre la base de las pro
yecciones de demanda y equipamiento nacionales
hasta el año 2010. Los resultados de las simula
ciones permiten cuantificar los beneficios de cada
interconexión y la reasignacion de los ingresos y,
por lo tanto, los impactos resultantes entre los
diversos agentes y los consumidores.

Cabe aclarar que a los efectos de la rnedición de
los impactos de Ia integracion se consideró una
regulacion tipo de los mercados para todos los
palses suramericanos, aun cuando existan algunas
diferencias en la normativa actualmente vigente.

Aunque una interconexión reporte beneficios
globales, la reasignacion de ingresos proveniente

de Ia misma no necesariamente favorece a todos
los actores, pudiendo perjudicar a algunos o ge
nerar desarrollos débilmente sustentables.

Esta oposicion entre beneficios globales y algu
nos ingresos sectoriales puede originar resisten
cias en los actores, la comunidad y/o gobiernos,
promoviendo barreras a la integracion, no obs
tante haberse demostrado las ventajas globales
de la misma.

Una primera selección de corredores de integra
ción eléctrica se realizó considerando los costos
marginales de demanda de cada pals, entendien
do por tal el costo de la máquina indicativa del
costo marginal en cada sistema o subsistema na
cional y que, consecuentemente, fija el precio de
ese mercado. Ello sugiere un flujo de exportacio
nes desde los palses de menor costo hacia los de
mayor costo, detectándose, en la primera aproxi
macion, un conjunto de demandantes y otro de
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oferentes. En función de ello, v de las posibilida
des fIsico-geográficas de vinculación, fueron
preseleccionadas las siguientes interconexiones
para su análisis:

• Perd-Ecuador-Colombia-Venezuela

Peru-Chile

• Argentina-Brasil

• Brasil-Uruguay

Adicionalmente fueron establecidos tentativa
mente, en función de los flujos en juego, los lImi
tes de las interconexiones, es decir, las capacida
des de transporte definidas entre cada tramo del
sistema de transporte internacional para cada año
de corte.

1. BENEFICIOS DE LAS
INTERCONEXIONES

Las opiniones respecto a las ventajas de la inte
gracion no son necesariamente convergentes. La
duda frecuentemente aparece porque, no obstan
te resultar beneficios reales para el conjunto, exis
ten otros impactos singulares que pueden provo
car perjuicios a determinados actores.

Ello indica la necesidad de una correcta identifi
cación conceptual y medición de los efectos resul
tantes de la integración, las ventajas y las resis
tencias y barreras que pueden generar y el instru
mental regulatorio para evitarlas o, al menos, dis
minuirlas.

Una vez diferenciados y cuantificados los benefi
cios, Ia conclusion es clara: si Ia interconexión

niente. Si concurrentemente sus impactos
distributivos son perjudiciales, la interconexión
mantiene su bondad pero la que resulta made
cuada es su regulación. En este ultimo caso la
importancia de una diferenciación conceptual cla
ra es que los esfuerzos de los sectores afectados
converjan en la necesidad de una modificación
regulatoria y no en la oposición a los procesos de
integración.

Los beneficios de una interconexión son cuantifi
cados por los ahorros de costos que posibilita.
Establecido un conjunto de sistemas potencialmen
te interconectables, se determinan los costos para
abastecer la misma demanda total, mediante dos
alternativas: una con y otra sin la interconexión.
La diferencia entre esta dltima y la primera de
fine los beneficios (o perjuicios) de dicha inter
conexión.

Dado que ambas alternativas se han considerado
sobre el mismo parque generador, sin modifica
ciones, los ahorros de costos considerados son
operativos, en particular de combustibles, y no
de costos de inversion (ni de costos fijos en gene
ral). Si estos dltimos se adicionaran, el ahorro de
costos serIa mayor.

Sin perjuicio de ello, en la sirnulación de los Sis
temas Integrados se hace una comparación entre
el ingreso de la interconexión o Beneficio Finan
ciero Potencial de la interconexión y el costo de
inversiOn anual equivalente de la transmisión pro
puesta, para verificar la viabilidad preliminar de
esta dltima. El concepto de Beneficio Financiero
Potencial de la interconexión es distinto del de
reducción de costos operativos. La cuantificación
de este concepto se establece mediante el produc

to de la energIa transportada por la diferencia de
costos marginales entre los dos mercados que se
vinculan, con posterioridad a su interconexión.

Las simulaciones entregan los costos totales
operativos considerando los costos marginales
individuales de cada máquina que opera, mndepen
dientemente del nivel que alcance el costo margi
nal del sistema o de la demanda, destinado a fijar
precio en el mercado. En consecuencia, la diferen

Año de
Corte Pals

PerO
Chile
Total
PerO
Chile
Total
PerO
Chile
Total

Ref eren.
M US$

61,2
85,5

146.7
192,7
410,5
603.2
321,3
374,7
696,0

Caso A
M US$

26,6
102,2
128.8
151,5
440,9
295.4
272,2
378,8
851,0

2000

2005

2010

cia de costos operativos de las alternativas con
sideradas define el ahorro de costos de la in
terconexiOn debido a la diferencia de costos
totales de los combustibles utilizados. A esto ül
timo debe agregarse en caso de racionamiento el
costo de la energIa no suministrada, conforme al
mercado donde ello ocurra. En los Cuadros 8.1,
8.2, 8.3 y 8.4 se presentan los valores de re
ducción de costos operativos anuales para todas
las interconexiones y años de corte.

Variac. A s/Ref.
M US$

-34,6
16,7

-17.9
-4 1,2
30,4

-10.8
-49,1

4,1
-45,0

%

-56,5
19,5

-12.2
-21,4

7,4
-1.8

-15,3
1,1

-6,5

Caso B
M US$

115,6
447,2
562.8
236,6
398,9
635,5

Variac. B s/Ref.
M US$

-77,1
36,7

-40.4
-84,7
24,2

-60,5

%

-40,0
8,9

-6.7
-26,4

6,5
-8,7

Cuadro 8.1 Montos totales y reducciones de costos operatvos anuales.
Interconexión PerU-Ecuador-Colombia-Venezuela

Año de Referen. Caso A Variac. A s/Ref. Caso B Variac. B s/Ref.
Corte ais

MUSS MUSS MUS$ MUSS MUS$ %
PerO 62,8 72,9 10,1 16,1
Ecuador 164,0 68,8 -95,2 -58,0

2000 Colombia 61,5 40,5 -21,0 -34,1
Venezuela 142,2 157,7 15,5 10,9
Total 430,5 339,9 -90,6 -21,0 --

PerO 191,6 204,5 12,9 6,7 180,6 -11,0 -5,7
Ecuador 159,0 70,7 -88,3 -55,5 50,6 -108,4 68,2

2005 Colombta 168,8 141,1 -27,7 -16,4 116,3 -52,5 -31,1
Venezuela 99,4 103,8 4,4 4,4 122,8 23,4 23,5
Total 618,8 520,1 -98,7 -16,0 470,3 -148,5 -24,0
PerO 318,7 366,0 47,3 14,8 409,9 91,2 28,6
Ecuador 542,7 335,1 -207,6 -38,3 145,8 -396,9 -73,1

2010 Colombia 269,2 252,5 -16,7 -6,2 222,5 -46,7 -17,3
Venezuela 121,8 137,7 15,9 13,1 163,6 41,8 34,3
Total 1.252,4 1.091,3 -161,1 -12,9 941,8 -310,6 -24,8

C’uadro 8.2 Montos totales y reducciones de costos operativos anuales.
lnterconexiOn PerU-Chile

produce beneficios netos, su realización es conve
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Cuadro 8.3 Montos totales y reducciones de costos operativos anuales.

Interconexión Argentina-Brasil

Cuadro 8.5 Reducciones totales de costos operativos anuales

En el Cuadro 8.5 se presentan las reducciones
totales de los costos operativos para cada una de
las interconexiones. Los mayores beneficios de las
interconexiones, es decir, los ahorros anuales de
costos operativos, son los siguientes:

• Interconexión Peru-Ecuador-Colombia-
Venezuela:
310,6 millones US$/ano (Caso B-2010).

• Interconexión PerO-Chile:
60,5 millones US$/año (Caso B-2010).

InterconexiOn Argentina-Brasil:
494,9 millones US$/ano (Caso A-2000).

• InterconexiOn Brasil-Uruguay:
123,1 millones US$/año (Caso A-2000).

Los beneficios de las interconexiones son signifi
cativos y resultan en todos los casos positivos.
Consecuentemente, las realizaciones de todos los
corredores eléctricos considerados son convenien
tes en las oportunidades señaladas. Es importan
te anotar que en Ia cuantificación de beneficios
no se ha considerado los provenientes de aplaza
miento de inversiones debido a que en el estudio
se mantuvieron los planes de expansion de gene
ración en cada pals. Sin embargo, en forma mdi-

cativa, si se considerara la oportunidad de
complementación anual de los recursos hIdricos
de la region (capItulo IV) que ascienden en total a
21,2 TWh/ano, el ahorro en capacidad instalada
equivalente en ciclos combinados serla de aproxi
madamente 3.500 MW considerando un factor de
utilización de 0,7. Esto equivaidrIa a un ahorro
de 2.100 millones de dOlares (suponiendo que el
KW instalado de ciclo combinado tiene un valor
de 600 US$/KW).

2. IMPACTO DE LAS INTERCONEXIONES

2.1 Comportamientos de los mercados
y supuestos regulatorios de la simulación

El supuesto regulatorio fundamental adoptado en
la simulación para el cálculo de impactos es que
el precio de yenta de la electricidad en cada mer
cado se realizará al correspondiente costo margi
nal del sistema.

En términos generales, el precio mayorista inter-
no de la electricidad en los palses suramericanos,
después de las reformas institucionales y
regulatorias, se corresponde con el costo margi
nal del sistema para cada nivel de demanda. Al
respecto pueden existir algunas diferencias en la
reglamentacion de los diferentes palses: costo

Caso A Caso B
Interconexiones 2000 2005 2010 2000 2005 2010

Pe-Ec-Co-Ve 90,6 98,7 161.1 148.5 310,6

Chile-Peru 17,9 10,8 45,0 40,4 60,5

Brasil-Argentina 494,9 166,9 158,0

___________________________________

Brash-Uruguay 123,1 57,4 63,1

________________________________

Año de - Referen. Caso A Variac. A s/Ref. Caso B Variac. B s/Ref.

Corte
ais

M USS M USS M US$ % M USS M US$

Brasil-SE 616,7 281.3 -335,4 -54,4
BrasH-SE 142,1 137,4 -4,7 -3,3
BrasH-NE 103,4 68,8 -34,6 -33,5
Brasil-N 16,5 5,4 -11,1 -67,1

2000 Subtotal Brash 878.6 492.9 -385,8 -43.9
Argentina-ME 231,6 159,6 -72,1 -31,1
Argentina-CO 71,7 34,6 -37,1 -51,8
Stot Argentina 303,3 194,1 -109,2 -36,0
Total 1.181,9 687,0 -494,9 -41,9
Brash-SE 434,8 310,7 -124,1 -28,5
Brash-SE 184,4 184,1 -0,3 -0,2
Brash-NE 124,5 104,6 -19,9 -16,0
Brasil-N 30,3 51,5 21,3 70,4

2005 Subtotal Brasil 773,9 650,9 -123,0 -15,9
Argentina-ME 310,4 275,6 -34,8 -11,2
Argentina-CO 55,0 45,8 -9,2 -16,7
Stot Argentina 365,4 321,4 -44,0 -12,0
Total 1.139,3 972,3 -166,9 -14,7
Brasil-SE 500,3 337,0 -123,3 -24,6
Brasil-SE 207,3 207,1 -0,2 -0,1
Brasil-NE 189,4 197,7 8,3 4,4
Brasil-N 1,9 2,0 0,2 9,7

2010 Subtot. Brasil 898.8 783,8 -115,0 -12.8
Argentina-ME 258,3 224,6 -33,7 -13,1
Argentina-CO 46,6 37,4 -9,3 -19,9
Stot. Argentina 305.0 262.0 -43,0 -14,1
Total 1.203,8 1.045,8 -158,0 -13,1

Cuadro 8.4 Montos totales y reducciones de costos operativos anuales.

InterconexiOn Brasil-Uruguay

Aho de Referen. Caso A Variac. A s/Ref. Caso B Variac. B s/Ref.

Corte
Pais

M US$ M US$ M US$ % M US$ M US$ %

Brasil-SE 616,7 509,5 -107,2 -17,4
Brash-SE 142,1 137,6 -4,4 -3,1
Brash-NE 103,4 108,7 5,3 5,1
Brasil-N 16,5 12,3 -4,2 -25,3

2000 Subtot. Brasil 878,6 768,2 -110,4 -12,6
Uruguay 59,9 47,3 -12,6 -21,1
Total 938,5 815,5 -123,1 -13,1
Brash-SE 434,8 378,6 -56,1 -12,9
Brash-SE 184,4 184,3 -0,1 -0,1
Brasil-NE 124,5 138,4 13,9 11,2
Brasil-N 30,3 39,1 8,8 29,1

2005 Subtot, Brasil 773.9 740.4 -33,6 -4.3
Uruguay 80,1 56,2 -23,9 -29,8
Total 854.0 796.6 -57,4 -6.7
BrasH-SE 500,3 447.1 -53,2 -10,6
Brasil-SE 207,3 207,4 0,0 0,0
Brasil-NE 189,4 219,0 29,7 15,7
Brasil-N 1,9 1,9 0,1 3.8

2010 Subtot. BrasH 898,8 875,4 -23,4 -2,6
Uruguay 98,0 58.4 -39,7 -40.5
Total 996,8 933,8 -63,1 -6,3
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marginal contra precio ofertado. Sin embargo, los
precios ofertados tambidn están relacionados con
los costos marginales de combustible, admitien
do un cierto margen adicional para contemplar
otros costos variables diferentes del combustible
(regulacion en Argentina).

A fin de visualizar mejor las implicaciones de este
tipo de regulacion sobre los impactos del co
mercio internacional de electricidad, en los
Gráficos 8.1 y 8.2 se presentan las situaciones
posibles en los sistemas importador y exportador,
respectivamente.

En el Gráfico 8.1 se muestran separadamente los
ahorros de los consumidores debido a la importa
ción y las pérdidas de ingreso de los generadores
del sistema importador en un intervalo de tiempo
en el cual se transmite el flujo F por el corredor
de interconexión.

A los efectos de los temas que se discuten a conti
nuación se definen las siguientes variables y la
nomenclatura utilizada es:

Demanda del sistema importador.
Demanda del sistema exportador.
Flujo por la interconexión.

• CM1 Costo marginal del sistema impor
tador, antes de la interconexión.

• CM2 Costo marginal del sistema expor
tador, antes de la interconexión.

• CMg1 Costo marginal del sistema impor
tador, posterior a la interconexión.

• CMg2 Costo marginal del sistema expor

Gráfico 8.1 Efectos sobre el
sistema importador

Ahorro consumidores

gT - —

:
Dmp - F Dimp Demanda

CMg1’

Dhrip - F Dimp Deman a

El area amarilla en el Gráfico 8.1 de Ahorro de
los Consumidores representa el impacto total so
bre los consumidores, ya que la energIa importa
da es valorizada al nuevo costo marginal del siste
ma importador (CMg1).

El area del rectangulo rayado del mismo gráfico
corresponde al ingreso de la interconexión (bene
ficio financiero potencial de la interconexión), esto
es, la diferencia entre el costo marginal de ambos
sistemas por el flujo que transporta Ia lInea. Es
importante notar que esta area desaparecerla si
los flujos no estuvieran limitados por la capacidad
de la lInea de interconexión entre ambos sistemas.

La importación representa para los generadores
del sistema importador una pérdida de ingresos,

representada por la superficie lila en Gráfico 8.1,
debida tanto a la disminución en sus ventas (pa
sando de DImp a DImp-F) como a la reducción de
precios en el mercado spot’ del sistema importa
dor (pasando de CM1 a CMg1). Sin embargo, el
verdadero perjuicio a los generadores de este sis
tema es menor que la reducción de ingreso, debi
do a los costos evitados para la generacion eléc
trica remplazada por el flujo de importación. Es
tos costos evitados se representan por el trapecio
lila, ubicado debajo de la curva de costos margi
nales, debiéndose deducir esta superficie de la total
de ingresos para cuantificar la pérdida neta.

En el sistema exportador, por su parte, los consu
midores locales sufrirán una pérdida originada en
el incremento de precios internos, representada
en el Gráfico 8.2 por el area del rectangulo naranja.

Por el contrario, los generadores del sistema
exportador tendrán un incremento de ingresos
dado por la yenta internacional, representada en
el Gráfico 8.2 por el area lila lisa, más el aumento
de precios en el mercado local (area lila rayada en

coincidencia con el perjuicio causado a los consu
midores del sistema exportador).

