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LISTA DE ABREVIATURAS 

COES Comité de Operación Económica del Sistema Interconectado Nacional 

DL 1002 Decreto Legislativo N° 1002, Decreto Legislativo de promoción de la 
inversión para la generación de electricidad con el uso de energías 
renovables. 

DL 1221 El Decreto Legislativo N° 1221, Decreto Legislativo que mejora la 
regulación de la distribución de electricidad para promover el acceso a la 
energía eléctrica en el Perú 

EDE Empresa de Distribución Eléctrica 

EPO Estudio de Pre-Operatividad a que se refiere la LCE como requisito para 
obtener concesión o autorización para las actividades de generación, 
transmisión y distribución eléctricas. 

GD Generación Distribuida 

km Kilómetro(s) 

kV Kilovoltio 

LCE Decreto Ley N° 25844, Ley de Concesiones Eléctricas 

Ley 28832 Ley N° 28832, Ley para Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generación 
Eléctrica 

Ley 29970 Ley N° 29970, Ley que afianza la seguridad energética y promueve el 
desarrollo de polo petroquímico en el sur del país 

MINEM Ministerio de Energía y Minas 

MME Mercado Mayorista de Electricidad 

NTOTR Norma Técnica para la Coordinación en Tiempo Real de los Sistemas 
Interconectados, aprobado por Resolución Directoral No. 014-2005-EM-
DGE 

NTCSE Norma Técnica de Calidad de los Servicios Eléctricos, aprobada por 
Decreto Supremo N° 020-97-EM  

Osinergmin Organismo Supervisor de la Inversión en Energía y Minería 

PNG Precios a Nivel Generación 

Proinversión Agencia de Promoción de la Inversión Privada 

PR COES Procedimiento Técnico COES 

Reglamento del 
COES 

Reglamento del Comité de Operación Económica del Sistema, aprobado 
por Decreto Supremo No. 027-2008-EM 

Reglamento de 
Cogeneración 

Reglamento de Cogeneración, aprobado por Decreto Supremo N° 037-
2006-EM 
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Reglamento de 
Transmisión 

Reglamento de Transmisión y Modifican Reglamento de la Ley de 
Concesiones Eléctricas, aprobado por Decreto Supremo 027-2007-EM 

Reglamento de la 
LCE ó RLCE 

Decreto Supremo. No. 009-93-EM 

Reglamento del 
COES 

Decreto Supremo No. 027-2008-EM 

Reglamento RER Reglamento de la Generación de Electricidad con Energías Renovables, 
aprobado por Decreto Supremo No. 012-2011-EM 

Reglamento de 
Usuarios Libres 

Reglamento de Usuarios Libres de Electricidad, aprobado por Decreto 
Supremo No. 022-2009-EM 

RER Recursos Energéticos Renovables como definido por el DL 1002 

SEIN Sistema Eléctrico Interconectado Nacional 

 

En el presente documento se usa el punto como separador decimal y como separador de miles 

el espacio. Asimismo, se utilizan los sufijos de magnitud del sistema internacional de unidades 

(k para miles, M para millones, etc.)



 

Servicio para el desarrollo de propuesta de reglamento y procedimiento para la reforma del sector 
eléctrico en la generación eléctrica ς Segundo Informe 

3 

 

PROLOGO 

1. OBJETIVOS DEL SERVICIO  

5Ŝ ŀŎǳŜǊŘƻ Ŏƻƴ ƭƻ ŘƛǎǇǳŜǎǘƻ Ŝƴ ƭƻǎ ǘŞǊƳƛƴƻǎ ŘŜ ǊŜŦŜǊŜƴŎƛŀ ŘŜƭ ǎŜǊǾƛŎƛƻ άContratación del servicio 

para el desarrollo de propuesta de reglamento y procedimiento para la reforma del sector 

eléctrico en la generación eléctricaέΣ hǎƛnergmin considera necesario la evaluación de los 

siguientes aspectos: 

¶ Contratación de las RER: Revisar el actual esquema de contratación del suministro de 

energía eléctrica, ya sea mediante licitaciones o contratos bilaterales, pues el actual 

sistema de contratación de Potencia con Energía Asociada no permite la participación 

de tecnologías con respaldo de potencia limitado, pero que sí cuentan con energía firme, 

tales como la generación con Recursos Energéticos Renovables. 

¶ Desempeño del COES: Evaluar el desempeño del COES, con el fin de garantizar que tenga 

una gestión transparente, técnica e independiente, a efectos que realice una operación 

adecuada del sistema eléctrico, de manera imparcial y debidamente motivada. 

¶ Generación Distribuida: Identificar las mejores prácticas para las condiciones de 

participación de la Generación Distribuida en los sistemas eléctricos, a efectos de que 

puedan ser contemplados al momento de aprobar los reglamentos y procedimientos 

respectivos. Es decir, desarrollar el mejor diseño de mercado para la participación de la 

Generación Distribuida. 

En tal sentido, los términos de referencia contemplan el siguiente objetivo específico: 

¶ Contratación de las RER: Modificar las normas correspondientes con la finalidad de 

permitir la participación de generación RER dentro de los esquemas de contratación de 

suministro. 

¶ Desempeño del COES: Modificar la estructura y gobernanza del operador del sistema. 

¶ Generación Distribuida: Proponer el marco regulatorio necesario para la generación 

distribuida. 

 

2. ALCANCES DEL SERVICIO  

Para el desarrollo de las tareas antes indicadas, los términos de referencia consideran las 

siguientes actividades: 

¶ Revisión de los fundamentos teóricos.  

¶ Revisión de prácticas internacionales. 

¶ Análisis del marco regulatorio. 

¶ Propuestas de mejoras normativas. 

¶ Difusión de resultados. 

¶ Análisis de impacto regulatorio. 
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3. PLAZOS Y ENTREGABLES 
¶ Primer Informe: El primer informe deberá incluir el Análisis de los fundamentos teóricos 

y el Análisis de las mejores prácticas internaciones. El informe se deberá presentar el 

19/11/2018 

¶ Segundo Informe: El segundo informe deberá incluir el Análisis del marco regulatorio y 

las Propuestas de Mejoras Normativas. El informe se deberá presentar el 17/01/2019.  

¶ Tercer Informe: El tercer informe deberá incluir la Difusión de Resultados y el Análisis 

de Impacto Regulatorio. El informe se deberá presentar el 18/03/2019. 

 

4. DESARROLLO DEL SEGUNDO INFORME 

Conforme a los términos de referencia, el segundo informe involucra el análisis de los 

fundamentos teóricos y la revisión prácticas internaciones. En ese sentido, en el presente 

informe se desarrolla lo siguiente: 

¶ Contratación de las RER: Análisis crítico del marco regulatorio peruano vigente de los 

mecanismos de contratación, con el objeto de permitir la competencia de todos los tipos 

de tecnologías en igualdad de condiciones. Para ello, se ha tomado el contenido del 

Primer Entregable, que contiene el desarrollo del marco teórico y la revisión del marco 

regulatorio de Chile, México y Brasil. Asimismo, se realiza una propuesta de mejoras 

normativas con sus informes de sustento técnico y legal.  

¶ Desempeño del COES: Análisis crítico del marco regulatorio peruano vigente del 

desempeño del COES, sus atribuciones y los mecanismos de control con los que cuenta. 

Para ello, se ha tomado el contenido del Primer Entregable, que contiene el desarrollo 

del marco teórico y la revisión del marco regulatorio de Chile, México y PJM en Estados 

Unidos. Asimismo, se realiza una propuesta de mejoras normativas con sus informes de 

sustento técnico y legal.  

¶ Generación Distribuida: Análisis crítico del marco regulatorio peruano vigente de las 

condiciones de participación de la Generación Distribuida en los sistemas eléctricos, y 

sus aspectos remunerativos. Para ello, se ha tomado el contenido del Primer Entregable, 

que contiene el desarrollo del marco teórico y la revisión del marco regulatorio de Chile, 

España y Estados Unidos, complementada con información de Reino Unido y Nueva 

Zelanda. Asimismo, se realiza una propuesta de mejoras normativas con sus informes 

de sustento técnico y legal, los cuales contiene un esquema de diseño de mercado a 

nivel conceptual, propuestas que impulsen el desarrollo de la Generación Distribuida, y 

los cargos tarifarios aplicables. 

A efectos de analizar cada uno de los temas antes mencionados, se deberá mantener la 

integridad y sistemática, pues todos los temas guardan relación entre sí y cualquier 

descoordinación podría afectar gravemente el éxito de la implementación de los mecanismos 

regulatorios del mercado eléctrico.  