También en este caso debe distinguirse entre ingre
sos y beneficios de los generadores, ya que el incre
mento de generacion tiene asociado un costo que
debe ser cubierto con una parte de los mayores in
gresos recibidos por los generadores. Este costo est
representado por el trapecio lila por debajo de las
curvas de costos marginales y su superficie debe
deducirse de la total de ingresos, para definir el in
greso neto o ganancia de los generadores.

Las transferencias de ingresos y las apropiaciones
de beneficios de la interconexión bajo las normas
regulatorias consideradas, en ambos sistemas, pue
den apreciarse sintéticamente en el Cráfico 8.3. En
él se visualiza en rojo el area representativa de las
transferencias en el sistema importador, de los gene
radores a los consumidores, y en el sistema
exportador, en verde, de los consumidores a los ge
neradores. En la superficie limitada por el flujo F
pueden apreciarse las apropiaciones del sistema im
portador (consumidores), la del sistema exportador
(generadores) y el ingreso de la Interconexión.

Pérdida ingreso generadores

F
C)

• DImp
• DExp
•F

Gráfico 8.2 Efectos sobre el Sistema Exportador

Pérdida consumidores

C)

CMg2

CM2

L

C)

Incremento ingreso generadores -

CM92

CM2

DExp DExp + F Demanda DEap DExp * F Dernanda

tador, posterior a la interconexiOn.
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2.2 Barreras a la integracion eléctrica

La definición de barreras comprende todos aque
lbs aspectos que pueden obstaculizar Ia integra
ción eléctrica.

Los análisis de simulación realizados evidencian
que interconexiones que producen beneficios
globales pueden provocar perjuicios unhlaterales
a actores o paIses, lo que senala la conveniencia
de prestar atención a los mecanismos de asigna
don de los beneficios. En caso contrario, los pal
ses o actores perjudicados pueden generar resis
tencias al proceso de integraciOn, no por la caren
cia de beneficios, sino por la distribución irracio
nal de los mismos.

Un primer interrogante seria, si es posible, man
tener una asignación de beneficios razonable
dentro de los mecanismos de mercado, y una
primera respuesta parece proporcionarla Ia
normativa adoptada en Colombia en la Resolu
don CREG112 de septiembre de 1998. Una ex

portación implica una demanda adicional en el
pals de origen y una oferta adicional en el pals
de destino. Si los precios se definen por los
diagramas de demanda total de cada uno de
los palses, el precio local del pals exportador
aumenta, en tanto el precio local del pals im
portador disminuye. No parecerla justo que un
pals que está aportando al mejor abastecimien
to de otro reciba como ‘beneficio” un encareci
miento de sus costos locales. La Resolución
mencionada aporta importantes soluciones a
esta cuestión. Básicamente en ella se diferen
cian dos demandas, en lugar de una, como tra
dicionalmente se considera. La primera es la
demanda doméstica o nacional, y la segunda
es Ia demanda internacional. Coincidentemente
con estas demandas se consideran dos precios
de oferta en Ia Bolsa de EnergIa: el internacio
nab, correspondiente al diagrama suma (deman
da total: suma de Ia demanda doméstica y de Ia
internacional) y el nacional, correspondiente a
la demanda doméstica.

La norma antes citada de la CREG obliga a los
generadores y comercializadores a participar den
tro de la Bolsa de Energia. En Suramérica exis
ten actualmente vinculaciones internacionales no
sujetas ni fIsica ni regulatoriamente al Mercado
Mayorista, lo cual pareceria inconveniente, pues
genera exciusividades inequitativas.

Aun cuando los operadores privados se muestran
activos en detectar buenas oportunidades de ne
gocios, en ocasiones no prima en ellos una vision
sistémica sobre dos aspectos:

• La detección de beneficios de cuantificación
más compleja y la permanencia, en el tiem
po, de dichos beneficios.

• La conveniencia y las necesidades del con
junto de actores y de la comunidad.

En los casos en los que la libre disponibilidad del
recurso y el libre acceso a los mercados dan prefe
rencia a los operadores privados en las decisiones
sobre recursos energéticos no renovables, proba
blemente sea conveniente que las poilticas oficia
les regulen los volOmenes de reservas y niveles de
producción asignables a la exportaciOn, asl como
la asignaciOn de costos internos de transporte a
la exportaciOn y el consumo doméstico.

En resumen, es importante diseñar poilticas na
cionales, mecanismos de mercado y medidas gu
bernamentales que alienten iniciativas de los ope
radores privados en favor de proyectos de inte
graciOn energética, y atiendan a principios de equi
dad en la distribuciOn de los costos.

De acuerdo con los resultados de las simulacio
nes realizadas para Ia operaciOn de los principa

les corredores de hnterconexiOn en el area
suramericana, referidos a los impactos sobre los
agentes y consumidores nacionales, bajo los mis
mos supuestos regulatorios empleados en el capi
tub VI, se realiza un análisis con elfin de mos
trar Ia disparidad que pueda existir entre los be
neficios econOmicos de las interconexiones y los
impactos sobre consumidores y generadores, a
menos que se tomen medidas especIficas en la
regulacion del comercio exterior de electricidad.

2.2.1 Impacto sobre los precios en el
mercado “spot”

En el Cuadro 8.6 se resume el efecto de las
interconexiones sobre los costos marginales de
demanda (precio ‘spot’ en cada mercado) en cada
pals que interviene, para cada uno de los corre
dores de interconexiOn analhzados para el escena
rio medio.

En cada caso se muestra la variaciOn absoluta del
precio “spot”, con su signo, asI como el porcenta
je de modificaciOn medido respecto del precio
medio esperado en los sistemas aislados (caso de
referencia).

Los precios considerados en todos los casos co

rresponden al promedio de los precios mensuales
esperados teniendo en cuenta todas las condicio
nes hidrobOgicas, ponderado por las demandas
mensuales de energia.

Adicionalmente, en cada corredor de interconexiOn
se indica la condiciOn de cada pals participante:
importador neto o exportador neto. En aquellos
casos en los cuales el flujo neto anual cambia de
sentido a lo largo del perlodo se asocia en una

Gráfico 8.3 Transferencias y apropiación de los beneficios operativos

CMg
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misma fila la condición del pals con la variación
de los costos marginales (ejemplo: Peru en la in
terconexión con Ecuador, Colombia y Venezuela
para una capacidad de transporte de 400 MW).

Algunas conclusiones de los resultados obtenidos
se resumen a continuación.

Corredor Peru-Ecuador-Colombia-Venezuela:

Las exportaciones desde Venezuela y Peru hacia
Colombia y Ecuador producirian un fuerte impac
to en los precios internos de los palses importa
dores, especialmente en Ecuador con reducciones
del precio superiores al 40% hasta el año 2005.
Debe destacarse, sin embargo, que estos ahorros
podrIan sufrir modificaciones importantes al re

hacer la simulación de la operación con los flue
vos precios de combustibles.

Hacia el año horizonte se requerirla un refuerzo
de las lIneas de interconexión para mantener la
tendencia a la reducción de costos marginales en
los sistemas importadores. De no producirse esta
ampliación, el impacto sobre los precios ‘spot’ serIa
limitado, tanto en Colombia como en Ecuador.

La situación esperada para el año 2005 merece
una aclaración especial. Tal como se observa en
el Cuadro 8.5, cabrIa esperar una reducción de
los costos marginales promedio en todos los siste
mas que intervienen, con independencia del sen
tido de los flujos netos. Este resultado, que apa
rentemente contradice la logica económica del

intercambio, es producto del promedio pondera
do de situaciones en las cuales el costo marginal
sube por efecto de las exportaciones y otras veces
en las que el costo marginal baja como resultado
de las importaciones.

Corredor Chile-Peru:

En este caso la expansion del parque generador
en el Sistema Interconectado Norte Grande de
Chile con ciclos combinados de alta eficiencia,
prevista a partir de Ia disponibilidad de gas natu
ral importado, favorecerla la exportación de elec
tricidad al sistema peruano.

Esta exportación permitirla reducir al menos en
un 17% los costos marginales en Peru, con escaso
o nub impacto sobre los precios en el sistema
chileno. Tab como se aprecia en el Cuadro 8.5, en
tanto la capacidad de la lInea de interconexión se
mantenga en 200 MW, la demanda adicional no
serIa suficiente para incrementar los costos mar
ginales en el sistema chileno.

Corredor Argentina-Brasil:

De acuerdo coh los resultados de las simula
ciones, los flujos entre Argentina y Brasil per
mitirlan mejorar el aprovechamiento de la ener
gIa hidroeléctrica disponible en abundancia en
Brasil. En efecto, el incremento de Ia genera
ción hidroeléctrica durante todo el perIodo
supera los flujos netos por la interconexión
internacional.

El impacto de esta interconexión sobre el sistema

mica, con el consiguiente ahorro de combustible.
Los precios medios del mercado “spot” bajarIan en
un 23% en el año 2000 y alrededor del 9% en el año
2010 como consecuencia de las importaciones.

Por su parte, los costos marginales promedio en
el sistema brasileflo también se reducirlan en por
centajes que oscilan entre el 34% (ano 2000) y el
12% (ano 2010). Nuevamente, el beneficio para el
sistema brasileño es producto de la reducción del
riesgo de falla en condiciones hidrologicas crlti
cas gracias a las importaciones de energIa térmi
ca desde Argentina.

Es importante destacar que la energia secundaria
de las centrales hidroeléctricas brasilenas fue Va
borizada a costo cero (condición de vertimiento)
frente a un costo de falla de 540 US$/MWh. Esto
explica Ia importante rebaja en el costo marginal
medio anual esperado en el mercado brasileno por
Ia mitigacion de Ia falla ante condiciones
hidrologicas crIticas, aun cuando su probabilidad
de ocurrencia sea relativamente baja.

Corredor Brash-Uruguay:

Los efectos de esta interconexión son similares a
los descritos para el corredor Argentina-Brasil, aun
cuando la gran asimetrIa en el tamaño de los sis
temas reduce los beneficios para Brasil por el
auxilio que el sistema uruguayo pueda prestarle
en años extremadamente magros.

En este caso, la interconexión permitirla reducir
el vertimiento de energia hidroeléctrica secunda
na en ambos sistemas, si bien el mercado urugua
yo ofrecerla a las centrales brasibeñas menores
oportunidades que el sistema argentino para co
locar sus excedentes.

Cuadro 8.6 VariaciOn de los precios “spot” en el escenario medio

. Año 2000 Año 2005 Año 2010
Interconexión Pals Cond

US$IMWh % US$/MWh % US$/MWh %

Peru-Ecuador- Colombia Imp. - 0,9 - 9,7 - 2,6 -18,7 -0,3 - 2,0

Colombia- Ecuador Imp. -20,9 -43.4 -20,0 -41,4 -0,4 - 0,7

Venezuela Peru Exp. - 0 - 0,6 - 2,2 2,9 10,7

Caso A Venezuela Exp. 0,8 17,0 - 2,1 -28,4 1,7 29,3

Peru-Ecuador- Colombia Imp. - - 3,3 -23,7 - 1,3 - 8.,8

Colombia- Ecuador Imp. -24,8 -51,3 -11,9 -20,0

Venezuela Peru imp. - 1,8 - 6,7
Caso B Exp. 6,7 24,8

Venezuela Exp. - 1,7 -23,0 1,8 31,0

Chile-PerO Chile Exp. - 0 - 0 - 0

Caso A: 200 MW PerO Imp. -7,4 -29,5 -4,5 -16,7 -4,6 -17,0

Chile-Peru Chile Exp. - - 0 0,5 4,2

Caso B: 400 MW PerO Imp. -6,8 -25,2 -6,8 -25,2

Argentina-Brasil Argentina Imp. -2,9 -23,3 -0,7 - 5,6 -1,1 - 9,4

BrasH Exp. -8,1 -34,3 -4,5 -17,6 -2,3 -11,8

Brasil-Uruguay Brasil Exp. -2,4 -10,3 -1,3 -5,2 -0,3
Uruguay Imp. -5,4 -32,2 -4,3 -24,0 -5,8 -29,9

argentino es la disminución de la generacion tér
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Este hecho se refleja en menores reducciones del
costo marginal en Brasil que oscilan entre 10% y
1,7% a lo largo de todo el perlodo. Por el contra
rio, la disminución de precios en el mercado spot

uruguayo serIa superior a la esperada en el siste
ma argentino, oscilando entre el 24% y el 32%,
dependiendo de los años.

2.2.2 GeneraciOn de barreras opuestas a la
integracidn

La totalidad de las interconexiones propuestas
para el análisis arrojaron beneficios sustantivos,
resultantes de ahorros de costos operativos de
magnitud. De ello cabe inferir, en una primera
aproximación, la conveniencia de la realización de
estas interconexiones, a fin de aprovechar sus
beneficios cuantificados.

No obstante ello, el análisis de los impactos de
estas integraciones sobre los actores participan
tes en el sector presenta ciertas facetas negati
vas, las cuales residen básicamente en:

Una acentuada desproporción entre la ma
yorIa de los impactos que reciben los acto
res debido a las interconexiones, en relación
con sus situaciones previas sin ellas, y los
valores de beneficios resultantes de dichas
interconexiones, originados en el ahorro de
costos operativos. Como se viera, los impac
tos implican valores que, en muchos casos,
multiplican en varias veces el valor de estos
beneficios.

Adicionalmente a la desproporción antes
mencionada en valores absolutos, muchos

actores sufren pérdidas acentuadas en los
procesos de integracion, no obstante exis
tir una ganancia real de conjunto.

Estos perjuicios pueden inducir la creación de barre
ras a la integracion por parte de los actores privados
y posiblemente también por las autoridades püblicas.

En el caso de los actores privados, la resisten
cia puede manifestarse pasiva o activamente.
En el primer caso significa la falta de iniciati
va privada respecto a la integración, en merca
dos en los que esta iniciativa es crecientemente
priorizada. En el segundo, una oposición acti
va por los canales disponibles, destinada a des
alentar actividades que les acarrean perjuicios.
En el conjunto de actores cabe señalar princi
palmente los generadores y los transportado
res internacionales, ya que los distribuidores
prácticamente no son afectados.

Los consumidores también pueden reciben im
pactos importantes y pueden desarrollar pre
siones contrarias a la integración. Finalmente,
las autoridades püblicas no pueden descono
cer impactos que afectan sectores importantes
de la comunidad y, en cierta medida, el desa
rrollo estratégico del pals.

Si la interconexión produce beneficios, el problema
parece orientarse a la solución mediante la modifi
cación regulatoria. En este aspecto, las alternativas
y acuerdos acentiian el rol de la autoridad püblica,
en coordinación con los actores privados, incluidos
los consumidores. Las decisiones que se adopten
dependen de este conjunto de sectores actuantes y
de los objetivos de la comunidad y los actores
involucrados.

2.3 Comparación de los impactos de las
interconexiones

Los beneficios económicos de las interco
nexiones eléctricas entre palses suramericanos
están dados por el ahorro de costos operativos
en los palses participantes de cada corredor. A
fin de facilitar las comparaciones, los resulta
dos obtenidos se presentan en los Gráficos 8.4,
8.5, 8.6 y 8.7, correspondientes a los corredo
res Peru-Ecuador-Colombia-Venezuela, Argenti
na-Brasil, Peru-Chile y Brasil-Uruguay, respec
tivamente. Los años de corte incluidos son los
dos extremos, 2000 y 2010.

En cada grafico se muestran simultáneamente los
ahorros de costos operativos anuales, los ingre
sos de las respectivas interconexiones, las ganan
cias de los generadores y los ahorros de los con
sumidores, para los flujos resultantes de las simu
laciones. Los valores positivos representan impac
tos beneficiosos y los valores negativos, perjui
cios para los agentes correspondientes.

Los valores asignados como ingreso de la interco
nexión (Beneficio Financiero Potencial de la in
terconexión) corresponden a la sumatoria sobre
todas las lIneas del corredor y fueron calculados

apropiando a la interconexión la diferencia entre
los costos marginales de los sistemas importador
y exportador por el flujo previsto en cada mes de
cada condición hidrologica. Por lo tanto, estos
ingresos, a! igual que los restantes valores mos
trados en los graficos representan el valor medio
esperado teniendo en cuenta las diferentes condi
clones hidrologicas analizadas.

Para los años de corte graficados, en los corredo
res Argentina-Brasil, Brasil-Uruguay y Chile-Peru
los impactos alcanzan hasta siete veces el benefi
cio económico de la interconexión (ver Gráficos
8.5, 8.6 y 8.7). En lo que respecta al corredor Peru-
Ecuador-Colombia-Venezuela esta misma asime
trIa llega a un orden de 3,3 veces (ver Gráfico
8.4). Además de las disparidades en valor absolu
to, cabe señalar las fuertes pérdidas que experi
mentan algunos actores del mercado, no obstan
te el beneficio global obtenido por el conjunto a
través de la reducción de costos. Esta disparidad
entre las magnitudes de los impactos sobre los
agentes y los beneficios económicos significa que
cabe esperar importantes transferencias de ingre
SOS entre las diferentes categorlas de agentes, si
se aplicaran los mecanismos supuestos para la fi
jación de los precios internos de la electricidad.
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3. FACTORES DINAMIZANTES
DE LAS INTERCONEXIONES
INTERNACIONALES EN LA REGION

Los factores dinamizantes que influyen en el corn
portamiento de cada uno de los corredores selec
cionados se muestran a continuación.

3.1 Peru-Ecuador-Colombia-Venezuela

Se observan posibilidades de exportación
desde ambos extremos Venezuela y Perd
hacia Colombia y Ecuador, incluyendo flu
jos adicionales de Colombia hacia Ecuador.
Puede haber flujos bidireccionales en algu
nos casos. Las exportaciones producen fuer
tes impactos en paises importadores, prin
cipalmente Ecuador con reducciones de
precio superiores al 40% hasta el 2005.

Una primera explicaciOn de los flujos resi
de en los combustibles de que disponen,
actual o potencialmente, estos paIses. Ve
nezuela tiene las mayores reservas y los
menores precios de gas de Suramérica, PerO
tiene reservas importantes en Camisea, y
Colombia dispone también de gas, pero en
condiciones menos favorables (volümenes
y precios) que Venezuela. Ecuador solo dis
pone actualmente de hidrocarburos lIquidos,
de precios muy superiores al gas.

En Venezuela, no obstante el fuerte
equiparniento en ciclos combinados y
turbogas, cabe senalar el aün más acentua
do ritmo hidroeléctrico, en especial desde
el año 2005 hacia adelante, con centrales
de gran porte como Caruachi y Tocoma.

En Colombia los equipamientos térmicos prin
cipalmente de gas y en mucho menor medida
de carbon tienen un ritmo de expansiOn ma
yor que el hidroeléctrico, posibilitando una
mayor compensación térmica, luego de la pro
longada sequla de 1997 y principios de 1998.
En estas condiciones cabe señalar que no obs
tante la caracterIstica de exportador neto de
Venezuela hacia Colombia se producen flujos
bidireccionales que, en el corte al año 2005,
modifican la tendencia general al aumento de
precios en el pals exportador, ya que los flu
jos desde Colombia, a niveles de costo de falla,
reducen los precios promedio de Venezuela.

• También se acusa cierto grado de
bidireccionalidad en los flujos entre Peru
(exportador neto) y Ecuador (importador
neto) por efecto de la marcada estaciona
lidad de aportes hidráulicos de este ültimo,
lo que limita sus requerimientos de impor
taciOn durante algunos meses.

• En cuanto al equipamiento, en PerO se ob
serva una fuerte expansion de ciclos combi
nados y grupos turbogas utilizando com
bustible de Camisea.

3.2 Chile-Peru

• En todas las alternativas, la dirección del flu
jo es desde Chile hacia Perñ. El factor dinami
zante se vincula a los ciclos combinados de
alto rendimiento, previstos en el sistema chile
no, alimentados con gas de Argentina de bajo
costo a través de gasoductos en operación, en
construcción y previstos, que parten de este
ültimo pals.

• Dado que el equipamiento previsto en Chi
le prevé homogeneamente incorporaciones
de esta tecnologia, los costos marginales del
exportador no sufren incrementos en la
mayorla de los casos.

3.3 Argentina-Brasil

A continuación se presentan las estructuras de
generacion complementarias que son favorables
a esta interconexión:

Argentina:

• Tiene el mayor equipamiento térmico de
Suramérica. Una buena proporción de éste
es de ciclo combinado, el cual tiene un alto
rendirniento. Adicionalmente, Argentina
cuenta con alta disponibilidad de gas a bajo
costo.

• Puede compensar los periodos de bajos
aportes en Brasil, debido a que ante esta
situación se presenta riesgo de falla y cos
tos altos.

• Puede absorber energia excedente o secun
dana de Brasil, cuando en éste se presen
tan altos aportes.

Brasil:

• Tiene el mayor equipamiento hidroeléctri
Co de Suramérica (actual y en expansion).

• Tiene complementariedad con Argentina,
debido a que los excedentes hidroeléctricos
son frecuentes y en los periodos de bajos

aportes la energIa es valorada a costo de
racionamiento.

Flujo Bidireccional:

• Argentina exporta con menos frecuencia,
pero a un costo más alto (en Brasil al costo
de racionamiento). Los beneficios obtenidos
son la reducción en la generacion térmica
y, en consecuencia, el ahorro de combustible.

• Brasil es un exportador neto de energia hi
droeléctrica secundaria, acentuado por con
tratos take or pay’ de gas. Los beneficios
que obtiene son la reducción del riesgo de
falla en periodos hidrologicos criticos por
la importación de la energIa térmica desde
Argentina.

• La valoraciOn de la energia en las simula
ciones se hizo de la siguiente manera: la
energia secundaria se valoró a costo cero
(vertirniento), con una variante de 6 US$/
MWh (impuesto ambiental); el costo de fa
lla en Brasil (extendido a Argentina) es de
560 US$/MWh. Estas condiciones difieren
en cierta medida de situaciones contractua
les y reales que se comentan rnás adelante.

3.4 Brash-Uruguay

Presenta condiciones similares a la interconexiOn
Argentina-Brasil, en escala más reducida. Brasil
es exportador neto de energIa hidroeléctrica ex
cedente y Uruguay exporta en menor medida, a
precios más altos.

La diferencia entre arnbos flujos es menor que en
el caso Argentina-Brasil. Ambos paises resultan
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beneficiados. Inicialmente Brasil, en mayor medi
da hasta el 2005, y posteriormente Uruguay has
ta el 2010. Las regiones nordeste y posteriormen
te norte del Brasil registran aumentos en sus cos
tos operativos.

4. IDENTIFICACION DE DIRECTRICES
COMUNES PARA FACILITAR
LA INTEGRACION

4.1 Posibles alternativas regulatorias
y alcances de la autoridad püblica

En esta sección se hace un análisis de las posibles
alternativas regulatorias considerando aspectos
relacionados con las transferencias y reasigna
ciones de ingresos. De otro lado, se analizan los
alcances de la autoridad püblica teniendo en cuen
ta diversos temas cuya evolución en el corto pla
zo podrIa resultar conveniente monitorear por sus
eventuales efectos.

4.1.1 Transferencias y reasignaciones
de ingresos

Las situaciones y factores antes descritos son ana
lizados asociados a interconexiones concretas, el
Corredor Andino y la interconexión Argentina
Brasil, sobre las cuales se analizan también las
propuestas regulatorias destinadas a moderar o
solucionar los problemas de impacto

4.1.1.1 Corredor Peru-Ecuador-Colombia-
Venezuela

En principio, se analizan las situaciones extremas
representadas por Venezuela, en el rol de
exportador neto, y Ecuador, en el de importador

neto, comenzando por el año de corte 2000. Ve
nezuela tiene en este año un costo operativo adi
cional de US$ 15,2 millones por el incremento de
generación destinada a la exportación. Pero el
nuevo costo marginal, incrementado debido a la
exportación, no se aplica exclusivamente a ésta
sino a la totalidad del mercado local, benefician
do no solo a los generadores que exportan sino
también a los que abastecen a la demanda local.

Con ello, el costo adicional de los consumidores
venezolanos por compra de energIa alcanza a US$
68,1 millones adicionales. Por otra parte, la ga
nancia adicional de los generadores venezolanos
es de US$ 69,1 millones. Como puede apreciarse,
los consumidores pagan el cuádruple del costo de
una energIa adicional no destinada a ellos y los
generadores cuadruplican sus ingresos en relacidn
con su costo operativo incremental.

En cuanto a Ecuador, dados sus altos costos, la
reducción de costos operativos de generación as
ciende a US$ 95,2 millones. La disminución de
importes a pagar por los consumidores es de US$
258,7 millones y Ia pérdida de ingresos por los
generadores es de US$ 228,2 millones.

Tanto en Venezuela como en Ecuador se perci
ben fuertes transferencias internas de ingresos
(respecto a los costos adicionales incurridos) de
los consumidores a los generadores, en el primer
caso, y de los generadores a los consumidores, en
el segundo.

Es razonable suponer que un abrupto aumento
de los precios de los consumidores venezolanos,
debido exclusivamente a la exportación, pudiera
promover una reacción contraria de éstos hacia

la misma. Cabe aclarar, sin embargo, que no obs
tante los altos beneficios del consumidor ecuato
riano, la transferencia de ingreso es interna y de
bida a una modificaciOn de los costos marginales
del mercado local.

Por otra parte, las autoridades püblicas tendrIan
dificultades para respaldar este aumento, que afec
tarIa socialmente a la población y económicamen
te a los sectores productivos, disminuyendo las
ventajas económicas comparativas de Venezuela.

Dadas estas condiciones, podrIa ser plausible la
adopción de una normativa similar a la implanta
da en Colombia, segmentando el mercado inter
nacional del local y asignando precios diferentes
a cada uno, definidos por el costo marginal o pre
cio ofertado correspondientes a los niveles de
demanda de cada mercado.

En el Gráfico 8.8 puede visualizarse una figura
ilustrativa de esta nueva regulacion. En cuadricu

lado verde puede observarse la porciOn de trans
ferencia evitada con esta nueva regulacion. En
rayado verde aparece la ganancia neta de los ge
neradores exportadores, en funcidn de los nuevos
precios y ofertas internacionales.

Por otra parte, cabe senalar que esta soluciOn no
afecta al comercio internacional, ya que mantiene
el mismo precio de yenta. Solo involucra al mer
cado interno, al que mantiene en sus condiciones
originales, evitando las modificaciones o transfe
rencias que se originan por la interconexión.

En relación con Ecuador, Ia situación puede ex
plicarse por razones similares, pero los roles es
tan invertidos: la transferencia es del generador
al consumidor.

Las consecuencias son diferentes: Las pérdidas
pueden quebrar económicamente a los generado
res ecuatorianos, lo que implica un grave riesgo,
dada la posibilidad de que se invierta el flujo y

Gráfico 8.8 Sistema exportador con nueva regulación

0)

ci

CMg2

CM2

Transferencia evitada

_____________

con nueva Regulacion

DEXP DEXP + F Demanda
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que en esas circunstancias Ecuador carezca de
generación propia suficiente para su abastecimien
to, sin contar con ayuda externa. Ello podrIa ser
delicado en los casos de aparición del fenómeno
El Niño, que afecta la generación de paIses veci
nos. Por otra parte, situaciones criticas se verifi
can también en años de corte posteriores.

Unà posible solución podrIa ser reducir la transfe
rencia, lo que implicarIa:

• El valor del costo marginal para la compra
yenta en Ecuador se fijarIa en un valor
CMg11 intermedio entre CM1 y CMg1.

• La diferencia representarla un ingreso adi
cional para los generadores ecuatorianos,
que debiera permitir como mInimo su su
pervivencia, una retribución equivalente al
pago de la totalidad de los costos con obli
gacion de pago o de los costos totales, en el
caso de expansiones.

De tal manera, los consumidores ecuatorianos
percibirlan una reducción de precio como conse
cuencia de la interconexión, pero menos
desproporcionada que la examinada anteriormen
te. Los generadores ecuatorianos disminuirIan su
fuerte carga a niveles más razonables, como mini
mo de supervivencia, posibilitando el mantenimien
to de este segmento productivo esencial.

El Gráfico 8.9 permite visualizar las condiciones
de esta nueva regulacion. En amarillo claro apa
rece la transferencia evitada, a los efectos de per
mitir la sustentabilidad de los generadores. En
amarillo más oscuro puede apreciarse la transfe
rencia de ingresos, más reducida, que se mantiene.

En el año 2005 el flujo muestra un cambio sensi
ble: todos los generadores acusan pérdidas, inclü
so los que en el corte previo mostraban ganan
cias. Por otra parte, todos los consumidores redu

cen sus pagos, aun los que en el aflo antes exami
nado evidenciaban pérdidas.

Ello se debe a que se establecen flujos prepon
derantemente bidireccionales. El de sentido inver
so al anterior es motivado por situaciones crIticas
de Venezuela, que mantiene una importante ex
pansión hidroeléctrica y requiere importaciones
para solucionar situaciones deficitarias. Aunque
el flujo fIsico es menor que el de sentido contra
rio, su valor monetario en Venezuela es impor
tante porque evita generacion valorada a costo
de falla. En Venezuela este costo es alto, alcanza
a 2.000 US$/MWh y debe tenerse en cuenta que
el sistema venezolano tiene mayor dimension que
el ecuatoriano.

Respecto a los generadores, los ecuatorianos man
tienen su situación previa de pérdida. En cuanto
a los venezolanos, no obstante los beneficios de
la exportación, no alcanzan a compensar las per
didas originadas por la importación, que se valo
rizan al costo de falla.

Los consumidores venezolanos alcanzan el nivel
positivo de beneficios, no obstante las pérdidas
registradas en elcorte anterior. Ello también se
debe a que sus nuevos beneficios también se valo
ran al costo de energia eléctrica no suministrada.

En lo que respecta al año 2010, sus caracterIsti
cas son similares a las que presenta el 2000, aun
cuando se aprecian variaciones de magnitudes y
proporciones en algunas barras.

Cabe señalar que las modificaciones regulatorias
sugeridas conservan su validez en los casos de
flujos bidireccionales. Su aplicaciOn requerirIa un

seguimiento del sentido de los flujos, de manera
de aplicar a los actores la regulacion de sistema
importador o exportador, segün correspondiese.
Esto probablemente implicarIa la participación de
los centros de despacho en la administración y de
los entes reguladores en la normativa, además de
Ia participación privada.

4.1.1.2 Corredor Argentina-Brasil

En los tres cortes anuales considerados (2000,
2005 y 2010) se visualizan caracterIsticas simila
res: pérdidas sustantivas para los generadores de
ambos paIses y ganancias sustantivas para los
consumidores de ambos paises. La ruptura de la
asimetrIa entre el pals exportador y el pals impor
tador (en los análisis anteriores el mismo tipo de
agente que ganaba en un pals perdia en el otro)
se debe a que los flujos son bidireccionales. Se
plantea el envIo frecuente de energia hidroeléc
trica secundaria excedente, desde Brasil hacia
Argentina, y energla con sentido inverso para so
lucionar situaciones crIticas en el abastecimiento
brasileño, transmitidas con menor frecuencia, pero
con mayor valor, a niveles de costo de falla en el
pals de destino.

La disparidad entre generadores con pérdidas y
consumidores con ganancias es también explica
ble. Los generadores ganan habitualmente en el
sistema exportador y pierden en el sistema im
portador. Dado que el mercado exportador tiene
menores costos marginales que el mercado impor
tador, para un mismo flujo, los generadoresExp
siempre ganan menos de lo que pierden (en valo
res absolutos) los generadoreslmp. En consecuen
cia, para el generador las diferencias menores en
el mercado exportador implican menores ganan

Gráfico 8.9 Sistema importador con nueva regulación
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cias que los niveles de pérdidas, medidos en el
mercado importador, es decir, los generadores
están operando, en promedio, a pérdida neta.

La situación de los consumidores es absolutamente
inversa: tienen ganancias (mercado importador)
mayores que las pérdidas (mercado exportador).
En consecuencia, los consumidores compran, en
promedio, con ganancia neta, a partir de la inter
conexión.

Los flujos en ambos sentidos tienen naturaleza
distinta. El de Brasil-Argentina es fundamental
mente energIa secundaria considerada de costo
nub en las simulaciones. Ello implica beneficio
nub para los generadores exportadores de Bra-
sib. Sin embargo, el consumidor argentino serla
beneficiado porque los excedentes brasileños pro
vocarIan la caIda de los precios spot’ en el mer
cado argentino por debajo de los 6 US$/MWh al
menos el 25% del tiempo. En cuanto al generador
argentino, éste pierde sustancialmente, y el con
sumidor brasileño, en tanto se trate de energIa
secundaria, no sufre prácticamente alteraciones.

En el sentido inverso, el flujo desde Argentina
abastece a Brasil en sus perlodos crIticos, en los
que se está valorando la energIa frecuentemente
a costo de falla. El generador argentino gana poco,
dado que la pendiente de la curva de costos ar
gentina es baja. En cambio, el consumidor brasi
leño gana por Ia diferencia de costos marginales
especialmente por el altIsimo nivel del costo de
falla’2 , aunque la frecuencia del suministro sea
menor. El generador brasileño pierde sustan

cialmente y el consumidor argentino pierde poco,
dada la baja pendiente relativa de los costos mar
ginales argentinos en ese momento.

Las situaciones reales, sin embargo, se diferencian
actualmente de las supuestas en las simulaciones
por diversas circunstancias particulares.

El valor de la energIa secundaria podria considerar
se nub desde el punto de vista de su costo de opor
tunidad. Sin embargo, su valor comercial será segu
ramente no nub. En las nuevas simulaciones del
Mercosur en conjunto, se supondrá un valor de 6
US$/MWh. Este valor en el Acuerdo de Suministro
N°1 del Contrato de Interconexión vinculado a la
interconexión Uruguayana-Paso de los Libres, fue
establecido originalmente en 12,5 US$/MWh. A ello
se adiciona el hecho de que la energia secundaria
carece actualmente en Argentina de una red con
capacidad suficiente para su transporte. (Su trans
porte coincidirIa con años ricos de Brasil, por bo que
deberIa disponerse de capacidad para Yacyretá y para
la energIa secundaria conjuntamente).