Sin perjuicio de mantener la integridad y sistemática de la evaluación, debido a la amplitud y 

complejidad de cada uno de los temas materia de análisis, hemos decidido desarrollar cada uno 

de los mismos en capítulos independientes, con el objeto de facilitar la lectura amigable del 

segundo informe. De esta manera, los capítulos se encuentran estructurados conforme se indica 

a continuación: 
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¶ Capítulo I: Energías Renovables y Contratos de Suministro. 

¶ Capítulo II: Generación Distribuida. 

¶ Capítulo III: Desempeño del COES.  

Finalmente, como anexos del presente informe, se desarrolla el informe técnico-legal que 

sustentan las propuestas de modificación normativa desarrolladas, una explicación del impacto 

de la generación distribuida en la recaudación de los peajes por transmisión, y la absolución de 

las observaciones recibidas con Oficio N° 151-2019-GRT de fecha 4 de febrero de 2019. 
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SECCIÓN I: ENERGÍAS RENOVABLES Y CONTRATOS DE 
SUMINISTRO 

1 ANÁLISIS CRÍTICO DEL MARCO REGULATORIO 
El diseño del mercado eléctrico previsto en la LCE y la Ley 28832 conserva una estructura común 

aplicada a nivel internacional, en la cual los Mercados Eléctricos Mayoristas se constituyen 

cuando menos por un mercado de transacciones de energía y de mecanismos de asignación de 

Servicios Complementarios, ello puede evidenciarse en el Artículo 1° del Reglamento del 

Mercado Mayorista de Electricidad, el cual señala que éste está constituido por el Mercado de 

Corto Plazo (MCP) y los mecanismos de asignación de Servicios Complementarios, 

Inflexibilidades Operativas y otros pagos colaterales necesarios para la correcta operatividad del 

SEIN. Cabe señalar que, el MCP implica, a su vez, la compra y venta de la energía generada y la 

remuneración de la Potencia Firme que pueden ofrecer las centrales de generación eléctrica. 

El modelo regulatorio busca que mediante la venta de energía generada en el mercado en 

tiempo real y de la Potencia Firme que puede ofrecer una central de generación, el sistema 

eléctrico disponga en el tiempo de suficiente capacidad de generación para atender la demanda 

de los Usuarios. Asimismo, se establecen algunas obligaciones en cuanto a la venta de energía 

eléctrica destinada al usuario final de electricidad, cuya finalidad es que la demanda de estos 

usuarios cuente con cierto grado de seguridad de suministro.  

 SEGURIDAD DE SUMINISTRO Y CONTRATOS DE SUMINISTRO 
La seguridad de suministro es un aspecto clave que ocupa las políticas públicas relacionadas con 

el sector eléctrico. Dicha seguridad tiene una dimensión de corto y largo plazo. En el corto plazo 

se vincula con procurar que el operador del sistema disponga en tiempo real los recursos 

necesarios para la operación confiable y segura del sistema eléctrico manteniendo el balance 

entre oferta y demanda; en tanto en el largo plazo supone que se dispongan de recursos 

suficientes para atender la demanda eléctrica en cualquier momento y ubicación en el sistema. 

En el diseño de los mercados eléctricos, se debe considerar establecer los incentivos y 

obligaciones que permitan lograr esta cobertura de la demanda en el corto y largo plazo. Para 

el corto plazo resulta relevante la definición de los servicios complementarios requeridos por el 

sistema, así como los mecanismos para su provisión y remuneración. En tanto para el largo plazo 

se deben establecer los mecanismos de inversión en capacidad de generación eléctrica futura, 

que permitan una cobertura razonablemente segura de la demanda eléctrica (expansión de la 

generación). En particular, la seguridad de suministro está recibiendo especial atención debido 

a la penetración de fuentes de producción de energía variables, como el caso de la generación 

fotovoltaica y eólica1. 

1.1.1 Servicios Complementarios  

Los servicios complementarios son aquellos necesarios para la operación segura y confiable del 

sistema de transmisión eléctrica de modo que se mantenga en tiempo real el equilibrio entre la 

oferta y la demanda de electricidad. Pueden ser provistos por los diferentes agentes que actúan 

en el mercado eléctrico.  

                                                             
1 ±ŜǊ ǇƻǊ ŜƧŜƳǇƭƻ Ŝƭ ŘƻŎǳƳŜƴǘƻ ŘŜ ƭŀ ¦ƴƛƽƴ ŜǳǊƻǇŜŀ ŘŜƴƻƳƛƴŀŘƻ άLƴǘŜǊƛƳ wŜǇƻǊǘ ƻŦ ǘƘŜ {ŜŎǘƻǊ LƴǉǳƛǊȅ 
ƻƴ /ŀǇŀŎƛǘȅ aŜŎƘŀƴƛǎƳǎέΣ ŀƷƻ нлмсΦ 
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En el caso particular de la generación proveniente de fuentes renovables de energía de régimen 

variable (en particular solar fotovoltaica y eólica) inicialmente se solía eximir de obligaciones de 

prestar servicios de respuesta de frecuencia o de control de tensión; no obstante en la 

actualidad, debido al constante incremento de estas tecnologías en la matriz energética de los 

países como consecuencia de  su madurez y su capacidad para competir con las tecnologías 

convencionales, las mencionadas excepciones están siendo dejadas de lado pues de no hacerlo 

el sistema eléctrico progresivamente pierde capacidad de respuesta ante los desbalances entre 

oferta y demanda. 

Así por ejemplo, en Estados Unidos de America2 las Ordenes FERC 827 del año 2016 y FERC 842 

del año 2018 modifican la proforma de Acuerdos de Interconexión para Grandes Generadores 

(Large Generator Interconnection Agreements) eliminando la excepción hasta entonces 

aplicable a los generadores eólicos en cuanto a la provisión de energía reactiva y de respuesta 

de frecuencia, de modo que los nuevos generadores eólicos deberán proveer potencia reactiva 

en un rango de 0.95 en adelanto y 0.95 en atraso en el lado de alta tensión de su subestación de 

conexión al sistema eléctrico y, así mismo, están obligados a brindar respuesta de frecuencia 

(regulación primaria). 

En el caso peruano, si bien en cuanto a la provisión de energía reactiva, el numeral 6.4.3 de la 

NTOTRSI, aprobada por Resolución Directoral N° 014-2005-DGE, no realiza excepción alguna3:  

ά6.4.3 Para mantener los niveles adecuados de tensión, los Integrantes del Sistema están 

obligados a suministrar la potencia reactiva inductiva o capacitiva solicitada por el 

Coordinador hasta los límites de capacidad de sus equipos.έ 

En el caso de la respuesta de frecuencia, la NTOTRSI sí dispone en su numeral 6.2.2 la 

exoneración de proveer respuesta de frecuencia en el caso de centrales eólica, solar o 

mareomotriz.   

άсΦнΦн [ŀ ǊŜƎǳƭŀŎƛƽƴ ǇǊƛƳŀǊƛŀ ŘŜ ŦǊŜŎǳŜƴŎƛŀ Ŝǎ ǳƴ ǎŜǊǾƛŎƛƻ ƻōƭƛƎŀǘƻǊƛƻ ȅ ǇŜǊƳŀƴŜƴǘŜΣ ƴƻ 

sujeto a compensación y debe ser prestado por todas las centrales de generación cuya 

potencia sea mayor a 10MW. Quedarán exoneradas de tal obligación, las centrales de 

generación con Recursos Energéticos Renovables (RER) cuya fuente de energía primaria 

sea eólica, solar o mareomotriz. (Χ)έ  

Si bien ello en la actualidad, debido al bajo nivel de penetración de estas tecnologías en el 

sistema eléctrico peruano (alrededor de 4% de la energía total generada), no representa un 

problema significativo, es recomendable que se efectúe la correspondiente corrección en el 

marco legal con la finalidad de garantizar una adecuada respuesta en frecuencia conforme se 

incremente la participación de estas fuentes en la producción eléctrica en el SEIN. 