En el sentido inverso, el precio establecido para
la energia es relativamente bajo y fijo, en relación
con las variaciones coyunturales por deficit en
Brasil, aun cuando las mismas se midieran por
variación de los costos de oferta en el mercado
argentino, que serian menores. Como puede apre
ciarse, las condiciones reales implican disminución
de ventajas para los actores argentinos.

Probablemente esto requerirIa un acuerdo marco
a nivel de autoridades püblicas que definiera re

gulaciones internacionales en un grado más deta
llado que las actuales, proclives en general a la no
participación de dichas autoridades.

En general las alternativas regulatorias sugeridas
mantienen su validez, con los condicionantes es
tablecidos para los flujos bidireccionales en la in
terconexión antes analizada.

Dada la volatilidad de precios generada por esta
interconexión, seria interesante considerar si par
te del monto que es dimensionado para transferir
al generador no deberia incluir un fondo estabili
zador que compense la fluctuación de precios.

4.1.2 Alcances de ía autoridad páblica

En el ámbito local las modificaciones regulatorias
son resorte de la autoridad püblica, la que, en
función tanto de sus objetivos y concepciones
como de la problemática que concretamente debe
abordar y resolver en su gestion, tiene las atribu
ciones para asumir las decisiones pertinentes,
considerando la participación privada y la
concertación con la comunidad en su conjunto.

Las regulaciones del intercambio eléctrico inter
nacional cumplen los requisitos señalados para el
ámbito local y, consecuentemente, también los
acuerdos que adopten en conjunto las autorida
des püblicas de los paIseS participantes, cuyo gra
do de especificidad y detalle pueden tener un
margen de variación amplio, los que son compbe
mentados por los contratos y decisiones de inter
cambio privadas.

Tanto en relación con los impactos locales como
con los internacionales, las autoridades pueden

tener en cuenta no solamente un proceso de inte
gracion eléctrico sino, también, uno de mayor
amplitud: económico, social y/o polftico. Ello im
plica un balance no solamente sectoriab sino glo
bal de las ventajas y desventajas a evaluar en las
decisiones y, consecuentemente, en las regulaciones.

La regulacion debe adecuarse especIficamente a
los propósitos y objetivos contemplados por las
autoridades püblicas de cada pals, al alcance sec
tonal y/o global de la integracion que se conside
ra y, además, a otros factores adicionales que pue
dan tener relevancia. En función de ebbs, ba gama
de sobuciones es variable, por bo que se estima
conveniente auscultar someramente el campo de
abternativas.

Es conveniente entonces expborar someramente
los ámbitos, alcances y bImites de aplicación de
medidas regulatorias. Cabe aclarar que estas
medidas sob intentan una primera gula
expboratoria del campo de aplicación de medidas
y respuestas de los mercados, sin pretender reco
mendar una solución determinada que correspon
de al ámbito de ba autoridad regubatoria.

Con elfin de facibitar ba exposición conceptual, en
el Gráfico 8.10 se ibustran los principales aspec
tos para ser comentados.

Pueden observarse los dos mercados importador
y exportador senabados en el eje de abscisas a
través de ambas demandas. Estas tienen origenes
diferenciados, ubicados en ambos extremos de Ia
figura, con crecimientos en direcciOn opuesta,
ambos hacia el centro del dibujo.

El grafico está dividido en tres franjas, identifica
das en ba parte superior y delimitadas con llneas

12 No obstante haberse considerado para el Mercosur el costo de energia no suministrada de Brash, que alcanza a 540 USS/MWh, inferior al de Argentina,

de 1500 US$/MWh y al de Venezuela, 2.000 US$/MWh.
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verticales rojas. Comprende dos franjas locales,
de los mercados importador y exportador y una
franja internacional correspondiente a! area del
mercado importador, abastecida por la oferta in
ternacional del sistema exportador. Esta iltima
area de intercambio está además identificada como
Fl, correspondiente a! flujo de la interconexión.

Dentro de la franja internacional se indica en Ver
de claro el ahorro total de costos operativos, debi
dos a la interconexión. En efecto, esta franja, cuyo
ancho representa la totalidad del flujo de inter
cambio Fl, está comprendida entre la curva de
costos marginales del sistema importador, y Ia
curva de costos marginales del sistema exportador,

exactamente en el tramo en el que estos ültimos

sustituyen a los primeros, delimitándose, entre

ambas, el ahorro de costos obtenido.

El area de ahorro de costos operativos comprende:

• Los beneficios del consumidorlmp, corres

pondientes al ahorro de costos operativos.
Estos son los ünicos beneficios del

consumidorimp originados en un ahorro

real de los sistemas, ya que los restantes se

deben exciusivamente a transferencias’3

• El denominado Ingreso de Ia Interconexión

(Beneficio Financiero Potencial de la inter-

conexión), igual a! producto de la diferen
cia de los costos marginales de ambos siste
mas, posteriores a la interconexión, por el
flujo de ésta. La asignacion de este Ingreso
es variable, pudiendo fluctuar desde Ia par
ticipación exciusiva del transportador has
ta la de todos los posibles actores en el ne
gocio de la interconexión.

Los beneficios (ingresos menos costos) del
generadorExp corresponden a un ahorro
real de costos operativos ya que los restan
tes se deben exclusivamente a transferencjas.

Fuera de la franja internacionaj14 existen sola
mente dos grandes cambios originados por Ia exis
tencia de la Interconexjón (en ambos casos se trata
solamente de transferencias, no habiendo ningün aho
rro de costos resultante de los mismos). Ellos son:

• En el mercado importador la transferencia
local del generadorlmp al consumidorlmp, en
la que una parte de las pérdidas del primero
pasa a engrosar los ingresos del segundo (area
naranja en el grafico). Respecto al triángulo
naranja incluido en la franja internacional cabe
aclarar que, aunque desde el punto de vista
del flujo fIsjco, esta area esta comprendida en
un area de sustitución de energIa local por
importada, considerada desde el punto de vis
ta de flujo monetario, limitada a! nivel supe
rior a la curva de costos marginales del siste
ma importador, ella constituye una transfe
rencia local de pérdidas del generadorlmp a
ingresos del consumidorlmp. Por ello la lInea
vertical roja se marca punteada en este tramo.

• En el mercado exportador la transferencia
local del consumidorExp al generadorExp,
en Ia que las pérdidas del primero pasan a
engrosar los ingresos del segundo (rayado
semirrojo en el grafico).

Las areas con color (distinto del gris) en el Grafi
co 8.10 delimitan el campo total de modificacio
nes introducidas por Ia interconexión y constitu
yen también, por lo tanto, el campo total en el
que pueden ser aplicadas medidas regulatorias para
modificar los impactos producidos por aquella.

Dentro de este campo total las areas ‘locales,
correspondientes a transferencias de este tipo, son
dos: la naranja (importador) y la semirroja de ra
yado horizontal (exportador).

Una conclusion importante, dado el ambito pura
mente local de estas transferencias, es que las
medidas regulatorias pueden se adoptadas por las
autoridades domésticas exclusivamente, sin me
diar otra intervención.

Comenzando por Ia transferencia en el sistema
exportador, pueden plantearse dos enfoques res
pecto a ella: considerar un solo mercado integra
do o considerar dos mercados segmentados: el
local y el internacjonal.

En e! primer caso el consumidorE local paga antes
de la InterconexiOn el precio CM2. En cambio, a
partir de Ia Interconexión pasa a pagar el precio
mayor CMg2. Consecuentemente, el consumidorE
es perjudicado por esta normativa a partir de la

Gráfico 8.10 Franjas locales e internacionales. Beneficios, transferencias
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13 Se identifica como beneficio del consumidor a reducción en sus pagos por compra de energie. 14 Salvo Ia porclOn naranja comprenrjida en Ia franja Internacional, que tambien se considera en este segundo conjunto
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interconexión, no obstante su pertenencia a
un sistema que obviamente tiene ventajas
comparativas.

En el segundo caso, de mercados segmentados, el
mismo precio preexistente antes de la Interco
nexión, CM2, se mantiene después de ésta para el

consumidorE. Pero respecto a la energIa expor
tada exciusivamente, el generador puede cobrar
un precio mayor: CMg2.

Como se comentara, la autoridad local tiene atri
buciones para adoptar esta normativa (segmenta
ción) ya que sus efectos se limitan al mercado lo
cal. Esta modificación regulatoria fue adoptada
recientemente por Colombia en 1998 pero, en
general, y hasta la actualidad, los palses con re
formas no han realizado este cambio.

Cabe agregar que los precios regulables, para el
mercado interno, pueden oscilar en valores compren
didos entre los antes mencionados: CM2 y CMg2.

Examinando ahora la transferencia en el sistema
importador pueden plantearse también, y funda
mentalmente desde el punto de vista de sanción
del precio, los mismos dos enfoques anteriores,
que delimitan el campo de alternativas: conside
rar un solo mercado integrado o considerar dos
mercados segmentados: el local y el internacional.
En primera instancia, el generadorlmp es afecta
do por un perjuicio comün a ambos enfoques. Sus
ingresos se reducen por la disminución de su yenta
en Fl, la porción de mercado que pierde por la
importación de energIa. Ello incluye la pérdida

del correspondiente beneficio (neto), señalado por
el triangulo naranja en la franja internacional15.
Los beneficios netos del generador se transfieren
Integramente al consumidorExp.

En cuanto a los efectos especIficos, considerando
el primer enfoque, el generadorlmp cobra antes
de la Interconexión el precio CM1. A partir de la
Interconexión el generadorlmp pasa a cobrar un
precio menor CMg1. Consecuentemente, el
generadorlmp es perjudicado por esta normativa
a partir de la interconexión. Para algunos genera
dores esta reducción de ingresos puede liegar a
ocasionar un quebranto económico sensible, con
ducente a la eliminación de su actividad.

Si se estableciera un mercado segmentado, similar
al considerado anteriormente en el sistema expor
tador, el precio preexistente antes de la interconexión,
CM1, podrIa mantenerse después de ésta para el
generadorlmp, salvo en lo que respecta al triángulo
naranja, comprendido en la franja Fl, el que serIa
sustituido por energIa de importación.

Entre las dos opciones consideradas, CM1 y CMg1,
que delimitan el campo de posibilidades, podrIan
adoptarse valores variables, intermedios entre
ellas. Un valor intermedio, representativo del va
lor medio en cada perlodo eatre las dos posibili
dades lImite.

Respecto a la autoridad de aplicación, conforme
ya se expresara en el caso anterior, Ia jurisdicción
es local, ya que los efectos de esta transferencia
se limitan exciusivamente a dos categorlas de ac
tores del ámbito local.

Con este examen de los campos de posibilidades
en los ámbitos locales de los sistemas exportador
e importador se provee una primera vision de las
variantes de regulacion adoptables. En ambas se
mantiene la competencia y los mercados. Estos
ültimos tienen en ambos casos un funcionamien
to interno en cierta manera encapsulado, no obs
tante la vinculación externa, ya que en ambos ca
sos se mantienen las funciones de costos margi
nales de cada mercado, al menos hasta su iguala
ciOn, incorporando una demanda u oferta adicio
nal, segñn se trate de un sistema exportador o
importador, respectivamente. Estas adiciones pue
den afectar los mercados internos totales o sOlo
una parte de ellos, en el caso de segmentacion.

Si la conveniencia de los beneficios adicionales
de la integracion no se pone en duda, entonces el
dilema parece plantearse entre una regulacion que
puede afectar seriamente a determinados actores
participantes —premiando desproporcionadamente
a otros, más allá de los reales ahorros de costos
obtenidos por la interconexión— u otra regulacion
que estimule más moderadamente a los beneficia
rios y que no ocasione perjuicios sensibles al res
to de los actores.

En cuanto a las autoridades de aplicaciOn, los dos
casos analizados hasta el momento parecen en
cuadrarse dentro de la jurisdicciOn doméstica, sin
requerimiento de acuerdo internacional, dado el
alcance local de sus impactos y de los actores afec
tados. La decisiOn regulatoria es, por lo tanto,
resorte de la autoridad local. Consecuentemen
te, los análisis realizados y las observaciones que
se efectüen tienden ünicamente a aclarar y pro
fundizar estos aspectos, con el propósito de con
tribuir a la acción de la autoridad regulatoria y de
los actores participantes.

Una observaciOn se relaciona con el aumento de
los precios al consumidor en el pals exportador,
lo que darla una senal favorable para nuevas in
versiones locales en generacion, las que, a su vez,
inducirlan una reducción de precios a los niveles
de equilibrio previos.

Cabe aclarar que este caso podrIa verificarse en
flujos unidireccionales, ya que en parte de los
bidireccionales existe la posibilidad de pérdidas
en los generadores de ambos sistemas, en cuyo
caso la señal quedarla anulada.

Por otra parte, el estImulo de la senal puede resi
dir en el precio alto ex ante pero no necesaria
mente en la bata ex post que podrIa producir la
inversion una vez realizada. De tal manera, la Se
nal puede no inducir la inversion o bien, aun en
el caso de liegar ésta a realizarse, ser impulsada
por la expectativa de que el precio no baje. Algu
nos economistas de energIa de la Universidad de
California presentan el argumento opuesto: la
existencia de precios más altos en el pals vecino
senala a los productores del pals exportador que
la demanda local tendrIa una disposición a pa
gar’ precios más altos por la energIa, lo que Ileva
rIa a un aumento de los precios locales. A ello se
agrega el eventual aumento del precio del recur
so energetico utilizado, en función del incrernen
to de la demanda y las eventuales pérdidas de las
ampliaciones de la interconexión a partir de cier
to nivel.

Cabe pensar que si el pals exportador contribuye
al abastecimiento del importador puede resultarle
difIcil aceptar una ‘retribución’ que redunde en
el aumento de sus propios precios locales, princi
palmente si la opción, como en este caso, depen15 La restante pérdda de ingresos se anula por su igualdad con a reduccián de los costos operativos. Como se aclarara, el análisis no incluye Ia cuantificación

de costos tijos.
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de de su propia decision, salvo que el objetivo
excluyente sea la expansion de sus exportaciones
u otro de requerimientos similares. Consecuente
mente cabe pensar que, de no mediar una ade
cuación regulatoria, es de esperar una reacción
desfavorable de los consumidores, acompañada
quizá concurrentemente por la de sus autorida
des püblicas.

En el sistema importador, por otra parte, puede
resultar poco aceptable penalizar a generadores
que en algunos casos están operando a niveles
lindantes con las pérdidas, dentro de un sistema
marginal que, en ciertas circunstancias, no alcan
za a remunerar sus costos medios totales. Ello se
agudiza si se piensa en la aleatoriedad de las varia
bles hidrologicas influyentes en todo el subcontinente
que puede liegar a requerir crIticamente la presta
ción de generadores cuya penalizacidn previa hubie
ra conducido a su desaparición.

Finalmente, resta comentar la franja internacio
nal, la que define el nivel real de ahorro de costos
operativos de la interconexión y cuya composi
ción en tres areas principales, comprendidas en la
zona verde del Gráfico 8.10, ya fuera examinada
previamente en este punto.

En las simulaciones, la determinación de cos
tos marginales ex post del intercambio define
los precios instantáneos de cada sistema y su
diferencia, el ingreso de Ia interconexión (Be
neficio Financiero Potencial de la interco
nexión). Estos supuestos, que definen impac
tos sobre los actores en las simulaciones, en

condiciones de mercado “spot”, pueden ser
modificados significativamente por contratos,
acuerdos o condiciones internacionales.

Es conveniente, por parte de los actores privados
y las autoridades püblicas un monitoreo de las
condiciones particulares de intercambios posibles,
para evaluar ajustadamente los impactos especI
ficos y definir claramente las medidas regulatorias
adoptables.

4.1.3 Aspectos adicionales
para tener en cuenta

Existen otros aspectos de participación de la au
toridad püblica, generalmente de repercusión a
largo plazo, sobre los que se hacen comentarios a
continuación.

Las regulaciones y poilticas anteriores a las refor
mas consideran la energIa eléctrica y el gas como
servicios estrategicos, propendiendo a la autono
mIa eléctrica, sin dependencia significativa de
otros palses para el abastecimiento. Un factor aso
ciado es la preservación del recurso no renovable,
en particular del gas.

En los paIses con reformas realizadas, estos su
puestos se han eliminado o relativizado. Sin em
bargo, parece conveniente examinar el tema, ten
diendo a aclarar y ponderar equilibradamente sus
posibles alcances.

En el caso del gas, en particular en el Cono Sur y
en la situación actual, existen seis mercados na

cionales, algunos de gran dimension como Brasil
que demandan este fluido a solo dos oferentes:
Argentina y Bolivia’6 . Esta demanda tiene un nt
mo acentuado por sus caracterIsticas competiti
vas de bajo costo y versatilidad, extensibles tam
bién a su uso en la generaciOn eléctnica. Esta Olti
ma también constituye un soporte, en muchos
casos, para la exportación del gas.