1.1.2 Suficiencia de Generación 

El mecanismo por excelencia que sirve como medio para incentivar la inversión en generación 

eléctrica lo constituye el sistema de precios de electricidad. En ese sentido, el diseño de los 

mercados eléctricos suele procurar que sean los precios de la energía eléctrica los que guíen la 

                                                             
2 Los textos completos se encuentran en https://www.ferc.gov/legal/maj-ord-reg.asp. 
3 En ese sentido el PR-20 del COES en su numeral 3 (Control de Potencia Reactiva) establece que el factor 
de potencia de 0,95 capacitivo y de 0,95 inductivo deberá mantenerse para potencias activas que varían 
entre el 20% y 100% de la potencia total nominal registrada para las Centrales de Generación No 
Convencionales (CGNC), es decir aquellas tecnologías que no emplee un generador síncrono conectado 
directamente o mediante un transformador de potencia al SEIN. 

https://www.ferc.gov/legal/maj-ord-reg.asp
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evolución del mercado (las decisiones de inversión, operación y consumo), siendo necesario que 

los mismos sean eficientes y en consecuencia reflejen los costos marginales y la utilidad marginal 

de los participantes del mercado (oferta y demanda, respectivamente).  

De este modo un diseño de mercado basado únicamente en precios de energía que reflejen la 

abundancia o escasez presentes en el mercado debiera ser suficiente para incentivar decisiones 

de inversión en nueva capacidad de generación. No obstante, ello supone que en condiciones 

de escasez se debe permitir que los precios se incrementen lo suficiente como para reflejar la 

disposición a pagar de los consumidores eléctricos frente a la alternativa de no contar con la 

energía eléctrica que requieren. Es decir, al menos desde el punto de vista teórico, la 

competencia entre los consumidores por obtener electricidad es lo que impulsa el precio al alza; 

en tanto la competencia entre los generadores por vender electricidad impulsa los precios a la 

baja. 

En un diseño basado solo en precios de energía, se espera que una parte importante de los 

ingresos de los generadores eléctricos provenga de los periodos de escasez (tradicionalmente 

asociados con periodos de demanda punta4), los cuales no son frecuentes y generalmente están 

sujetos a la aplicación de precios límites por parte de las agencias reguladoras. Esto ocasiona 

una poca certeza de que los precios, con suficiente frecuencia, alcancen niveles suficientes para 

pagar los costos de inversión de un proyecto, dificultando así que el mercado provea capacidad 

oportunamente. Este problema es el ŎƻƴƻŎƛŘƻ ŎƻƳƻ Ŝƭ ŘŜƭ ŘƛƴŜǊƻ ƛƴǎǳŦƛŎƛŜƴǘŜ ƻ άMissing 

MoneyέΦ 

De este modo, en la práctica los mercados basados solo en precios de energía deben enfrentar 

a problemas de seguridad y firmeza de suministro periódicamente, lo que muchas veces es 

políticamente insostenible o indeseable. 

Una alternativa es complementar los precios de energía con un pago por capacidad de largo 

plazo, proveyendo a los generadores eléctricos de un flujo adicional de ingresos con la finalidad 

de resolver el problema del Missing Money. En este caso, debido a que la retribución se 

constituye en una forma de anticipar los flujos monetarios inciertos que un modelo de solo 

energía produce sobre aquellos generadores que pudieran producir energía en situación de 

escasez, la recepción del pago por capacidad se suele vincular a alguna obligación de parte de 

ƭƻǎ ƎŜƴŜǊŀŘƻǊŜǎ Ŝƴ Ŏǳŀƴǘƻ ŀ ōǊƛƴŘŀǊ άŦƛǊƳŜȊŀέ Ŝƴ ǎǳ ŎŀǇŀŎƛŘŀŘ ŘŜ ǇǊƻŘǳŎŎƛƽƴ ŘŜ ŜƴŜǊƎƝŀ 

durante aquellos periodos en que el sistema se encuentra expuesto a escasez.  

De este modo, cuando se cuenta con un modelo de mercado basado en precios de energía 

complementado con un pago por capacidad, el pago por capacidad remunera no el producto 

energía producida en el corto plazo, sino el producto Potencia Firme (energía que se garantiza 

con cierta confiabilidad se puede entregar durante los periodos críticos en escasez a largo plazo). 

                                                             
4 Hoy en día, sin embargo, debido al incremento en el uso de las tecnologías de generación no 
convencionales, las horas de mayor demanda no necesariamente se corresponden con las horas en las 
cuales se espera escasez. 
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Caja 1. Diseño de mercado 

Curva de oferta y demanda 

 

Evolución del precio de la energía 

 

 
Mercado de solo energía                                              Mercado con pago de capacidad (P) 

    Precio de la energía                                                                           Precio de la energía 

 
 
Las figuras muestran el caso de un sistema eléctrico en el cual existe una única tecnología de generación 
con costo marginal de producción c y con probabilidad de falla nula, y en el cual todos los usuarios 
eléctricos son iguales y tienen una disponibilidad a pagar por la energía igual a v por cada unidad de 
energía demandada. 
Si bien estos dos supuestos no son reales, permiten comprender de manera muy simple la diferencia 
entre los dos modelos de diseño de mercado.  
Así en un mercado sin pago por capacidad, cuando la oferta sea insuficiente para abastecer la demanda 
total de los usuarios, el precio se incrementa hasta su disponibilidad a pagar v, el resto del tiempo el 
precio será igual al costo marginal de producción c, el excedente v-c remunera entonces el costo de 
inversión en generación eléctrica, y se presenta cuando falta capacidad.  
En contraste, en un mercado con pago por capacidad de largo plazo, al remunerar permanentemente 
la inversión en generación con el precio de capacidad p, no es necesario que el precio del mercado se 
incremente hasta v, sino que idealmente permanecerá en el valor de c debido a que se contará 
permanentemente con suficiente capacidad instalada para abastecer la demanda a largo plazo. 
En la realidad, aun con un pago por capacidad, existirán momentos en los cuales el precio del mercado 
se incrementará por encima de c, debido a que las unidades de generación siempre pueden fallar y no 
se pueda contar con suficiente generación disponible para atender la demanda eléctrica; no obstante, 
estos momentos debieran ser considerablemente menos frecuentes que sin un pago por capacidad. De 
otro lado, en dichos momentos es de esperar que el precio de energía del mercado se vea limitado por 
un valor techo considerando que no sería necesario permitir precios de energía muy elevados para 
recuperar los costos de inversión en generación.       

 
*Fuente: Elaboración propia. 

El diseño del mercado eléctrico peruano es el de un mercado de energía complementado con 

un pago por capacidad y en consecuencia implica la remuneración de dos productos claramente 

diferenciados: el producto de corto plazo energía generada y el producto de largo plazo Potencia 

Firme (energía garantizada en los periodos críticos en situación de escasez).  

Los dos productos antes mencionados se reconocen como los remunerados en el Mercado de 

Corto Plazo del SEIN, mediante las denominadas transferencias de potencia y energía, según 

indica la Ley 28832: 

¶ άArtículo 1. Definición 16. Mercado de Corto Plazo. - Mercado en el cual se 

realizan las Transferencias de potencia y energía, determinadas por el COES.έ 
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¶ άArtículo 11.2 La compra y venta de energía en el Mercado de Corto Plazo se 

efectúa en función a los Costos Marginales de Corto Plazo nodales.έ 

 

¶ άArtículo 11.3 Los retiros de potencia que se efectúen en el Mercado de Corto 

Plazo, que coincidan con la máxima demanda del periodo mensual, estarán 

sujetos al pago por Capacidad, de acuerdo con lo establecido en el 

Reglamento.έ 

Al respecto, el RLCE y el RMME desarrollan lo siguiente: 

1.1.2.1 Transferencias de Energía 

Las transferencias de energía son las diferencias resultantes de valorizar los Retiros y las 

Entregas de un comercializador (Generador o Distribuidor) o un Gran Usuario5 que actúa en el 

MCP. En ese sentido, se refieren a la energía tanto consumida como generada en tiempo real, y 

consecuentemente se valorizan mediante los costos marginales de corto plazo derivados de la 

operación en tiempo real que coordina el COES. 

RLCE 

¶ άArtículo 106. - Los Costos Marginales de Corto Plazo de energía que requieran 

ser proyectados se calculará con los mismos modelos matemáticos e 

información utilizados en la planificación y en la programación de la operación, 

y serán comunicados junto con ésta a los integrantes del COES. 

Los costos marginales que se consideren para valorizar transferencias entre 

integrantes del COES, corresponden a los que resulten del programa de 

operación diario ajustado con la información real de la demanda, 

disponibilidad de las unidades de generación, transmisión e hidrología. 

En toda situación que se produzca racionamiento, el Costo Marginal de Corto 

Plazo de energía se calculará sin considerar la demanda racionada.έ 

RMME 

¶ άArtículo 5.3 La valorización de transferencias de energía activa se realizará 

conforme a sus Procedimientos y considerando lo siguiente: 

a) Las Entregas y/o Retiros se valorizarán a los Costos Marginales de Corto 

Plazo por cada Intervalo de Mercado. 