En algunas situaciones en las que los flujos de
gas y electricidad actuales y previstos son de mag
nitud significativa y realizados por actores priva
dos, por ejemplo entre Argentina y Chile, cabe
considerar la conveniencia de una prevision clara
por las autoridades pOblicas de los requenimien
tos totales a largo plazo, de las reservas necesa
rias para su abastecimiento y de las fluctuaciones
de costos en función de estos factores.

La importancia de ello reside en que la energIa
eléctnica y el suministro vinculado de gas no re
visten el carácter de mercancIas comunes ya que,
a diferencia de éstas, su falta de abastecimiento
altera fuertemente el funcionamiento socioeco
nómico del conjunto de la comunidad, en aspec
tos crIticos: iluminación y fuerza motriz, servicios
sanitarios y de agua, servicios de transporte, afec
tación de sectores productivos y de servicios, con
servación de alimentos, sistemas informáticos y
de comunicación, sistemas de calefacción y refri
geracion, etc.

De ello se infiere la conveniencia de establecer
compromisos con un horizonte claro de las po
sibilidades de abastecimiento a largo plazo, tan-
to por los actores privados como por los pode
res püblicos, ya que el incumplimiento de con
diciones contractuales como también la esca
sez o encarecimiento futuros de recursos ener

geticos pueden afectar intereses nacionales, no
exciusivamente privados, perjudicando el pro
ceso de integracion.

Otro aspecto no ajeno a la autonidad pdblica se
relaciona con la construcción y explotación de
aprovechamientos hidroeléctnicos. Sus costos de
inversion vuelven inviables en algunos casos su
realización, restringida a un mercado nacional con
posibilidad de ofertas más económicas. Sin em
bargo, puede resultar atractivo para otros mercados
con prevision de equipamientos más costosos.

Las nuevas regulaciones posibilitan un mayor gra
do de flexibilidad en este aspecto, permitiendo Ia
inversion privada, con posibilidad de ventas a ter
ceros paIses, con destinos que pueden fluctuar en
el tiempo, conforme al pronóstico futuro de la
oferta y su costo, opciones que pueden ser
contractualmente previstas.

Sin embargo, en estos casos de abastecimientos
pluninacionales parece necesaria la preparación
de las condiciones previas, acuerdos nacionales,
orientaciones contractuales y, posiblemente, lla
mados a licitación para construcciOn y explota
ción por parte de las autoridades püblicas. Ello
puede constituir una interesante expresión de las
posibilidades de concertación de las iniciativas y
esfuerzos gubernamentales y privados, para la
integraciOn regional y la diversificaciOn de los re
cursos energeticos utilizados.

4.2 Efecto de las medidas regulatorias sobre la
volatilidad de precios

A fin de analizar la eficacia de la regulacion de
los precios internos en el mercado “spot” para

16 En Ia actualidad y 01 diversas razones no hay exportaciones significativas degas de Venezuela (aprox. 70% de las reservas de Suramér,ca) ni de Per6
(explotaciOn potencial de Camisea).
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atenuar la volatilidad de los mercados se verificó
la variabilidad de los precios spot’ bajo las alter
nativas regulatorias propuestas en dos de los co
rredores internacionales estudiados en el marco
de este proyecto: el Corredor Andino y la interco
nexión Argentina-Brasil.

De acuerdo con los resultados de estos análisis, la
efectividad de los mecanismos propuestos para
reducir la volatilidad de precios en los mercados
eléctricos depende de las caracterIsticas del co
rredor de interconexión y de la particular situa
ción en la que se encuentren los mercados que lo
integran. Es importante tener presente que este
tipo de mecanismos no es apto para reducir la
variabilidad de precios propia de cada sistema, ya
sea que ésta se origine por fluctuaciones severas
en los aportes hidroeléctricos o bien en limitacio
nes circunstanciales de la oferta (costo de falla).

En consecuencia, cuando un mercado es de por 51
volátil y el comercio exterior puede contribuir a
la estabilizaciOn de precios internos, la aplicación
de estos mecanismos podrIa resultar contrapro
ducente en términos de la variabilidad de precios,
como es el caso esperado en la mayorIa de los
paIses del Corredor Andino para el año 2005. A
modo de ejemplo, en el Gráfico 8.11 se muestra la
secuencia de costos marginales en el sistema ecua
toriano para el año 2005 en tres variantes: ope
rando en forma aislada (Caso referencia),
interconectado a los sistemas colombiano y pe
ruano mediante lIneas de 400 MW de capacidad
cada una (Caso B) e interconectado con la nueva
regulacion de precios (Nueva Regulacion Caso B).

Por el contrario, cuando la inestabilidad de pre
cios es inducida por la integraciOn eléctrica con

un mercado más volátil o de mayor tamaño, los
mecanismos regulatorios analizados son efectivos
para lograr una mayor estabilizaciOn de precios
internos, aun cuando no pueden evitar totalmen.
te la transferencia de inestabilidad. Como ejem
plo de este tipo de situación se muestra en el Grá
fico 8.12 la secuencia que tendrIan los costos
marginales del sistema argentino en el año 2000
también en tres variantes: operando con una in.
terconexión con el sistema brasileno limitada a
1.000 MW de capacidad (referencia), con una am
pliación de la capacidad de transporte entre am
bos sistemas hasta un total de 3.000 MW (Caso
A) y operando bajo las nuevas reglas regulatorias
con una capacidad de transporte de 3.000 MW
(Nueva Regulacion . Caso A).

Desde el punto de vista regulatorio, la dificultad
reside en que las caracterIsticas de los sistemas,
en términos de la volatilidad propia de sus pre.
cios, puede ser variable en el tiempo, en tanto se
pretende que la normativa que regule los inter
cambios eléctricos sea de tipo general y aplicable
en todos los casos. Demoras en la construcción
de ciertas obras hidroeléctricas, por ejemplo, p0-

drIan alterar sustancialmente la volatilidad de los
mercados, aun cuando esta modificación fuera
transitoria. Por el contrario, la progresiva pérdi.
da de participación de la generacion hidroeléctri.
ca, que se espera en algunos palses suramericanos
en los prOximos años, contribuirla a consolidar la
estabilidad de sus precios.

El aislar las operaciones del mercado internacio
nal siempre es efectivo para proteger a los consu
midores locales del alza de los precios por efecto
de la exportación. Pero no limita en absoluto el
perjuicio a los generadores ni evita la reducción

del volumen de su negocio por efecto de las im
portaciones. Cuando la importación no es margi
nal respecto del volumen total comercializado en
el mercado, el monto de la transferencia interna
de los generadores hacia los consumidores loca
les puede ser muy grande, al igual que el perjui
cio que podrIan sufrir los generadores.

El establecimiento de topes de fluctuación en los
precios, una especie de flotación “sucia”, presenta,
por su parte, algunas dificultades de implementación.
En primer lugar, debe definirse cuáles son los lImi
tes razonables a admitir; en segundo lugar, qué ge
neradores locales son pasibles de ser compensados
en perIodos en los que el precio cae por debajo del
mInimo y, finalmente, debe determinarse cómo se
implementa la compensación.

Dado que la volatilidad de precios no serla un
fenómeno novedoso en los mercados eléctricos
de la region introducido por la integracion de
mercados, varios palses han diseñado mecanismos
de amortiguacion de las fluctuaciones de los pre
cios. Un ejemplo es el utilizado en Argentina para
mantener la reserva térmica de base (potencia
térmica que serla necesaria para cubrir la deman
da en aflos hidroiogicos secos).

Un concepto similar podrIa utilizarse en caso de
la interconexión con Brasil, solo que no serla su
ficiente definirlo en función de la hidrologla de
los rIos argentinos, sino que deberla responder a
las variaciones de Ia hidrologla conjunta. El pro
blema reside en que se remunerarla por potencia
de reserva a generadores que rara vez serlan con
vocados por el despacho y habrIa que diseñar
mecanismos para comprobar la efectiva disponi
bilidad de las unidades y evitar la repetición de

experiencias pasadas en las que se comprobó que
las unidades supuestamente disponibles para
reserva no estaban en condiciones de entrar
en operaciOn.

5. CONCLUSIONES

Bajo los supuestos regulatorios utilizados
en la simulación (precio en cada mercado
igual a costo marginal de demanda), los im
pactos sobre los actores muestran sensibles
divergencias, evidenciando fuertes ingresos
para algunos y sensibles pérdidas para otros.
En la mayorIa de los casos estos impactos
son, en valor absoluto, significativamente
superiores a los beneficios, multiplicando
repetidas veces el valor de estos iltimos.
Los impactos varlan segcin Ia configuracion
de cada corredor, influyendo también, en
tre otros factores, el sentido del flujo ex
presado en su valor monetario, ya sea éste
unidireccional o bidireccional.

Flujos preponderantemente unidireccio
nales se verifican en el Corredor Perü-Ecua
dor-Colombia-Venezuela (ano 2010) y Chile
PerO (año 2010). En estos casos, en los palses
exportadores (Venezuela y Peru, en el primer
corredor, y Chile en el segundo) los generado
res registran ganancias y los consumidores,
pérdidas. En cuanto a los paises importadores,
la situaciOn es inversa: los generadores pier
den y los consumidores ganan.

En flujos preponderantemente bidi
reccionales, como los de Argentina-Brasil,
Brasil-Uruguay y, en el año 2005, Perü-Ecua
dor-Colombia-Venezuela, la totalidad de los
generadores resulta perjudicada y los con-
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sumidores de todos los palses obtienen be
neficios. En muchos de los casos una direc
ción comprende energIa hidroeléctrica ex
cedente, de bajo costo, y la otra, energIa
termoeléctrica que ayuda a superar condi
ciones de emergencia en el sistema impor
tador, menor en volümenes fisicos pero Va
lorizada a costo muy alto (costo de falla en
mercado importador).

La reducción de costos operativos provie
ne de la sustitución de la energia más cara
del sistema importador por energIa de me-
nor costo, disponible en el pals
exportador, en cantidades determinadas
por el flujo de la interconexión.

En el análisis de la volatilidad del precio,
en los palses con preponderancia hidro
eléctrica se observa alta variabilidad pro
pia de los precios originada por distintas
causas: Existencia de Riesgo de Falla (Bra
sil, Venezuela, Colombia) y Fluctuaciones
en la generacion hidráulica, sin peligro
de falla (Peru, Ecuador). En estos palses,
cualquiera que sea la causa de la variabi
lidad propia, las interconexiones contri
buyen a reducir la volatilidad de precios.
Los precios son más estables en Argenti
na, Chile y Uruguay. Las interconexiones
incrementan Ia volatilidad de los precios
en los mercados más estables.

• En cuanto a las barreras a la integracion
se pueden dar porque los inversionistas
no identifiquen las oportunidades econó
micas de una mayor integracion eléctrica
0 que exista asimetrIa en la apropiación
de los beneficios económicos con perjui

cio para alguna de las partes, además de
que se incrementen los riesgos económi
cos para algunos agentes por incremento
de la volatilidad de precios.

Los impactos de la integracion pueden ser
amortiguados con medidas regulatorias. Su
adopción depende esencialmente de la autori
dad regulatoria. Si la integración produce be
neficios adicionales, la opción se plantea en
tre afectar seriamente a determinados acto
res, premiando desproporciona-damente a
otros, sin relación con los beneficios de con
junto que se pueden obtener, o efectuar refor
mas regulatorias que estimulen más modera
damente a los beneficiarios y no ocasionen
perjuicios sensibles al resto de los actores.

Se analizaron detalladamente las trans
ferencias de ingresos entre actores, tanto
a nivel local como internacional. Las pri
meras, en general de fuerte dimension,
no se originan en los ahorros de costos
operativos sino esencialmente en las Va
riaciones de precios domésticos debidos
a la integración. Las internacionales, en
cambio, obedecen sus-tancialmente a los
ahorros de costos operativos provenien
tes de la interconexión. Ello orienta mi
cialmente la regulacion amortiguadora de
impactos hacia la autoridad y regulacion
locales, la que puede adoptar medidas res
pecto de las segmentaciones de los mer
cados doméstico e internacional. Adicio
nalmente, se plantea la posibilidad de que
las medidas regulatorias sean complemen
tadas con instrumentos financieros que
permitan a los agentes mitigar los ries
gos y evitar asi tener pérdidas.

Gráfico 8.11 Ecuador. Secuencia de precios locales, año 2005
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ste capItulo estima la contribución de
las interconexiones a la reducción de
emisiones de gases termoactivos y
presenta una breve evaluación de Ia

ambiental y su relación con el sector

1. ANALISIS PRELIMINAR
DE LA NORMATIVA AMBIENTAL
DE LOS PAISES SURAMERICANOS

Se analiza la situación en cada uno de los paIses
suramericanos, y se consideran las normas am
bientales generales y/o las leyes y reglamentos
que regulan las actividades del sistema eléctrico.
Posteriormente, se identifican las normas que yin
culan las actividades del sistema eléctrico con la
protección del medio ambiente y se determina si,
en las normas ambientales generales o en las le
yes y reglamentos del sector eléctrico, existen re
ferencias explIcitas o implIcitas a la problemática
ambiental de las actividades del sistema eléctrico.

Las normas analizadas han permitido concluir el
siguiente agrupamiento:

• Argentina, Brasil, Colombia y Peru cuentan
con normas ambientales especificas para las
actividades del sistema eléctrico y, en algu
nos casos, diferenciadas por tipo de activi
dad, como en Brasil, Argentina y Colombia.

• Chile, Ecuador, Paraguay, Uruguay y Vene
zuela disponen, ya sea en las normas am
bientales generales o en las normas que
regulan las actividades eléctricas, de dispo
siciones explIcitas respecto de los impactos
ambientales desfavorables de las activida
des del sector.

• Bolivia tiene normas ambientales genera
les que implIcitamente involucran a las ac
tividades del sistema eléctrico.

Gráfico 8.12 Argentina. Secuencia de precios locales, año 2000

Caso Referencia

25

Medio Mediana

C
a

Ix
Beneficlo ambiental en el contexto

del Convenio de Cambio Climático
Caso A

25

-
Nueva regulación - Caso A

— Precio Spot — Valor Medlo — Mediana

E
normativa
eléctrico.



170 INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA
INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA 171

Puede concluirse, entonces, que en ninguno de
los paIses analizados dejan de existir normas am
bientales generales que involucren a las activida
des del sistema eléctrico, muy especialmente las
de Generación Termoeléctrica e Hidroeléctrica.

2. ESTIMACION DE LA CONTRIBUCION
DE LAS INTERCONEXIONES A LA
REDUCCION DE LOS IMPACTOS
AMBIENTALES

La creciente preocupaciOn internacional acerca de
los cambios climáticos creó la necesidad de eva
luar la problemática de la elevaciOn de tempera
tura, que se produce por la acumulación de C02,
metano (CH4), fluorciorocarbonos y otros gases
que se encuentran en la atmósfera, denominados
Gases de Efecto Invernadero. El proceso de acu
mulación de iluvia ácida (S02 y NOx) y material
particulado, con marcados efectos de carácter lo
cal, también forma parte del alerta ambiental in
ternacional.

La generacion de energIa eléctrica mediante la
combustion de combustibles fósiles produce, en
tre otros, los siguientes contaminantes: partIcu
las, NOx y S02 y el dióxido de carbono, principal
responsable del calentamiento global.

A nivel mundial esta actividad produce una eleva
da porción del total de las emisiones de C02. En
1996, el sector eléctrico produjo 7,3 miles de mi
llones de toneladas de este contaminante, repre
sentando el 32% de las emisiones totales. El 71%
de esta porción proviene de la combustion del

carbon mineral’7. Las emisiones de C02 /kWh
generado (emisiones especIficas), ascienden a 540
g/kWh. En America del Sur este panorama es
significativamente diferente. El sector eléctrico
participa con un 9,4% de las emisiones totales de
C02, que ascendIan en 1996 a 712.742 miles de
toneladas’8. Las emisiones especIficas medias de
la region son de 107 g de C02/kWh generado. A
nivel nacional estos valores se modifican, oscilan
do entre los 2 (Paraguay) y 400 g (Bolivia) de
C02/kWh.

Existen diversos factores que determinan esta fa
vorable posición, entre los que se destacan:

Las polIticas energeticas desarrolladas por
diversos palses de la regiOn, aprovechando
la disponibilidad relativa de recursos reno
vables. Dichas polIticas se materializaron en
la expansion de los sistemas de generacion
con una elevada participaciOn hidroeléctri
ca (asciende al 83% del total en 1996), a
pesar de que las ecuaciones económicas no
siempre fueran favorables a las mismas. El
objetivo de minimizar impactos en divisas,
desarrollar las fuentes de mayor abundan
cia relativa, disminuir la presión sobre los
recursos no renovables y garantizar el abas
tecimiento futuro, actuaron como los mo
tores de dicha polItica de expansiOn y gene
raron beneficios colaterales sobre el medio
ambiente.