όΧύέ 

El RMME en su artículo 1° define una Entrega como la energía activa (vendida) asociada a la 

producción de una Central de Generación, en tanto un Retiro como la energía activa (comprada) 

asociada a: i) el consumo del cliente de un Generador, ii) a un Distribuidor para atender a sus 

Usuarios Libres, siempre que dicha energía no esté cubierta con contratos de suministro 

suscritos con Generadores, o iii) un Gran Usuario, siempre que dicha energía no esté cubierta 

con contratos de suministro con Generadores o Distribuidores.  

                                                             
5 Gran Usuario según la Ley 28832 es aquel Usuario Libre con una potencia contratada igual o superior a 
10MW, o agrupaciones de Usuarios Libres cuya potencia contratada total sume por lo menos 10MW.  
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1.1.2.2 Transferencias de Potencia 

El valor económico de la transferencia de potencia es igual al Ingreso por Potencia, el cual está 

constituido por la suma de los ingresos garantizados por potencia firme y los ingresos adicionales 

por potencia generada en el sistema, menos los egresos por compra de potencia al sistema; este 

valor se constituye en el saldo neto mensual acreedor o deudor de cada integrante del COES. 

Este mecanismo de transferencia de potencia lo regula la RLCE en su artículo 109°: 

¶ Los ingresos garantizados por potencia firme, según señala el artículo 112° del RLCE, son 

proporcionales a la potencia firme determinada conforme al artículo 110° del RLCE de 

acuerdo con la Definición 12 de la LCE6. Cabe aclarar que la Potencia Firme se obtiene a 

partir de la energía que se puede garantizar durante las horas de escasez (horas de 

punta) en situación de hidrología seca (P95)7, salvo en el caso de la cogeneración y la 

generación con fuentes eólica, solar y mareomotriz8. Las horas de punta las establece el 

MINEM cada cuatro años.  

¶ Complementariamente los ingresos adicionales por potencia generada, según regula el 

artículo 113° del RLCE, remuneran la energía producida en tiempo real considerando un 

άŀŘƛŎƛƻƴŀƭ ŀƭ ǇǊŜŎƛƻ ŘŜ ŜƴŜǊƎƝŀέ ǉǳŜ Ŝǎ ǇǊƻǇƻǊŎƛƻƴŀƭ ŀƭ ǊƛŜǎƎƻ ŘŜ ƴƻ ŀǘŜƴŘŜǊ ƭŀ ŘŜƳŀƴŘŀ 

en cada hora del día. Actualmente esta componente es igual a cero, conforme estableció 

el Decreto Supremo N° 057-2009-EM.       

Las transferencias de potencia, en consecuencia, si bien debieran tener por objeto remunerar la 

Potencia Firme de los generadores eléctricos que totalicen la máxima demanda mensual 

incrementada en la reserva que define el MINEM, de modo que se promueva la inversión, en la 

práctica al haber introducido los ingresos adicionales por potencia generada, este objetivo no 

se logra de manera eficiente, pues parte de lo recaudado por potencia se utiliza para pagar la 

energía generada.  

Los recursos para remunerar los ingresos garantizados por potencia firme y los ingresos 

adicionales por potencia generada en el sistema, provienen de valorizar al precio de potencia 

regulado por Osinergmin los retiros de potencia que efectúan los comercializadores 

(Generadores y Distribuidores) y Grandes Usuarios en el MCP en el momento de la máxima 

demanda mensual del SEIN. 

Ley 28832 

¶ ά!rtículo 1. Numeral 3. Capacidad. - Se considerará como sinónimo de 

potencia.έ  

 

                                                             
6 Definición 12 (LCE). POTENCIA FIRME: Es la potencia que puede suministrar cada unidad generadora con 
alta seguridad de acuerdo a lo que defina el Reglamento. En el caso de las centrales hidroeléctricas, la 
potencia firme se determinará con una probabilidad de excedencia de noventa y cinco por ciento (95%). 
En el caso de las centrales termoeléctricas, la potencia firme debe considerar los factores de 
indisponibilidad programada y fortuita. 
7 Si bien las definiciones de la LCE no señalan la hidrología P95 para el caso de los centrales 
termoeléctricos, debe entenderse ello en el sentido que la hidrología resulta irrelevante para efectos de 
la capacidad de producción termoeléctrica, pues la fuente primaria de energía en este caso es el 
combustible utilizado y no el agua afluente en el sistema, por lo cual su potencia firma solo depende de 
sus indisponibilidades programadas y fortuitas. 
8 [ŀ ƛƴŎƻƴǾŜƴƛŜƴŎƛŀ ŘŜ Ŝǎǘŀǎ ŜȄŎŜǇŎƛƻƴŜǎ ǎŜ ŜƴŎǳŜƴǘǊŀ ŀƴŀƭƛȊŀŘŀ Ŏƻƴ ŘŜǘŀƭƭŜ Ŝƴ Ŝƭ 9ǎǘǳŘƛƻ ά{ŜǊǾƛŎƛƻ ǇŀǊŀ 
ƭŀ wŜǾƛǎƛƽƴ ŘŜƭ /łƭŎǳƭƻ ŘŜ ƭŀ tƻǘŜƴŎƛŀ CƛǊƳŜ ŘŜ ƭŀǎ /ŜƴǘǊŀƭŜǎ w9w bƻ /ƻƴǾŜƴŎƛƻƴŀƭŜǎέ ŘŜƭ ŀƷƻ нлмтΣ 
elaborado para Osinergmin con motivo de la ADS-0069-2017-OSINERGMIN.  



 
 

Servicio para el desarrollo de propuesta de reglamento y procedimiento para la reforma del sector 
eléctrico en la generación eléctrica ς Segundo Informe 

15 

 

¶ ά!rtículo 11.3. Los retiros de potencia que se efectúen en el Mercado de Corto 

Plazo, que coincidan con la máxima demanda del periodo mensual, estarán 

sujetos al pago por Capacidad, de acuerdo con lo establecido en el 

Reglamento.έ 

RMME 

¶ ά!rtículo 5.4 a). El pago por Capacidad se efectúa con el Precio de la Potencia 

de Punta en Barra fijado conforme al artículo 47 de la LCE como parte de los 

Precios en Barra, sin incluir peajes.έ 

El artículo 111° del RLCE detalla el mecanismo de recaudación de las compras de potencia (firme) 

atribuibles a los generadores, indicándose que lo recaudado se distribuye aplicando los factores 

por Incentivo al Despacho y por Incentivo a la Contratación que apruebe el MINEM. Es de notar 

que, si estos factores fueran diferentes de cero, solo una fracción de lo recaudado por compras 

de potencia se utilizaría para remunerar la Potencia Firme de los generadores, lo cual con mucha 

certeza resultaría insuficiente para promover nueva capacidad. 

En conclusión, en las condiciones regulatorias vigentes (con los factores por Incentivo al 

Despacho y por Incentivo a la Contratación), el precio que remunera la potencia firme es 

aproximadamente igual al precio regulado anualmente por Osinergmin de acuerdo con el 

Artículo 47° de la LCE (sin considerar el factor por margen de reserva firme), el cual cumple la 

función del precio de corto plazo de la Potencia Firme en el SEIN9.  

1.1.2.3 Contratos de Suministro 

Los contratos de suministro tienen por finalidad servir como un instrumento de cobertura contra 

la volatilidad presente en los precios del mercado mayorista de electricidad. Así, en un mercado 

eléctrico en el cual, por defecto, tanto los productores como los consumidores de electricidad 

se hallan directamente expuestos a los precios del mercado mayorista, existe incertidumbre en 

cuanto al flujo de efectivo que estos precios pueden suponer. Por esta razón los productores 

tienen el incentivo de establecer contratos que estabilicen sus ingresos; en tanto los 

consumidores tienen el incentivo de estabilizar sus pagos.  

De este modo, la obligación principal del comprador es pagar la tarifa acordada, en tanto la del 

vendedor es entregar el producto de acuerdo con las condiciones pactadas.  

En este contexto es relevante precisar qué producto es objeto del contrato, pues como se ha 

explicado previamente dependiendo del diseño del mercado se puede comercializar en él solo 

el producto energía o, comercializar, además, el producto potencia firme. El primero implica el 

suministro, por parte del productor, de la energía demandada por el cliente en tiempo real, en 

tanto el segundo implica una garantía del productor de poder generar una cantidad de energía 

determinada durante los periodos críticos en situación de escasez. 

Al respecto, la regulación eléctrica peruana en relación con los contratos señala lo siguiente: 

Ley 28832 

¶ ά!rtículo 3.- De los contratos 

                                                             
9 De acuerdo con el Artículo 47° de la LCE, anualmente Osinergmin determina el Precio Básico de la 
Potencia de Punta. En ese sentido, este precio puede variar conforme los costos a partir de los cuales de 
determina se modifiquen en el tiempo. 
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3.1 Ningún generador podrá contratar con Usuarios Libres y Distribuidores más 

potencia y energía firme que las propias y las que tenga contratadas con 

terceros. 

3.2 Las ventas de electricidad de Generador a Distribuidor, destinadas al 

Servicio Público de Electricidad, se efectúan mediante: 

a) Contratos sin Licitación, cuyos precios no podrán ser superiores a los Precios 

en Barra a que se refiere el artículo 47 de la Ley de Concesiones Eléctricas; 

b) Contratos resultantes de Licitaciones.έ 

LCE 

¶ ά!ǊǘƝŎǳƭƻ опΦ- Los Distribuidores están obligados a: 

όΧύ  

b) Garantizar la demanda para sus usuarios regulados por los siguientes 

veinticuatro (24) meses como mínimo; 

όΧύΦέ 

RMME 

¶ ά!rtículo 2.3 Los Participantes que están autorizados a comprar en el MCP son: 

a) Generadores, para atender sus contratos de suministro, para lo cual deberán 

ser titulares de Unidades de Generación que estén en Operación Comercial. 

b) Distribuidores para atender demanda de sus Usuarios Libres, hasta por un 

10% de la máxima demanda registrada por el total de sus Usuarios Libres en 

los últimos doce (12) meses. 

c) Grandes Usuarios, para atender su demanda hasta por un 10% de su máxima 

demanda registrada en los últimos doce (12) meses. 

El porcentaje antes mencionado podrá ser modificado por Decreto Supremo.έ 

RLCE 

¶ άArtículo 101.- Ningún integrante del COES podrá contratar con sus usuarios, 

más potencia y energía firme que las propias y, las que tenga contratada con 

terceros, pertenezcan o no al COES.έ 

 

¶ άArtículo 102.- Cada integrante del COES deberá estar en condiciones de 

satisfacer en cada año calendario la demanda de energía que tenga contratada 

con sus usuarios, con energía firme propia y, la que tuviera contratada con 

terceros, pertenezcan o no al COES. 

La demanda anual de cada integrante del COES está determinada por la suma 

de la energía comprometida con sus propios usuarios y con otros integrantes 

del COES. Esta demanda considerará el porcentaje de pérdidas de transmisión 

que establezca el Estatuto. 
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En los consumos que fueran abastecidos simultáneamente por dos o más 

generadores, el COES deberá verificar que la energía total abastecida sea 

efectuada manteniendo mensualmente la misma proporción para cada uno de 

los suministradores. Quien tuviera un contrato diferente, deberá adecuarlo a 

lo prescrito en el presente artículo. 

Cada integrante deberá informar al COES, su demanda comprometida para el 

siguiente año calendario, antes del 31 de octubre de año anterior, 

acompañando la documentación que señale el Estatuto.έ 

¶ άArtículo 104.- Para cada generador, el COES verificará que la suma de su 

energía firme y la contratada a terceros, cubra como mínimo la demanda de 

energía anual que tenga contratada con sus usuarios. 

Esta verificación se efectuará antes del 30 de noviembre de cada año, y se 

comunicará a todos los integrantes. Aquellos que no cumplan la condición 

señalada, deberán corregir esta situación antes del 31 de diciembre.έ 

¶ Artículo 111.- La Potencia Consumida por los clientes de cada generador, en la 

hora de Máxima Demanda Mensual, es una compra de potencia al sistema que 

constituye un Egreso por Compra de Potencia atribuible al generador. 

a) Para determinar el Egreso por Compra de Potencia de cada generador se 

seguirá el siguiente procedimiento: 

όΧύ 

V) Los generadores que abastecen a un cliente en forma simultánea, asumirán 

el costo por la compra de potencia para su cliente en proporción a su 

compromiso de potencia; 

όΧύέΦ 

Cabe precisar que el artículo 3.1 de la Ley 28832 establece que ningún generador podrá 

contratar con Usuarios Libres y Distribuidores más potencia y energía firme que las propias y las 

que tenga contratadas con terceros.  

Empleando la teoría de los elementos de la disposición jurídica, tenemos que, en principio, la 

disposición bajo comentario tiene como sujeto jurídico a los Generadores y no a los 

Distribuidores. Adicionalmente, el objeto jurídico de la misma, está enfocado a prohibir que los 

Generadores comprometan capacidad o producción con la que no cuentan. Por otra parte, con 

relación al valor o fin jurídico perseguido del artículo 3.1 de la Ley 28832, tenemos que se busca 

evitar que los precios del mercado mayorista sean distorsionados por Contratos de Suministro, 

cuya potencia y/o energía no es respaldada por la capacidad real de las unidades de generación 

que operan en el SEIN. Es decir, lo que promueve la ley es que se asegure la cobertura de la 

demanda eléctrica mediante dos productos diferenciados: (i) la energía respaldada por energía  

firme, vinculado a que se dote de cierta confiabilidad a la cobertura de la demanda de energía 

en todo momento; y (ii) la potencia firme, vinculada a garantizar que la potencia disponible 

puede producir una cierta cantidad de energía en un periodo de tiempo determinado (las horas 

punta).  

Como puede apreciarse, la restricción prevista en el artículo 3.1 de la Ley 28832, se encuentra 

relacionada a los límites comerciales que los productores de electricidad deben considerar al 
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momento de suscribir los contratos sin licitación, contratos licitados al amparo de la Ley 28832 

y contratos entre generadores, y no a los productos que los distribuidores contraten a través de 

los procesos de Licitación creados por la Ley 28832. Más aún, por cuanto, el modelo adoptado 

para los contratos de suministro por la LCE no es de obligaciones físicas, sino de obligaciones 

financieras que se satisfacen no solo con la producción propia del generador contratante, sino 

con la producción de otros generadores. 

Dado que la actividad de generación eléctrica no constituye una actividad regulada por ser una 

actividad competitiva, la aplicación de la obligación prevista en el artículo 3.1 de la Ley 28832 

debe ser restrictiva, y por ello no consideramos que, de sus alcances, se desprenda la obligación 

de los Generadores de suscribir contratos de potencia y energía asociada en todos los casos. 

Debe recordarse la necesidad de situar la actividad de generación eléctrica en el ámbito de libre 

iniciativa privada, dado que, no hay competencia sin libre iniciativa privada (por muy intensa 

que pueda ser la regulación pública a la que esté sometida la prestación de dichos servicios). 

En tal sentido, serán las señales que envíe el mercado, las que deben permitir a los Generadores, 

en virtud de su derecho a la libre iniciativa privada, libertad de empresa y de contratación, elegir 

los clientes con los cuales suscribirán contratos de suministro de sólo energía, de solo potencia 

firme o de potencia firme y energía. 

Por otro lado, de cara a la demanda, tampoco la Ley 28832 ha prohibido la suscripción de 

Contratos con Licitación de potencia y/o energía, por el contrario, ha previsto en el numeral 8 

de su artículo 1°, que la Demanda constituye la demanda (valga la redundancia) de potencia y/o 

energía eléctrica.  

Con relación a lo expuesto, de la citada normativa se concluye lo siguiente: 

i) Sobre los Generadores, la limitación de no vender en contratos más producto del 

que disponen a largo plazo. Así, no pueden vender más potencia firme que la que 

dispongan, ni vender más energía anualmente que la energía firme anual que 

dispongan.   

ii) Sobre los Distribuidores, la obligación de tener contratados por la totalidad de sus 

requerimientos de demanda de potencia firme y de demanda de energía anual para 

el suministro de sus Usuarios Regulados, y tener contratado al menos la parte de 

sus demandas de energía y de potencia firme que no pueden adquirir en el MCP. 

iii) Sobre los Grandes Usuarios, la obligación de contratar al menos la parte de sus 

demandas de energía y de potencia firme que no pueden adquirir en el MCP.  

iv) Sobre los Usuarios Libres que no son Grandes Usuarios, la obligación de tener 

contratados la totalidad de sus requerimientos (demandas) de potencia firme y de 

energía anual.   