El gas natural es un recurso no renovable,
aunque abundante, cuya relación reservas/

producciOn en la region es de 49 años
(1996). Este combustible, que participa con
un 63% en el total de los fOsiles utilizados
en generaciOn termoeléctrica, presenta
sustantivas ventajas desde el punto de vista
ambiental. Entre las mismas se destaca la
no emisión de S02, bajas cantidades de NOx
(0.3 a 1 g/kWh), bajo contenido de carbo
no (30% menos que los derivados de petrO
leo y más del 50% menos que el carbOn mi
neral) y, por lo tanto, de emisiones de C02.

Las nuevas tecnologias de generaciOn tér
mica que utilizan gas permiten, con eleva
das eficiencias, limitar el consumo de com
bustible por unidad producida. Por ejem
plo, las emisiones en ciclos combinados (de
más de 50% de eficiencia) producen 38%
menos de emisiones de C02 que una plan
ta de 40% de eficiencia que utiliza deriva
dos de petrOleo y 50% que una similar que
usa carbOn mineral.

Si, además de los factores mencionados, se consi
deran los beneficios asociados a potenciales
interconexiones eléctricas, seguramente las con
diciones ambientales, desde el punto de vista de
las emisiones contaminantes, serán aün más favo
rables que las existentes en el aflo 1996.

2.1 MetodologIa

Como resultado de las simulaciones aisladas e
integradas se obtuvieron los siguientes datos: ge
neración de cada pals, costos operativos, consu

mos de combustibles y deficits. Adicionalmente,
del análisis de los sistemas aislados surgiO el Cos
to Marginal de Demanda para cada pals y año de
corte. En forma preliminar, esto sugiriO, en gene
ral, un flujo de exportaciones desde los palses de
menor costo hacia los de mayor costo, detectándose
un conjunto de demandantes y otro de oferentes.

En función, principalmente, de estos elementos y
de otras consideraciones adicionales fueron
preseleccionadas, como se observa en el capItulo
VI, las siguientes interconexiones para su análisis:

• Peru-Ecuador-Colombia-Venezuela
• PerO-Chile
• Argentina-Brasil
• Brasil-Uruguay

Se simularon estas interconexiones, incluyendo en
algunos casos una alternativa (caso “B”), corres
pondiente a ampliaciones de la capacidad de la
interconexiOn inicial (caso ‘A”), en el supuesto
que esta Oltima fuera aconsejable. Para la realiza
ciOn del presente análisis se han tomado los re
sultados correspondientes a los consumos de
combustibles utilizados en la generaciOn térmica
en forma aislada e interconectada.

Luego, se calcularon la emisiones de C02, NOx, Par
ticulas y S02 asociadas a las generaciones térmicas.

Los coeficientes de emisiOn utilizados (ver Cua
dro 9.1) para el cálculo han sido extraldos de bi
bliografia internacionaP9.Son coeficientes medios
por combustible expresados en gramos por

17 Natural Gas in Power Generation, Cedigaz, febrero 1999.
18 SIEE, Sistema de Información EconOmico Energética de OLADE, 1997.

19 Greenhouse Gas Inventory Reporting Instructions. Intergovernmental Panel on Climate Change, Organisation for Economic Cooperation and Development
(OECD) and International Energy Agency (lEA), 1997.
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kilocalorla consumida, y consideran valores de
tecnologIas con eficiencias medias de generación
y controles medios de emisión.

2.2 Principales resultados y comentarios

Uno de los impactos globales más importantes es
la emisión de Gases de Efecto Invernadero (GEl),
en particular de C02. En el caso de las emisiones
atmosféricas de este compuesto, la utilización de
combustibles fósiles en usos energeticos es la prin
cipal fuente antropogenica de vertido del mismo
a los ciclos naturales.

De acuerdo con la literatura especializada en el
tema20, los costos de mitigacion de GET (que pue
den ser calculados en términos totales, medios o
marginales y sobre una base bruta o neta) se cal
culan como la diferencia de costos entre la situa
ción de referencia (baseline) y una caracterizada
por una emisión menor. A su vez, ciertas acciones
pueden traer aparejados beneficios secundarios

(aquellos adicionales a las reducciones de emisiones
de C02 que tienen como efecto reducir los costos de
mitigación que efectivamente asume la sociedad).

En los casos en los que los beneficios secunda
rios de determinadas acciones de mitigación igua
lan o exceden los costos brutos de la aplicación
de las mismas se está en presencia de las denomi
nadas medidas win-win2,que serfan aquellas que
se deberIan ilevar a cabo de todos modos (aun
sin contar con financiamiento adicional para
ello), porque valdrIa la pena realizarlas más allá
de cuestiones relacionadas con el Cambio
Climático Global.

En el caso de las interconexiones, entre los be
neficios directos se encuentran las reducciones
en las emisiones de C02 (respecto de un esce
nario aislado)

De este modo se puede intentar una valorización
económica de estas toneladas de C02 no emiti

das, a partir de la comparación entre las emisio
nes que se producirlan en la situación aislada. A
partir de las emisiones de C02 ahorradas en el
perIodo de vida titil de la interconexión se puede
intentar una valorización económica de las mis
mas como manera de cuantificar el beneficio en
términos ambientales globales derivados del
remplazo de la generacion disponible por el uso
racional de los recursos o el aprovechamiento de
las complementariedades.

Como la literatura sobre mitigacion de GET mues
tra una amplia gama de estimaciones divergen
tes, se tratará de escoger la más adecuada de acuer
do con las caracterIsticas del presente caso. En
este sentido, segün los estudios realizados por
UNEP/RISO (United Nations Enviromental
Programme/RISO National Laboratory), la valo
rización de reducción de una tonelada de carbo
no emitido oscila entre US$ 20 y US$ 100 en los
palses desarrollados y entre US$ 2 y US$ 80 en
los paIses en desarrollo22.La Corporación Andina
de Fomento (CAP) propone utilizar un precio in
termedio de US$ 10 para la valorización actual de
cada tonelada de carbono que se ahorra de emitir.

Esta valorización de airededor de US$ 10 la tonelada de
C02 se corresponde con cifras que pueden tomarse como
adecuadas para la época actual. No obstante, el enfoque
propuesto por los organismos intemacionales antes ci
tados va en el sentido de brindarle mayor importancia
económica a las reducciones de emisiones de GEl ftitu
ras, en el entendimiento de que no se trata de diferir
indefinidamente el problema del Cambio Climático para
el futuro sino en hallarle una solución. Esta solución
deberla basarse en un escenario en el que las acumula
ciones de C02 en la atmósfera quedaran establecidas a
un nivel seguro a largo plazo que evitara futuros episo
dios de Calentamiento Global.

A fin de simplificar y a tItulo ilustrativo, se han
calculado las emisiones acumuladas de gases
termoactivos23 evitadas o ahorradas para cada
interconexión, solamente hasta el año horizonte
de este estudio (2010), y se han calculado los cos
tos de mitigacion segün el precio anteriormente
propuesto. En el Cuadro 9.2 pueden observarse
los resultados de dicha aproximación, los que re
flejan cifras de gran magnitud en relación con las
obras de infraestructura necesarias para las
interconexiones. En los Gráficos 9.1, 9.2. y 9.3 se
visualizan los valores presentados en el Cuadro 9.2.

20 Principalmerite, los siguientes trabaios:
ANDERSON, Dennis and WILLIAMS, Robert (1993). The Cost-Effectiveness of GEF Pojects. UNDP!UNEPIThe World Bank. Working Paper N6.

KING, Ken (1993). Issues to be Adressed by the Program for Measuring Incremental Costs for the Environment. UNDP/UNEPIThe World Bank.

Working Paper N8.
KING, Ken (1993). The Incremental Costs of Global Environment Benefits. UNDPJUNEP/The World Bank. Working Paper N5.

MINTZER, Irving (1993). implementing the Framework Convention on Climate Change. Incremental Costs and the Role of the GEF. UNDP/UNEP)

The World Bank. Working Paper N 4.
AHUJA, Dilip (1993). The Incremental Costs of Climate Change Mitigation Projects. UNDP/UNEP/The World Bank. Working Paper N 9.

Estos trabajos forman parte de una sane correspondiente al Program for Measuring Incremental Costs for the Environment (PRINCE) del GEE. Además:

INTERGOVERNMENTAL PANNEL ON CLIMATE CHANGE (1996), Climate Change 1995. Economic and Social Dimension on Climate Change.

Contribution of Working Group III to the Second Assessment Report of the IPCC. UNEPIINMO. Cambridge University Press.

22 United Nations Enviromental Programme (UNEP) and Riso National Laboratory (1992). UNEP Greenhouse Gas Abatement Costing Studies. Phase
One Report. Roskilde (Denmark).

Cuadro 9.1 Coeficientes de emisión (g/KcaI consumidas en generación)

r Combustible CO2 NO Particulas SO2

Carbon Mineral 0.39 0.001 377 0.000402 0.002303

Gas Natural 0.23 0.000787 0.000001 0.000003

Gas Oil 0.31 0.001174 0.000002 0.O00356,,,,J

Fuel Oil 0.33 0.001181 0.00009 O.000419J

21 Este concepto supone una óptica desde Ia economia en su conlunto.
23 Emisiones de CO2 y NOx acumuladas a 10 largo del periodo, expresadas en el potencial del calentamiento del CO2.
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Cuadro 9.2 Emisiones acumuladas equivalentes de CO2
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2
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Gráfico 9.2

Ahorro de emisiones acumuladas
equivaIentes de CO2 hasta 2010
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Aislados Caso A Caso B Caso A Caso B Caso A Caso B
Pe-Ec-Co-Ve 226.5 215.8 211.6 10.6 14.9 318.7 447.0
Chile-perO 144-2 138.8 112.8 5.3 14.7 160.0 439.7
Brash-Argentina 317.4 257.3 257.3 60.1 60.1 1802.7 1802.7
Brasil-Uruguay 139.3 133.5 133.5 5.9 5.9 176.7 176.7
Total 827.4 745.4 715.2 81.9 95.5 2458.0 2866.0
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3. CONCLUSIONES

• Dada la participación de la generacion hidro
eléctrica en el sector eléctrico suramericano,
las emisiones de gases presentan bajos ni
veles de emisión sectorial (sOlo el 9,4% de
las emisiones totales).

• Hacia el año horizonte del estudio (para un
escenario medio de demanda) dicho porcen
taje se reducirá dentro del orden del 5%,
dando lugar a un pequeño crecimiento nu
clear, pero sobre todo a una creciente gene
ración térmica de elevada eficiencia, que
mando gas natural (con menores factores
de emisiOn que los derivados de petrOleo).

• La conjugación de esos factores determina
rá el crecimiento de las emisiones totales
de gases termoactivos, aunque con una tasa
menor (4,3%) que el crecimiento de la gene
ración eléctrica total (4,9%). Mientras que
las emisiones asociadas a generacion térmi
ca exclusivamente por kWh generado (emi
siones especIficas) decrecerán en el perIo
do de análisis a una tasa del 3%, las emisio
nes especIficas totales se reducirán en un
0,6%.

• Adicionalmente, las complementariedades
estacionales y horarias de la demanda y de
los regImenes hidrolOgicos han permitido
detectar en la comparaciOn de los resulta

dos de las simulaciones de los sistemas na
cionales “aislados”, con las de los interconec
tados (para los corredores simulados), la
posibilidad de ahorros sustantivos de com
bustible y de emisiones asociadas, de gases
termoactivos, en especial aquellas que fa
vorecen al Cambio Climático (C02 y NOx).
Estos ahorros son mayores a medida que au
menta el nivel de intercambio internacional.

La emisión de Gases de Efecto Invernadero
(principalmente C02 proveniente de la que
ma de combustibles fOsiles) es uno de los
impactos globales más importantes de los
causados por las actividades humanas. En
algOn momento tendrán que implementarse
medidas que eviten aumentos en las con
centraciones atmosféricas de estos gases
más allá de ciertos lImites que pudieran
traer consecuencias considerables sobre el
funcionamiento del clima del planeta.

• El hecho de fijarse un lImite más allá del
cual no puedan seguir aumentando las con
centraciones atmosféricas de estos gases
implica que, en algün momento en el tiem
p0, se tendrá que producir una sustitución
de tecnologIas con mayores niveles de emi
sión de GET, en favor de aquellas (backstop
technologies) de emisión cero. En los tra
bajos del PNUD/GEF/WB citados, este
momento se fija en el año 2010?

• Los ahorros acumulados de este tipo de
emisiones (llevados a C02 equivalente) han
sido del 10% (Caso A) y del 12% (Caso B),
segün el nivel creciente de interconexión
propuesto. Por lo tanto, la interconexión de
los sistemas eléctricos podrIa considerarse
como un potencial aporte más de la region
a la mitigacion de emisiones de los gases
de efecto invernadero.

• El 73% del ahorro de emisiones acumuladas
se lograrIa a través de la interconexión Argen
tina-Brasil, gracias al aprovechamiento de los
excedentes hidroeléctricos brasileños (energIa
secundaria). La exportaciOn de energIa secun
dana en la interconexiOn Brasil-Uruguay apor
tarIa un 7% adicional de ahorro total.

• En caso de ratificarse el Protocolo de Kyoto,
los palses de la region podrIan participar
de los Mecanismos de Desarrollo Limpio
(CDM), los que podrIan transformarse en
una de las fuentes de financiamiento de
proyectos de expansion no contaminantes
o de emisión ‘0’, en particular proyectos
de interconexiones eléctricas.

• La eventualidad de que los proyectos de
interconexiOn puedan certificarse como pro
yectos que reducen o evitan emisiones, y
que tal consideraciOn diera acceso a crédi
tos de emisiones evitadas a los paIses que
intervienen, generarla una nueva fuente de
recursos que podrIa contribuir al finan
ciamiento de dichos proyectos. Las emisio
nes acumuladas evitadas estimadas, depen
diendo del precio por tonelada que fijara
un potencial mercado, podrIa generar recur
sos de varios miles de millones de US$.

Esta posibilidad le confiere un valor econO
mico a cada tonelada ahorrada (no emitida)
de C02. Tomando un precio intermedio de
US$ 10, para la valorización de cada tone
lada no emitida de C02, se ha calculado
ahorro acumulado que para el nivel de in
terconexión más débil o Caso A, de casi
2.458 millones de US$, y para el caso B di
cha cifra ascenderla a casi 2.866 millones
de US$. A un costo medio de 400.000 US$/
Km de lInea, dichos fondos permitirIan
construir más de 6.000 km de vInculos
internacionales.

24 Ver principalmente Anderson and Williams (1993). Hay que destacar que estos trabajos son los que fijan las pautas de análisis, evaluaciãn y elegibilidad
de los proyectos que se presenten al GEF, a partir de las cuales dicho organismo vs a seleccionar cuáles son los proyectos prioritarios pars recibir el
apoyo financiero correspondiente.
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Interconexiones eléctricas
en Suramérica

Cifras históricas 1970-1998



Ar-ha La Quiaca(Ar) - Vivazon (so)
Ar-Ba Pacitos (Ar) - Yecuiba (Bo)
Ar-Cl Rio Turbio (Ar) - Puerto Natales (Cl)
Ar-Py Posadas (Ar) - Encarnación (Py)
Ar-Py El Dorado (Ar) - McaLA. Lopez (Py)
Ar-Uy Concardia (Ar) - Salta (Uv)
Bo-Br Puerto Sudrez (BC) - Corumbá (Br)
Bo-Br San Matias (Ba) - Corixa (Br)
Ba-Pe Desayunadero (Ba) - Sepita (Pe)
Ba-Pe Casani (Ba) - Yunguya (Pe)
Br-Co Tabatinga (Br) - Lebcie (Ca)
Br-Py Ponta Pore (Br) -Juan Caballero (Py)
Br-Uy Suministro a Cerrillada (Uy)
Br-Uy Chui (Br) - Chuy (Uy(

(/1
Arauca(Co)-Guasdua/to(Ve)

Salto Grande
Yacyreta
Garabi
Corous

TibU - La Frie (ye

San Matea (Ca) - Corozo (ye)
lpiales (Ca) - Tulcdn /lbarra (Ec)
Pasta (Co) - Quito (Ec)
Baa Vista (Br) - El Gun )Ve)
Salidas de Central ItaipO
Acaray )Py( - Foz de Iguazu (Br)
Salidas de Central Yacyretd
Clohnda (Ar) - GuarambarO (Py)
Rincbn S.M (Ar) - Garabi (Br)
Paso de las Libres (Ar) - Uruguayena (Br)
Anillo de Central Salta Grande
PaysandO (Uy) -CancepciOn (Ar)
Rivera (Uy) - Livramento (Br)
San Cados (Uy( - Pte Médici (Br)
Arica (Cl) - Tecne )Pe)
Gitemes (Ar) - Antotagasta (CI)
Mendoza (An - Santiaaa (CII

Operative
Operativa
Operative
Operative
En proyecto
En ejecuciôn
Operative (60/50 Hz)
Operative (60/50 Hz)
Operative
Operative
En canstrucciOn (50/60 Hz)
Operative (50/60 Hz)
Operative
Operative
En elecuciOn (50/60 Hz)
Prayecta (50/60 Hz)
Prayecta (50/60 Hz)
En construcciOn
En rovecto
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UbicaciOn geogrãfica de las
centrales y principales

interconexiones Paises Ubicaciôn

Interconexiones menores

Tensiones Observaciones

BRASIL

13 (V
33kV
33kV

66/33kV
132/220 kV

30 kV
13,8 kV
34,5 kV
22,9 kV
22,9 kV
13,8 kV

69/68kV
13,8/23kV
15/13,8 kV

13.8 kV

xistente
Operative
Existente
Operative, 10MW
Operative, 30MW
AislaciOn, 150kV
Operative
Operativa

I Operative
Operative
Existente
Operative, 3MW
Operative
Operative, 3MW
Operative

Centrales binacionales

Paisesinacion1RloCaOaciones

12.600 MW En operaciOn
(+1400) (ampl. 2 mags.)

Uruguay 1.890 MW En aperecion
Paraná 3.000 MW En aperecion
Uruguay 1.500 MW En estudio
Paraná 3.400 MW En estudia

Centrales binacionales

2
3
4
5
6
7

Referencias

—•--- Lineas Transm. >400 kVo CC

____
Lrneas Transm. <400 kV

A Central hidro operativa

zk. Central hidro en const. o ampl.
Central hidro en proy. a estudlo

8
9

10
11
12
13
14
15
16
17
18
19

Ar-Uy
Ar-Uy
Br-Uy
Br-Uy
CI-Pe
Ar-Cl
Ar-Cl

500kV
150/132kV
150/230kV
500 kV a CC
66kV
330kV
220kV

1000 MW
100 MW
70 MW
300MW
10MW
200 MW (600 MW)
150/200 MW
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Evolución del Servicio Eléctrico 1970 - 1998

1970 1990 1998 % 98199

Población Region CIER (millones) 187 291 332 14

Potencia instalada (MW) 23.289 107.438 147.199 37

Población generada (Gwh) 88.603 41 2.777 635.103 54

Consumo por hab. (kWhlhab.) 473 1.396 1.911 37

PBI per capita ($US) 2.117 2.744 3.235 18

Evoiución de ía energIa disponible “per capita” 1990-1998

Consumo en kWh/hab./año
Exciusivamente Servicios POblicos

Año 1998

Año 1990
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Cuadro 1: Preclo de Ia EnergIa Eléctrica
a Consumidores Finales.