Sin embargo, la normativa no es explícita en cuanto a la obligación de parte de los Distribuidores 

o de los Usuarios Libres de adquirir la energía que demandan y la potencia firme que demandan 

de manera atada, de modo que ambos productos deban ser adquiridos de un mismo 

suministrador y mediante un mismo documento contractual. 

Es decir, no constituye un mandato regulatorio para los Distribuidores o Usuarios Libres 

celebrar, con los productores, contratos de suministro de potencia firme y de suministro de 

energía bajo esta fórmula atada. No obstante, la práctica observada en el sistema eléctrico 

peruano muestra que se ha adoptado como uso la contratación de potencia firme asociada a 

energía y mediante la celebración de un solo negocio contractual aun cuando no se obliga a que 
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esto sea así, sino que se considera aparentemente que la potencia firme contratada es el 

parámetro que a la vez sirve para establecer el límite de la obligación de venta de energía en 

cada intervalo de medición. Se mezclan los productos potencia firme y energía, aun cuando ellos 

son productos distintos. 

Así por ejemplo, esta forma de contratación se encuentra establecida por Osinergmin para 

efectos de los contratos que suscriban los Distribuidores para el suministro de sus usuarios 

ǊŜƎǳƭŀŘƻǎΣ ŎƻƴŦƻǊƳŜ ǎŜ ŀǇǊŜŎƛŀ Ŝƴ Ŝƭ ŎƻƴǘŜƴƛŘƻ ŘŜ ƭŀǎ ƴƻǊƳŀǎ άtǊƻŎŜŘƛƳƛŜƴǘƻǎ ǇŀǊŀ [ƛŎƛǘŀŎƛƻƴŜǎ 

de Largo Plazo de Suministroǎ Ŝƴ Ŝƭ aŀǊŎƻ ŘŜ ƭŀ [Ŝȅ bϲ нууонέΣ άtǊƻŎŜŘƛƳƛŜƴǘƻ ǇŀǊŀ [ƛŎƛǘŀŎƛƻƴŜǎ 

ŘŜ {ǳƳƛƴƛǎǘǊƻ ǇŀǊŀ {ƛǎǘŜƳŀǎ !ƛǎƭŀŘƻǎ Ŝƴ Ŝƭ aŀǊŎƻ ŘŜ ƭŀ [Ŝȅ bϲ нууонέΣ άtǊƻŎŜŘƛƳƛŜƴǘƻǎ ǇŀǊŀ 

[ƛŎƛǘŀŎƛƻƴŜǎ ŘŜ /ƻǊǘƻ tƭŀȊƻ ŘŜ {ǳƳƛƴƛǎǘǊƻǎ Ŝƴ Ŝƭ aŀǊŎƻ ŘŜ ƭŀ [Ŝȅ bϲ нууонέ ȅ ά/ondiciones de 

Aplicación de las tarifas en BarraέΤ Ŝǎǘŀ ǵƭǘƛƳŀ Ŝƴ ǇŀǊǘƛŎǳƭŀǊ ǎŜƷŀƭŀ ŎƭŀǊŀƳŜƴǘŜ Ŝǎǘŀ ǾƛƴŎǳƭŀŎƛƽƴ 

en su numeral 8.3: 

άуΦо 59a!b5!{ !.!{¢9/L5!{ {La¦[¢#b9!a9b¢9 

Si el cliente hubiese acordado con uno o varios vendedores los sistemas de 

facturación por demanda máxima leída y/o por potencia contratada 

simultáneamente, la demanda máxima será asumida en primer lugar, por aquellos 

vendedores con potencia contratada y la diferencia por los vendedores con 

potencias conectadas, quienes la asumirán en forma proporcional a sus potencias 

conectadas. En caso que la demanda máxima mensual sea superior a la suma de las 

potencias contratadas y conectadas, la máxima demanda mensual será 

prorrateada entre todos ellos en función de las potencias contratadas y conectadas. 

όΧύέ 

Estas disposiciones del regulador contrastan con lo señalado en el Reglamento de Licitaciones 

de Suministro de Electricidad, aprobado por Decreto Supremo N° 052-2007-EM, el cual en su 

artículo 1° (Definiciones) señala que la demanda en una licitación puede ser por potencia, por 

energía o por ambas: 

άDemanda Contratada: Es la potencia y/o energía expresadas en MW y/o MW.h, 

respectivamente, que el Adjudicatario suministra al Distribuidor durante el Plazo 

Contractual, conforme a lo establecido en el respectivo Contrato de Suministro. 

Demanda Requerida: Es la potencia y/o energía expresadas en MW y/o MW.h, 

respectivamente, requeridas por el licitante conforme lo establezcan las Bases.έ 

1.1.2.4 Modelos para la provisión de firmeza de suministro 

La seguridad de suministro en el largo plazo, como se ha explicado, implica la garantía de 

disponer de energía con cierto grado de certeza con la finalidad de abastecer la demanda 

eléctrica en todo momento y lugar del sistema eléctrico, permanentemente.  

Dicha garantía bajo el modelo de mercado con pago por capacidad de largo plazo, implica una 

retribución a las unidades de generación que motive su construcción y puesta en servicio de 

manera oportuna. En ese sentido, en principio la implementación del pago de capacidad puede 

diseñarse bajo dos formas básicas: mediante una provisión centralizada o mediante una 

provisión descentralizada. 

En el primer caso, se encarga a una entidad independiente determinar las necesidades de nueva 

capacidad firme futura que requiere el sistema y, mediante un proceso de subasta, efectuar la 
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contratación respectiva asegurando por un plazo determinado la remuneración por potencia al 

conjunto de centrales adjudicadas y que se construyan como consecuencia del requerimiento 

efectuado. El costo del contrato es luego repasado a los usuarios finales mediante algún 

mecanismo de asignación que debe responder a los requerimientos de potencia que cada uno 

genera al sistema. 

En el segundo caso, se delega a los usuarios finales la obligación de contratar el 100% de sus 

requerimientos de capacidad firme, de modo que se espera que se suscriban contratos de 

suministro de potencia firme individualmente por cada consumidor, y como consecuencia del 

cumplimiento de estas obligaciones individuales, el sistema eléctrico cuente permanentemente 

con suficiente capacidad. El interés de los generadores por contratar potencia firme es el mismo 

que por suscribir contratos de energía, es decir, sustituir el ingreso variable que produce el 

precio de potencia de corto plazo por un precio estable de largo plazo10.  

La legislación contenida en la LCE y la Ley 28832 se orienta al segundo modelo, pues tal como se 

ha explicado en el apartado precedente, existe la obligación de los Usuarios Libres y 

Distribuidores de contratar una parte de sus requerimientos de energía y de potencia firme de 

manera permanente. Ello, sin perjuicio que se acepta que una parte de la demanda futura de 

los Distribuidores y Grandes Usuarios no contaría con respaldo de capacidad firme y solo podría 

ser adquirida si estuviese disponible en el MCP en el momento en que se requiriese. Es de notar 

que la obligación de contratar no incluye, en el caso de la potencia firme en Perú, el margen de 

reserva que el MINEM aprueba para que el sistema garantice un nivel de seguridad 

predeterminado. 

/ƻƳǇƭŜƳŜƴǘŀǊƛŀƳŜƴǘŜΣ ƭŀ [Ŝȅ нффтл όŀƷƻ нлмнύ ȅ ǎǳ άReglamento que Incentiva el Incremento 

de la Capacidad de Generación EléctricaέΣ ŀǇǊƻōŀŘƻ ǇƻǊ 5ŜŎǊŜǘƻ {ǳǇǊŜƳƻ N° 038-2013-EM, 

desarrollan un modelo centralizado que busca incentivar mediante subastas el incremento de la 

capacidad de generación eléctrica y su desconcentración geográfica. De este modo, el sistema 

eléctrico contaría con suficiente capacidad en el largo plazo, aun cuando toda la demanda 

eléctrica no tenga obligación de contratada el 100% de sus necesidades de potencia firme. 

El mencionado reglamento establece, entre otros, lo siguiente: 

¶ άArtículo 2- Definiciones 

όΧύ 

2.3 Cargo por Capacidad de Generación Eléctrica: Es el cargo unitario 

determinado por OSINERGMIN para asegurar que el Adjudicatario reciba la 

Remuneración Garantizada. Este cargo será incluido en el Peaje Unitario por 

Conexión del Sistema Principal de Transmisión.  

όΧύέΦ 

¶ άArtículo 3- Del incremento de Capacidad 

El Ministerio de Energía y Minas, aprobará cada dos años los requerimientos 

de Capacidad necesarios para afianzar la seguridad energética. Para este fin 

deberá contar con la propuesta del COES y la opinión de OSINERGMIN, quien 

                                                             
10 Esto supone que todos los generadores instalados en el sistema y que tengan potencia firme deben ser 
remunerados a través del precio de potencia de corto plazo, el cual debe reflejar las situaciones de escasez 
y abundancia de potencia firme existente en el corto plazo. 
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previamente aprobará los procedimientos y plazos para la formulación de la 

propuesta del COES. Los procedimientos deberán contemplar un mecanismo 

que permita la participación activa de los diversos agentes, incluyendo plazos 

para comentarios y sugerencias. El requerimiento que se aprobará mediante 

Resolución Ministerial deberá comprender, entre otros lo siguiente: 

- La Potencia Requerida a ser subastada. 

- Las zonas geográficas donde se requiere instalar la Potencia Requerida. 

- Plazos para la puesta en operación comercial. 

Si dentro del período indicado, se presenta una variación sustancial en la 

demanda u oferta de energía esperados, el Ministerio de Energía y Minas 

solicitará al COES una propuesta extraordinaria de requerimientos de 

capacidad en plazos menores. 

El COES deberá considerar como horizonte de estudio de la demanda de 

potencia y energía, para determinar los requerimientos de Capacidad, un 

período no menor a diez años. Dicha proyección tomará en cuenta la demanda 

tendencial del servicio público, así como los requerimientos de proyectos 

industriales y minerosΦέ 

¶ άArtículo 4- De los lineamientos para el Incremento de la Capacidad 

Una vez publicada la Resolución Ministerial referida en el Artículo anterior, las 

Subastas, serán efectuadas de acuerdo a los lineamientos de la Ley N° 29970, 

el presente Reglamento y demás normas aplicables. El Ministerio de Energía y 

Minas aprobará los lineamientos técnicos y regulatorios para el diseño de las 

Bases y los ContratosΦέ 

¶ άArtículo 8- Contratos de Capacidad 

Los Adjudicatarios de las Subastas suscribirán con el Ministerio de Energía y 

Minas los Contratos de Capacidad, hasta por un plazo máximo de 20 años de 

operación comercial, los cuales contemplarán como mínimo lo siguiente: 

- El Adjudicatario asume la obligación de poner a disposición la Potencia 

Adjudicada, en las condiciones que lo establezca el Contrato de Capacidad, 

salvo los períodos de mantenimiento programados y autorizados por el 

COES. 

- El Adjudicatario deberá contar con el suministro del combustible necesario 

para operar las unidades de generación eléctrica, y cumplir con poner a 

disposición la Potencia Adjudicada conforme a los requerimientos de las 

Bases. 

- La Potencia Adjudicada deberá ponerse a disposición mediante unidades 

nuevas ofrecidas en la Subasta de Capacidad de Generación Eléctrica, 

conforme a los requerimientos de las Bases. 

- Es obligación del Adjudicatario suministrar, cuando el COES se lo solicite, la 

energía hasta el límite correspondiente a la Potencia Adjudicada. Serán 

aplicables mecanismos de compensación y penalización cuando se excedan 

los límites de indisponibilidad fortuita y programada, los que serán 

revisados y aprobados por OSINERGMIN. El Contrato podrá establecer 
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mecanismos adicionales de penalización y compensación, para asegurar el 

compromiso de entregar la energía correspondiente a la Potencia 

Adjudicada.έ 

 

¶ ά!ǊǘƝŎǳƭƻ ф- Régimen Remunerativo de los Contratos de Capacidad 

La Remuneración Garantizada resultante de la Adjudicación en la Subasta será 

pagada a cada Adjudicatario mediante: 

a) Los ingresos por potencia, valorizados al Precio Básico de Potencia, a que se 

refiere el inciso f) del Artículo 47 de la Ley de Concesiones Eléctricas. según 

corresponde a cualquier generador que participa en el COES, para lo cual se 

considerará una potencia firme igual a la Potencia Adjudicada. 

b) Los ingresos provenientes del Cargo por Capacidad de Generación Eléctrica 

que serán incorporados dentro de la tarifa eléctrica.  

Para el caso de las centrales hidroeléctricas la determinación del Precio 

Máximo deberá considerar que dichos proyectos, al operar en base, tendrán 

ingresos por energía en el mercado de corto plazo adicionales a los 

considerados en los literales a) y b) que anteceden. La subasta deberá 

considerar incentivos para la suscripción de contratos de suministro de energía 

a clientes libres y/o distribuidoras, conteniendo mecanismos que promuevan la 

inversión y una energía asociada a la Potencia Adjudicada conforme lo definan 

las bases correspondientes. 

Durante la subasta, se convocará a los clientes iniciales (clientes libres y/o 

distribuidoras que deseen participar) para la suscripción de los 

correspondientes contratos de suministro de Energía, los mismos que serán 

considerados en el ǇǊƻŎŜǎƻ ŎƻƳƻ ǇŀǊǘŜ ŘŜ ƭŀ tƻǘŜƴŎƛŀ wŜǉǳŜǊƛŘŀΦέ  

Finalmente, adicionalmente a lo establecido en la Ley 29970, mediante artículo 1° del Decreto 

Supremo N° 001-2010-EM11 se reglamentó el artículo 6 del Decreto Legislativo N° 104112, y se 

                                                             
11 Artículo 1.- Remuneración de la Seguridad de Suministro provisto por Centrales de Reserva Fría Licitadas 
por PROINVERSIÓN 
1.1 Las centrales eléctricas que presten servicio de reserva fría, que se otorguen en concesión como 
resultado de procesos de licitación conducidos por PROINVERSION, se remuneran por medio de la 
compensación adicional por seguridad de suministro a que se refiere el Artículo 6 del Decreto Legislativo 
N° 1041. 
1.2 Los costos de inversión, operación y mantenimiento que resulten de las licitaciones referidas en el 
numeral anterior, deberán considerarse por OSINERGMIN como parte de la compensación adicional a que 
se refiere el Artículo 6 del Decreto Legislativo N° 1041. 
1.3 Los titulares de estas centrales podrán renunciar al régimen de remuneración previsto en los 
numerales 1.1 y 1.2 precedentes, y en su lugar prestar el servicio de suministro regular de energía eléctrica 
sometiéndose al régimen general establecido en la LCE y en la Ley 28832. Para ello, deberán renunciar al 
contrato suscrito al amparo del proceso de licitación conducido por PROINVERSIÓN y cumplir con los 
requerimientos técnicos que solicite el COES, de acuerdo con las normas complementarias que para este 
fin dicte el MINEM. 
12 Artículo 6.- Compensación adicional por seguridad de suministro 

OSINERGMIN regulará el pago de una compensación adicional para los generadores eléctricos que 
operen con gas natural y que tengan equipos o instalaciones que permitan la operación alternativa de 
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estableció un sistema similar al de la Ley 29970 pero orientado a las denominadas centrales de 

Reserva Fría, también con la finalidad de brindar seguridad de suministro. 

Como puede apreciarse, la legislación peruana delega inicialmente a los usuarios de electricidad 

la obligación de contratar parte de sus requerimientos de energía y de potencia firme, y 

posteriormente complementa la provisión de capacidad no comprometida vía contratos 

mediante un proceso centralizado de contratación de nueva capacidad, si se estima necesaria 

para que el sistema eléctrico garantice suficiencia a futuro13.  

1.1.3 Experiencia internacional  

El presente apartado limita su alcance a la forma como cada uno de los países revisados 

implementa sus mecanismos para garantizar suficiencia y como éstos se vinculan con los 

contratos de suministro. Ello atendiendo al requerimiento de los términos de referencia del 

presente estudio de evaluar la problemática del desarrollo de generación eléctrica basado en 

RER y su vínculo con los contratos de suministro.   

1.1.3.1 Chile 

El Reglamento de Transferencias de Potencia entre Empresas Generadoras establecidas en la 

Ley General de Servicios Eléctricos, Decreto 62, establece que cada generador eléctrico deberá 

estar en condiciones de satisfacer, en cada año, sus compromisos para la Demanda de Punta, 

considerando la Potencia de Suficiencia14 propia y la adquirida a otras empresas que posean 

medios de generación; la Demanda de Punta se define como la demanda promedio de los 52 

mayores valores horarios de la curva de carga anual de cada sistema o subsistema. Se establece 

un sistema de transferencias de Potencia de Suficiencia, en los cuales se considera como retiro 

de potencia el compromiso de potencia de un generador con un cliente final sometido o no a 

regulación de precios, el cual se determina a partir del promedio de potencia consumida por el 

cliente durante las horas que determinan la Demanda de Punta del sistema o subsistema. El 

total de lo recaudado por retiros de potencia se distribuye entre todos los generadores del 

sistema eléctrico en proporción a su Potencia de Suficiencia definitiva, la cual no es un valor 

constante, sino que se ajusta de acuerdo con el exceso o escasez de potencia existente en el 

sistema o subsistema.  