• Consumostipicos en kW (potencia) y kWh/mes (energia).
• Valores en $US/MWh sin y con impuestos vigentes a enero de 1 999.

CLIENTES Residenciales Industriales Comerciales
CargaMae.lkW) 3 10 30 1.759 10.000 20 200
Energia lkWhlmes) 200 1.600 5.000 500.000 5.000.000 2.000 50.000

Cuadro 2: Evoluciôn de Ia EnergIa
generada en los palses que integran Ia
CIER desde 1970

• Potencia de generación instalada (MW)
• Energia generada (GWh)
• Energiaconsumida por habitante (kWhlhab)
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Cuadro 3: Niveles de electrificaciôn Cuadro 5: Potencia de generacion
aicanzados por los paIses que intogran instalada y energIa generada de los
Ia CIER. Año 1998 paIses que integran Ia CIER.
• Niveles en poblacidn y en viviendas. An o 1998.
• Suministradores de servicio pbIico.
• Cantidades en miles.

Ps hI. Client es 6’bT “W” V iv len. Vi9len.
Pais Total nero. sore. electrit. total etectrif. electrit.

Argentina 36.579 10.975 34.021 93,0 10.255 9.712 94,7

Bolivia 7.950 902 4.905 61,7 2.065 1.276 61,8

Brash 162.606 43.328 156.102 96,0 42.100 39.100 92,9

Chile 15.000 old aId old old old sld

Colombia 40.773 7.439 35.715 87,6 9.136 7.494 82,0

Ecuador 11.937 2.237 9.514 79,7 2.740 2.237 81,6

Paraguay 5.287 897 4.315 81,6 1.175 897 76,3

Peril 25.808 3.057 16.814 65,2 5.259 2.795 53,1

Uruguay 3.204 1.144 3.840 94,9 1.153 1.087 84,3

Venezuela 23.242 4.208 21,320 91,7 4.077 3.741 91,8

Total CtER 332.386 74.187 285.746 86,0 77.860 68.339 87,7

EMPRESA spc e/mpc/ s/mpC/ s/po/ s/po/ v.’impc’ v’mpc!
RegionlCiudad me Jp,_,,,,, j9L9__. ,D.i._ iiL.L_.
ARGENTINA
EDEERSA
ParanA 79 136 142 246 98 139 52 74 29 41 124 196 58 91
EDE LA P
La Plata 77 111 102 147 100 153 54 83 33 51 131 210 76 122
ED ENO Fl
Cap. Federal 83 106 110 141 198 116 48 52 36 39 141 150 82 88
ED ES U 19
Cap. Federal 82105 103131 108115 7884 6165 140149 8287
EMSA
Miaianes 130 150 190230 110140 80 102 71 91 140 190 80 100
EPEC
Córdoba 123 162 138 181 140 141 55 55 34 34 141 156 57 60
BOLIVIA
CITE
SlaCruadelaSierra 63 69 66 72 57 63 63 63 55 55 116 130 125 137
ELFEC S.A.
Cochabamba 75 nn 91 108 58 69 59 70 57 68 146 174 126 151
SETAR
Tarija U9 04 200
BRASIL
OBOE
Eat, Rio Ode do Sal lit 150 111 150 111 136 7895 51 62 111 ISO 78 105
CE LP B
Pernambuco 106 127 106 125 192 102 56 50 43 43 95 115 60 72
C EM IG
Est.MinasGerais 110 157 110 157 103 147 75 109 36 54 103 147 69 98
COP EL
Est. Parand 109 159 109 147 102 136 54 72 34 45 102 137 68 91
COSER N
Eel, RioGdedoNole 110132 110 147 110132 7793 46 56 110 132 79 96
CHILE
CONAFE
Viña del Mar 84 99 on 104 85 101 35 41 30 35 126 149 59 70
COLOMBIA
EEPPM
Medellin 39 39 81 01 99 99 62 62 41 41 152 152 86 86
ESSA
Santander 62 68 86 95 112 118 107107 105 105 112 129 105 121
ECUADOR
EERCSCA
Azuay. Canar y
Morona Santiago 6078 6279 5264 4556 4151 6288 4686
PARAGUAY
ANDE
Capital e Interior 57 62 57 62 48 53 37 41 24 26 60 66 42 46
PERU
LUZ DEL SUR
Lima 95 111 88 104 109 129 58 69 42 49 168 190 61 72
URUGUAY
UTE
Nacronal 120148 137 160 104 104 59 59 31 31 142 142 97 97
VENEZUELA
CADAFE
Nacronal 31 31 66 66 72 84 67 78 42 49 76 8V 64 75
EN ELBA R
Barguisrmeto 2U26 4242 5463 2732 2530 5564 4047
ENELCO
Costa Oriental 2U 2U 39 39 47 55 48 56 40 45 49 57 51 58
ENELVEN
Estadlo Zulia 28 2U 39 39 45 52 43 51 35 49 47 54 46 54

Palo 1970 1975 1900 1985 1990 1995 1998

Ar MW 4.871 7,286 19.079 13.476 14.966 18,511 23.534 57

GWh 16.600 24.554 35.875 3.807 45.393 62.8U9 73.075 63

kWHlhab 718 967 1.280 t.36U 1.459 1.882 2.239 53

Ba, MW 128 267 392 470 525 709 1.043 99

GWh 542 772 1.253 1.429 1.901 2.792 3.710 95

kWhlhab 116 138 228 222 284 378 469 65

Br. MW 10.283 19.578 20.524 40.515 49.603 55,497 61.312 24

GWh 42.917 75,846 129,181 17B,247 211.320 261.969 392.705 43

kWhlhab 450 708 1,076 1.336 1.554 1.886 2.09U 34

CI MW 1.440 1.862 2.195 3.084 3.372 5.275 0.488 151

GWh 4.896 6.203 8.658 16.902 13.851 25.106 35,272 155

KWhllrab 521 599 773 896 1,051 1.763 2.351 124

Co. MW 2.078 3.200 4.475 6.349 0.312 10.156 12.565 51

GWh 7.838 12.437 21.454 25.734 33.877 41.998 45.997 36

kWhlhab 367 477 774 925 1.958 1.088 1.129 7

Er, MW 240 437 862 1.623 1.717 2.465 3.907 75

GWh 829 1.390 3.U9U 4.524 6.361 8.495 10.892 71

kWh/haD 134 198 370 484 589 734 912 55

Py. MW 130 170 273 1.324 6.178 6.933 8.079 31

GWh 169 534 700 3.999 27.158 41.607 48.224 78

kWhihab 71 202 221 374 641 89U 994 55

Fe, MW 863 1,140 2.037 2.519 2.842 3.196 5.513 94

GWh 2.940 4.568 6.795 8.380 9.558 13.080 18.583 94

kWh/hab 216 309 396 426 444 558 720 62

Uy. MW 541 671 795 1.881 i.9U9 2.108 2.115 11

GWh 2.131 2.374 3.279 6.517 7.244 6.252 9.479 31

kWhlhab 761 859 1.145 1,317 1.521 1.934 2.285 59

Ye, MW 2.681 5.015 7.897 12.453 18.014 18.161 21.543 20

Gwh 10,441 16.674 33,426 37.988 56.186 70.672 86.368 54

kWhlhab 1.904 1.336 2.248 2.194 2.837 3.226 3,715 31

Total MW 23.289 39.926 57.439 83.694 1 07.438 123.011 147.199 37

GWh 88.603 145.350 243.512 316.595 412,777 533.691 835.103 54

kWh/hab 473 679 1.920 1.195 1.96 1,780 1.911 37

Tdrmico Turbo Diesel Aotnpr
Pals Vap. gas y C. p otras Nuclear Hidroelecl. Total

Coon. Comb, loonies

Argenhina MW 4.603 6.246 570 1.018 9.321 1.776 23.534

GWh 15.915 17.866 438 7.453 26.503 5.700 73.875

Bolivia MW 563 44 -. 336 100 1.043

GWh -• 1.926 89 -- 1.516 179 3.710

Brasil MW 1.415 328 3.863 657 55.857 -. 61.312

GWh 4.630 0 6.912 3.265 286.391 1.507 302.705

Chile MW 2.098 1.211 709 -. 3.911 559 8.488

GWh 12.482 3.924 1.614 -- 15.222 2.030 35.272

Colombia MW 688 3.056 86 -- 8.137 598 12.565

GWh 3.251 10.039 83 -. 30.559 2.065 45.997

Ecuador MW 554 658 294 1.501 3.007

GWh 2.412 1.812 160 8.506 18.890

Paraguay MW 39 0 0 8.040 -. 8.079

GWh 3 0 0 48.221 -. 48.224

Perd MW 291 909 965 2.467 681 5.513

GWh 1.233 1.233 993 -- 13.367 1.767 18.583

Uruguay MW 313 250 lB -- 1.534 2.115

GWh 232 96 0 -. 9.151 9.479

Venezuela MW 4.615 2.690 104 -. 13.224 910 21.543

GWh 6.701 14.579 236 57.923 6.929 86.368

Total CIER MW 14,616 15.903 5.853 1.675 104.328 4.824 147.199

GWh 46.859 51.465 10.525 10.710 495.359 20.177 635.103

Cuadro 4: EnergIa eléctrica facturada
SegUn Sec tores do cons umidores finales
en los palses que integran Ia CIER. Año
1998

• Suministradores de semicio pdlbico

• Cantidades en GWh/aho

Pals Consumos Consumos Consumes Aiü6iEr,Pdb. Total Consumos
reoidoncialoo induslriales comerciales p Otros tacluradn prop.ypdrd

Argentina 26.147 19.067 8.633 U.26n 62.107 14.094

Bolivia 1.238 1.049 576 195 3.058 489

Braoil 79.358 124.699 41.573 40.255 285.085 52.396

Chile 9.433 20.055 29.480 3.754

Colombia 14.518 11.404 3.353 3.450 32.725 11.228

Ecuador 3,403 2.072 1.377 1.765 8.617 2.276

Paraguay 1.814 811 782 567 3.974 1.282

Perd 3.639 7.368 1.615 1,387 14.009 2.808

Uruguay 2.501 1.215 1,224 786 5.806 1.517

Venezuela 14.406 27.061 7,914 10.191 59.572 19.842

Tnlal CIER 156.537 505.241 109.686

Cuadro 6: Longitudes de Ilneas de Alta
Tension de paIses que integran Ia CIER
en km. Año 1998
)*( Valoresdelaño 1997

Paisl — —

Tennidn Ar. Bo. Br. Cl. Co Ec Py Pe Uy ITo. Cl ER

i19alSlkV 1990 120 2063 7.463 7 120 2341 087 11.763 195W

151a245kU 120 SB 1920 720 020 120 2781 4537 - 4587 8220

295a47519 1,111 1420 20 - - - - 2538 1990

>4756/ 5581 - 1620 - 120 - - - TO 2SB 23192

C.Cnrlirau - 1812 - 120 2193



Bibliograffa

Comprende Ia bibhografia utilizada en el Proyecto CIER 02-Fase I.
Menciones de documentación adicional pueden figurar en referencias especifcas de cada capitulo.

A
n



INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA 189

1. Argentina 2. Bolivia

1.1 Prospectiva del Sector Eléctrico. Cammesa. Secretarla

EnergIa, 1996-1997.
1.2 Simulaciones de Ia Operación de Mediano y Largo Pla

zo 1997-2005. Cammesa. Junio de 1996.
1.3 Simulaciones de la Operación de Mediano y Largo Pla

zo 1997-2005. Cammesa. Diciembre de 1996.
1.4 Programacion Estacional. Definitiva. MEM. Cammesa.

Mayo 97-Octubre 97.
1.5 Complementos de la Programacion Estacional. Defini

tiva. MEM. Cammesa. Mayo-Octubre de 1997.

1.6 Reprogamacion Trimestral. MEM. Cammesa. Febrero
Abril de 1997.

1.7 Complementos de la Reprogramacion Trimestral. Defi

nitiva. MEM. Cammesa. Febrero-Abril de 1997.

1.8 Programacion Estacional. Definitiva. MEM. Cammesa.
Noviembre 96-Abril 97.

1.9 Complementos de Ia Programacion Estacional. MEM.
Cammesa. Noviembre 96-Abril 97.

1.10 Datos Margo. Cammesa. Prog. Mayo 97-Octubre 97.

1.11 Base de Datos Eléctrica. Version Provisoria. Cammesa.
Marzo de 1997.

1.12 Generaciones Horarias 1993. 1994-1996. Cammesa.

1.13 Informe Anual 1995. Cammesa.
1.14 Informe Anual Provisorio 1996. Cammesa.

1.15 Esquema Geografico Sistema Interconectado Argenti

no-Uruguayo. Sistema Misionero. Sistema Patagonico.

Sur de Paraguay. Cammesa, Gerencia de Análisis y Con

trol de Ia ProducciOn. Junio de 1997.

1.16 Esquema Unifilar. Sistema Interconectado Argentino
Uruguay. Sistema Misionero. Sistema Patagonico. Sur

de Paraguay. Cammesa, Gerencia de Análisis y Control
de Ia ProducciOn. Junio de 1997.

1.17 Los Procedimientos para Ia Programacion de Ia Opera

ción, el Despacho de Cargas y el Cálculo de Precios.

Cammesa. Instituto de Economia Energetica. 1/4/97.

1.18 ResoluciOn SE 55/93. Establece tramos horarios (in

cluye procedimientos).

1.19 Importación y Exportación de Energia. Eduardo

Hollidge. Jornadas de ActualizaciOn sobre el Funciona

miento del MEM-Cammesa. 11/97.

2.1 La transformaciOn del mercado eléctrico Mayorista bo

liviano (leyes y artIculos, cálculo de precios de Ia ener

gla y la potencia y otros).

2.2 Precios Referenciales en el Sistema Interconectado

Nacional. Perlodo Mayo-Octubre 1997.

2.3 Cuadros de proyecciones 1996-2001: demandas men

suales de energia y potencia, transacciones económicas

(inyecciones y retiros a! sistema troncal interconectado)

2.4 ProgramaciOn Mayo 97-Abril 98 (información para 1 dIa

de cada semana de ese perlodo): Costos y Unidades

marginales horarias, Balances energeticos por bloques

horarios y nodos.
Cortes de producciOn y turbinas de gas.

cuadro resumido del Parque hidro-térmico.

Ley 1604(12/94) de transformación del Sector

Eléctrico.

3. Brasil

3J Piano Decenal de Expansao 1997-2006. Grupo

Coordenador de Planejamento dos Sistemas Eletricos.

Eletrobras. 191 paginas. Dezembro 1996.

3.2 PIano de Operaçao para 1997 - Sui/Sudeste-Norte/

Nordeste. Grupo Coordenador para Operacao

Interligada. 197 páginas. Dezembro 1996.

3.3 Mercado de Energia Eletrica - Ciclo 1996. Brasil. Regioes

e Concessionárias. RelatOrio AnalItico. Grupo Coordenador

do Planejamento dos Sistemas Elétricos. Eletrobras.

Volume I, 210 paginas. Vol. II, 119 péginas. Maio 1997.

3.4 Ciclo de Planejamento 97. Premissas Básicas. Parecer

Técnico. GCPS-CTEM. Maio 1998, 14 paginas.

3.5 Gas Natural. PolIticas Alternativas. Instituto Liberal.

Novembro 1995.

3.6 PIano Decenal de Expansão 1998-2007. Grupo

Coordenador de Planejamento dos Sistemas Eletricos.

Eletrobras. 353 paginas. 1998.

3.7 Leyes 8987 y 9074/95, Decreto 2003/96 Expansão

1998-2007. Grupo Coordenador de Planejamento dos

Sistemas Eletricos. Eletrobras. 353 péginas. 1998.

2.5
2.6
2.7



190 INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA 191

4. Chile

4.1 El Sector Eléctrico de Chile. Comisión Nacional de
EnergIa. 1996.

4.2 Producción de EnergIa 1987-1996. ENDESA.
4.3 EstadIsticas de Operación. 1993-1996. Centro de Des

pacho Econámico de Carga. Sistema Interconectado del
Norte Grande.

4.4 Cálculo de Precios de Nudo en el Sistema Interconectado
del Norte Grande para Ia Fijación de Precios de Abril
de 1997. Comisión Nacional de EnergIa.

4.5 Balance Nacional de Energia 1995. Comisidn Nacional
de EnergIa. Septiembre de 1996.

4.6 Fijación de Precios de Nudo. Abril de 1997. Sistema
Interconectado Central Comisión Nacional de EnergIa.
Abril de 1997.

4.7 Anexo 2. Programa de Operación del Sistema
Interconectado del Norte Grande.

4.8 CaracterIsticas Técnicas de las Centrales Generadoras
del Sistema Interconectado Central.

4.9 Reglamento de Coordinación de Ia Operacidn
Interconectada de Centrales Generadoras y LIneas de
Transporte. Diario Oficial del 28-2-85.

4.10 Ley General de Servicios Eléctricos. Asociación de
Empresas de Servicios Eléctricos. 13.9.82.

4.11 Célculo de Precios de Nudo en el Sistema Interconectado
del Norte Grande para Ia Fijación de Precios de Abril
de 1998. Comisión Nacional de EnergIa.

4.13 EstadIsticas de Operaciones. 1988-1997 Centro de
Despacho Económico de Carga. Sistema Interco
nectado Centro.

4.14 Normas de Regulacion de Ia lnterconexión Eléctrica
entre Ia Repi.iblica de Chile y Argentina. Febrero de 1998.

5. Colombia

5.1 Plan de Expansion de Referencia GeneraciCn-Transmi
siOn 1996-2010. Revision 1996. lnterconexión Eléc
trica S.A. Ministerio de Minas y EnergIa. Unidad de
Planeación Minero-Energetica. 1996.

5.2 Situación Energetica Modelos de Largo Plazo, Horizonte
Junio 1997-Abril 2002. Gerenda Centro Nacional de Despa
cho. Dirección PlaneaciOn Energetica. 10 de Junio de 1997.

5.3 Situación Energetica Modelos de Largo Plazo, Horizonte
Julio 1997-Mayo 2002. Interconexión Eléctrica S.A.
Gerencia Centro Nacional de Despacho. Dirección
Planeación Energetica. 1 de Julio de 1997.

5.4 Anélisis Energetico de Largo Plazo, Horizonte Abril 97.
Marzo 02. Interconexión Eléctrica S.A. Gerencia Cen
tro Nacional de Despacho. Dirección Planeación Ener
getica. 30 de Abril de 1997.

5.5 Balance de EnergIa Mensual. Sistema Interconectado
Nacional 91-92-93-94-95-96 y Junio 30/9 7. Interconexión
Eléctrica S.A. 8 de Julio de 1997.

5.6 Informe de OperaciOn 1996. Interconexión Eléctrica S.A.
E.S.P. Marzo de 1997.

5.7 Sector Eléctrico Colombiano. Balance de EnergIa Eléc
trica. EvoluciOn de la Demanda y el Consumo de Ener
gla Eléctrica en el Perlodo Enero-Diciembre 1996. In
terconexiOn Eléctrica S.A. E.S.P. Gerencia de Servicios
de InformaciOn. 14 de Julio de 1997.

5.8 Análisis de Ia Demanda de EnergIa Eléctrica en 1996.
Ministerio de Minas y EnergIa. Unidad de PlaneaciOn
Minero-Energética. Abril de 1997.

5.9 Sistema lnterconectado Colombiano. Demandas de Ener
gla y Potencia Acordadas para 1997. InterconexiOn Eléc
trica S.A. E.S.P. Gerencia Centro Nacional de Despa
cho. Diciembre de 1996.

5.10 Anexo 1. Informe de Avance del Plan de Expansion
5J1 Anexo 2. Reservas Disponibles en Potencia (MW) Siste

ma Interconectado Nacional 199 1-1996. Ministerio de

Minas y Energia. 2 de Noviembre de 1994.

5.12 Anexo 3. Sistema Interconectado Nacional. Informe de
OperaciOn, Sistema Interconectado Nacional, ISA. 199 1-
Junio 1997.

5J3 Anexo 4. Sistema Interconectado Nacional. 1996-1997.
5.14 Anexo 5. Ley Eléctrica de Servicios POblicos. Leyes 142

y 143 del 11 de Julio de 1994. Asociación de Ingenieros
Electricistas de la Universidad Nacional. Noviembre de
1994.

5.15 Anexo 6. Resoluciones 001 y 002. ComisiOn de Regula
ción de EnergIa y Gas. 2 de 1994.

5.16 Anexo 7. Codigo Comercial (ResoluciOn 024, 13 de Julio
de 1995). Codigo de Redes (Resolucidn 025, 13 de Julio
de 1995). Ministerio de Minas y EnergIa. 13/07/95.

5.17 Anexo 8. ResoluciOn 057. ComisiOn de Regulacion de
Energia y Gas. 30/07/96.

5.18 Anexo 9. Contrato de InterconexiOn Eléctrica. EDELCA
(Venezuela) ISA (Colombia) 20 de Noviembre de 1992.

5.19 Anexo 10. Propuesta Inicial de Acuerdo para Ia Interco
nexiOn Colombia-Ecuador. InterconexiOn Eléctrica S.A.
Gerencia Centro Nacional de Despacho. DirecciOn Co
ordinaciOn OperaciOn. Mayo de 1997.

5.20 El Sector Gas en Cifras. AsociaciOn Colombiana de Gas.
1996.

5.21 EstadIsticas de la Industria Petrolera. Empresa Colom
biana de PetrOleos. 1996.

5.22. Plan de ExpansiOn de Generación-TransmisiOn 1998-
2010. Resumen Preliminar de Noviembre de 1998. In
terconexiOn Eléctrica S.A. Ministerio de Minas y Ener
gia. Unidad de Planeacidn Minero-Energetica (UPME).

5.23 ResoluciOn 051/98. Relativa a Ia Expansion del Trans
porte. ComisiOn de RegulaciOn de EnergIa y Gas.

5,24 Resolucidn 112 de 9/98. Relativa a la Reglamentacion
de aspectos comerciales de las transacciones interna
cionales de energIa.

6. Ecuador

6.1 Sistema Eléctrico Ecuatoriano. Plan de ElectrificaciOn
1996-20 10. ComisiOn de Integracion Eléctrica Regio
nal, Comité Nacional Ecuatoriano. Julio 1997.

6.2 Sistema Eléctrico Ecuatoriano. CONELEC. Plan de Elec
trificación 1998-2007. Version Junio 1998.

6.3 Ley de Regimen del Sector Eléctrico Ecuatoriano 10/96.
6,4 Reglamento sustitutivo de Ia Ley de Regimen del Sec

tor Eléctrico Ecuatoriano 10/97.

7. Paraguay

7.1 Informe CIER-CAF. Datos del Paraguay. Administración
Nacional de Electricidad. 1997.

7.2 Ley 966/64 de Organizadon del Sector Eléctrico Nacional.

8. PerO

8.1 Plan Referencial de Electricidad 1995 (1996-2011)/1996
8.2 Anexo con InformaciOn de PerO.

8.3 Tema 1: Aspectos Relevantes de Ia Operación del SICN
(y otros temas).

8.4 Fijación de Tarifas en Barra. Mayo-Octubre de 1997.
Propuesta al Consejo Directivo. ComisiOn de Tarifas Eléc
tricas 8 de Abril de 1997.

8.5 Ley de Concesiones Eléctricas. Decreto Ley 25844/92.
8.6 Gas Natural. Beneficios para la Industria Peruana. Mi

nisterio de EnergIa y Minas.
8.7 Fijación de Tarifas en Barra. Noviembre 1998-Abril 1999.

Propuesta al Consejo Directivo. Comisidn de Tarifas
Eléctricas Octubre 1998. SEG/CTE N2 028-98.

8.8 Normas Técnicas de Calidad de los Sistemas Eléctricos

y Ley Antimonopolios DS 020-97 EM.
8.9 Plan de Electrificación Nacional MEyM Octubre 1997.

9. Uruguay

9.1 Datos del Sistema Eléctrico Uruguayo. CIER, 21 deJulio 1997.
9.2 Memoria Anual 1996. Movimiento de EnergIa. Despa

cho Nacional de Cargas.
93 Memoria Anual 1996. Anexo InformaciOn EconOmica.

Movimiento de EnergIa. Despacho Nacional de Cargas.
9.4 Memoria Anual 1994. Administración Nacional de Usinas

y Transmisiones Eléctricas.
9.5 U.T.E. en Cifras 1996. AdministraciOn Nacional de Usinas

y Transmisiones Eléctricas. Gerencia DivisiOn Organi
zacidn y Estudios Empresariales. Gerencia Area Planifi
caciOn y Secretarla Técnica. 5 de Mayo de 1997.

9.6. AdministraciOn Nacional de Usinas y Transmisiones Eléc

tricas. Uruguay, su Sector Eléctrico y Ia Empresa UTE.

Octubre, 1997.

9.7 Ley Orgánica de UTE N2 15031 4/7.

9.8 Documentos y Antecedentes. ComisiOn Técnic Mixta

de Salto Grande. 1993.

9.9 Actas de Ia ComisiOn de Interconexión con Argentina:

4/5/94; 26/7/96; 27/5/97; y 17/7/97.

9.10 Proyecto de Central Térmica en el Litoral. UTE. Octu

bre 1997.

9.11 lnterconexiOn Eléctrica Uruguay-Brasil. UTE. Central

Térmica en el Litoral. UTE. Octubre 1997.

9.12 Ley Nacional de Electricidad y su reglamento N2

16832 6/97.



192 INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA

10. Venezuela

10.1 EstadIsticas consolidadas, año 1996. Cámara Venezola
na de Ia Industria Eléctrica.

10.2 Aspectos regulatorios vigentes del sector eléctrico ye
nezolano (proyecto de Ley Eléctrica y Caceta Oficial de
Ia Repüblica de Venezuela, decreto N 1558 de fecha
13.11.96 (marco vigente regulatorio del sector).

10.3 Sistema Eléctrico Nacional PronOsticos de energia y
potencia eléctrica: PerIodo 1996.2020 (actualización,
Enerol997 e Informe final Mayo 1995).

10.4 Evaluación de Ia oferta de Ceneración, Perlodo 1996-
2005. Actualización. Abril 1997.

10.5 InformaciOn referente al consumo de combustibles en
el sector eléctrico nacional (precios del gas segIn gace.
ta oficial, gaceta oficial e informe sobre estimación de
combustibles en el sector, EDELCA - Octubre 1996.

10.6 • Parque de generacion hidrotérmico actual.
• Datos solicitados del SDDP.
• Aportes al Embalse de Curl.

10.7 DescripciOn del Sistema Eléctrico Venezolano situación
en el año 1995. EDELCA, Julio 1996.

10.8 ‘Evaluación de Ia Oferta de generacion. PerIodo 1996.
2005’. Comité de Planificación de OPSIS.

10.9 Estimación del Consumo de Combustibles en el Siste
ma Eléctrico Nacional 1996-2006. DivisiOn de Planifi
cación de Sistemas Eléctricos de EDELCA.

11. Otra DocumentaciOn Utilizada

11.1 ComparaciOn de los Sistemas Regulatorios Eléctricos
de America del Sur CIER. 6/96.

11.2 El Cas Natural en la PolItica Energetica de America
Latina y Caribe, Documento de Trabajo, Proyecto E&D.
OLADE-CEPAL-CTZ.

11.3 OLADE-CEPAL-CTZ. Argentina. Tendencias de las re
servas de Cas. Enero 1998.

11.4 ArtIculos diversos de Petroleum Economist.
11.5 Proceedings-Meeting on Natural Cas and Electric Power

Integration in Southern Cone, Septiembre 1997. Mon
tevideo ArtIculos diversos de Petroleum Economist.

11.6 La Modernización del Sector Energetico en America
Latina y Caribe XXVI11. ReuniOn de Ministros de OLADE,
Noviembre 1997. Sudding, Figueroa, Altomonte,
Sanchez, Cuevas, Pistonesi y otros.

11.7 Seminario Internacional sobre ReestructuraciOn y
Regulacion del Sector Eléctrico. ENRE de Argentina.
Noviembre/95.

11.8 Discurso del Ing. Javier Cutiérrez, presidente de CIER
en Ia inauguraciOn de las Reuniones del Comité Cen
tral y de Altos Ejecutivos de Noviembre de 1997.

11.9 Diversos Nümeros de revistas y boletines de la CIER de
los años 96, 97 y 98.

11.10 FIashCIER 1998.
11.11 Proyecto UNEP-CEF’ Economics of CHC Limitations

Estudio de la region Andina.
11.12 Informador Energetico. Publicación diana de Argentina.

A
n

Autoridades, grupo de trabajo
y consultores



INTEGRACION ELECTRICA SURAMERICANA 195

CAF - Corporación Andina de Fomento

Eco. Antonio Juan Sosa Ing. Carmen Elena Carbonell
Vicepresidente de Infraestructura Director de EnergIa, Agua y Project Finance

Ing. Carlos Romero C. Eco. Seyril Siegel
Vicepresidencia de Infraestructura Director Cooperación Técnica
Coordinador Libro CAF/CIER

Lic. Marcela Calvo
Ing. Ricardo Malla Unidad de Publicaciones.
Asesor Técnico VIN SecretarIa y Relaciones Externas

Comisión Europea

Sr. Francois Casana
Programa de CooperaciOn con PaIses
del Tercer Mundo
Administrador, Bruselas-Belgica
Dirección General XVII de EnergIa Programa
Synergy

CIER - Comisión de Integracion Eléctrica Regional

Ing. Mario Fernando Santos Dra. Ester Beatriz Fandiño
Presidente (hasta Nov.99) Presidente (desde Nov.99)

Ing. Leon Darlo Osorio Ing. Mario César Orué Delgado
Vicepresidente Vicepresidente

Ing. Carlos Perez Mibelli Ing. Hugo L. Rincón Sergent
Vicepresidente Director Ejecutivo

Ing. Antonio Vignolo Ing. José Vicente Camargo
Sub-Director Ejecutivo Coordinador Internacional Generación

y Transmisión



196 INTECRACION ELECTRICA SURAMERIcANA

GTMMI - Grupo de Mercado Mayorista y Factibilidad de Interconexiones

Equipo Coordinador. ISA, Colombia
Centro Nacional de Despacho

Argentina - CAMMESA

Brasil - ELETROBRAS/BRACIER

Colombia - ISA/EEPPM

Paraguay - ANDE/PACIER

Uruguay - UTE/CUCIER

Fundación Bariloche - FB
Instituto de Economla Energética - IDEE
Dr. Carlos Suárez
Presidente - FB

Lic. Hector Pistonesi
Presidente IDEE

Bolivia - CRE/BOCIER

Chile - ENDESA

Ecuador - CENACE

Perii - PECIER

Venezuela - EDELCA/VERCIER/ELECAR

Consultores Externos

Equipo de elaboraciOn del estudio:
Ing. Rafael Aifredo Hasson (Coordinador)

Ing. Hilda Dubrovsky
Lic. Roberto Kozulj
Lic. Gustavo Nadal
Ing. Victor Bravo
Ing. Marco Compolonghi
Lic. Graciela Diaz Hasson

Centro de Pesquisas de EnergIa Eléctrica - CEPEL

Ing. Joao Carlos Mello
Ing. André Luis Marquez Marcato
Ing. Gerson Couto Oliviera

Ing. Maria Elvira P. Maceira
Ing. Cecilia Maria Bezerra Mercio

Ing. Afranio Terry

Power System Research Inc. - PSRI

Ing. Mario Pereira
Ing. Rafael Kelman
Ing. Maria Noélia Pontes

Ing. Maria Cándida Lima
Ing. Luiz Mauricio Thomé