Complementariamente el Reglamento de la Ley General de Servicios Eléctricos, Decreto 327, 

señala que los generadores no deben vender anualmente en contratos más energía firme 

(energía en condiciones de baja afluencia hidrológica) que la propia o la adquirida de otros 

generadores mediante contratos. 

La legislación chilena no brinda acceso a los Distribuidores ni usuarios no sujetos a regulación 

de precios al mercado spot de electricidad, razón por la cual su demanda de energía y potencia 

de suficiencia debe estar contratada permanentemente al 100%. La comercialización de 

                                                             
su central con otro combustible. Dicha compensación se denominará compensación por seguridad de 
suministro. 
OSINERGMIN, al fijar la Tarifa en Barra, considerará como mínimo la recuperación de las inversiones en 
centrales térmicas de alto rendimiento. 

13 No obstante, ni los procedimientos, ni los lineamientos a que se refieren los artículos 3 y 4 previamente 
citados han sido aún aprobados lo que limita su aplicabilidad. 
14 Medida de aporte a la seguridad asimilable a la potencia firme. 
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electricidad está integrada con las actividades de generación y de distribución, no se prevé 

comercializadores puros. 

En consecuencia, el modelo de provisión de suficiencia en el caso chileno es del tipo 

descentralizado; no obstante, como se explica a continuación, se utiliza la demanda sujeta a 

regulación de precios atendida por los distribuidores como un elemento para facilitar la 

suscripción de contratos de suministro y así el desarrollo de proyectos de generación eléctrica a 

futuro, incluidos los de fuente RER.  

En mayo de 2005 se modificó la Ley General de Servicios Eléctricos (en adelante, LGSE)15 

mediante la Ley N° 20.018, ά[Ŝȅ /ƻǊǘŀ LLέΣ Ŏƻƴ Ŝƭ Ŧƛƴ ŘŜ disminuir la importancia del costo 

marginal de corto plazo como señal de mercado e incorporar una señal de mercado de más largo 

plazo en los precios al consumidor mediante mecanismos de licitaciones. A través de la Ley Corta 

II se permitió que las concesionarias de servicio público de distribución liciten sus 

requerimientos de energía, contratando abastecimiento eléctrico al precio resultante en la 

licitación  

A través de las modificaciones a la LGSE se establece mayores atribuciones a la CNE, en especial, 

la de conducir los procesos de licitación de suministro eléctrico para clientes regulados. 

La Comisión Nacional de Energía de Chile (CNE) en el 2005 emitió una normativa con la finalidad 

de regular los plazos, requisitos y condiciones a los cuales debían sujetarse los primeros procesos 

licitatorios, modelo de contrato. Asimismo, mediante Decreto 106 del Ministerio de Energía (año 

2015) se aprobó el Reglamento sobre Licitaciones de Suministro de Energía para satisfacer el 

consumo de los clientes regulados de las empresas concesionarias del servicio público de 

distribución de energía eléctrica. 

Las características de las licitaciones eléctricas chilenas son: 

V Las Licitaciones pueden ser de i) Largo Plazo con contratos de duración de hasta 20 años, 

ii) Corto Plazo con contratos cuya duración que estime conveniente la CNE, y iii) 

Excepcionales de Corto Plazo con contratos cuya duración no mayor a 3 años.  

V El regulador, la CNE, es responsable de diseñar, coordinar y dirigir las Licitaciones. Así, 

corresponde a la CNE determinar anualmente las licitaciones necesarias para abastecer 

los consumos de los clientes regulados. Las licitaciones no incorporan demanda de 

usuarios libres. 

V Las Distribuidoras tienen obligación de monitorear y proyectar su demanda futura 

permanentemente e informar semestralmente a la CNE las proyecciones de demanda y 

las necesidades de suministro a contratar. El incumplimiento de esta obligación por 

parte de las Distribuidoras da lugar a sanciones administrativas. 

V Las licitaciones se motivan mediante informe fundamentado de la CNE, que contiene las 

proyecciones de demanda de las Distribuidoras, y la relación de aquellas a quienes les 

corresponde licitar. Esta información es publicada por medio electrónico y sometido a 

un proceso de discusión pública. El informe final contempla una proyección de los 

                                                             
15 Decreto con Fuerza de Ley Nº 4/20018, fija Texto Refundido, Coordinado y Sistematizado del Decreto 

con Fuerza de Ley Nº 1, de Minería, de 1982, Ley General de Servicios Eléctricos, en materia de Energía 

Eléctrica. 
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procesos de licitaciones y sus requerimientos proyectados para los siguientes cuatro 

años. 

V Para las licitaciones de Largo Plazo y Corto Plazo, la CNE fija el valor máximo de las 

ofertas de energía, para cada bloque de suministro, el cual tiene carácter reservado 

hasta la apertura de las ofertas. Dicho valor debe ser fundado y definido en virtud del 

bloque de suministro de energía licitado, del periodo de suministro y en consideración 

a estimación de costos eficientes de abastecimiento. 

V Los productos licitados se establecen como bloques de energía con una obligación 

máxima expresada como potencia. Estos bloques se establecen actualmente 

considerando periodos trimestrales y horarios mediante los cuales se procura facilitar la 

venta de energía por parte de cada generador según su perfil de producción esperado. 

Los bloques de demanda que contengan el denominado periodo horario de punta 

comprenden además la obligación de pago por potencia. Es decir, en todos los bloques 

de demanda, salvo aquellos que involucren la hora de punta, solo se vende el producto 

energía; cuando involucrada la hora punta se contratan los productos energía y potencia 

conjuntamente.  

V No existe ningún tratamiento especial para el caso de los contratos de suministro de las 

centrales de generación renovable, lo que se espera es que éstas oferten solo por 

aquellos bloques de demanda en los cuales encuentren manejable el riesgo de tener 

que comprar energía del mercado para abastecer el contrato, y si disponen de potencia 

firme que oferten también en los bloques que incluyen horas de punta. 

1.1.3.2 México 

Con la reforma hecha en 2014 se separan legalmente las actividades de generación, transmisión 

y distribución, también se abren las puertas de la generación a la inversión privada sin obligación 

de venta al antiguo comprador único (la Comisión Federal de Energía - CFE), con lo cual la nueva 

generación que requerirá México en los próximos años será instalada en régimen de libre 

competencia, a través del nuevo Mercado Eléctrico Mayorista (MEM).  

Las nuevas centrales podrán participar en el sistema eléctrico a través de tres esquemas: 

¶ La venta en el mercado eléctrico mayorista (spot), administrado por el operador del sistema, 

CENACE. 

¶ La venta a través de contratos con suministradores (comercializadores) y/o usuarios 

calificados (contratos de cobertura eléctrica).  

¶ La venta vía contratos de largo plazo para el suministro de usuarios básicos a través de las 

subastas, las cuales son convocadas por el CENACE, así como subastas de capacidad y de 

certificados de energías limpias16 (CELs). 

Existen dos tipos de usuarios: usuarios de suministro básico (sujetos a regulación de precios) y 

los usuarios calificados (no sujetos a regulación de precios); estos últimos pueden adquirir 

energía directamente del MEM o de un generador mediante contratos de cobertura. La calidad 

de usuario calificado se adquiere inscribiéndose en el registro a cargo de la Comisión de 

Regulación de Energía (CRE).  

                                                             
16 Un CEL equivale a 1MWh producido por fuentes de energía limpia. 
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La Ley de la Industria Eléctrica (LIE) ǳǘƛƭƛȊŀ Ŝƭ ǘŞǊƳƛƴƻ άŎƻƳŜǊŎƛŀƭƛȊŀŎƛƽƴέ ǇŀǊŀ Ǌeferirse a varias 

actividades del mercado de la industria eléctrica. Estas incluyen la venta de electricidad, 

certificados de energías limpias y derechos financieros de transmisión, la celebración de 

contratos de compraventa de energía y de cobertura eléctrica, la adquisición de servicios de 

transmisión y distribución y la representación de generadores en el mercado eléctrico 

mayorista. 

La LIE establece que los productos que pueden transarse en el mercado son compraventa de 

energía eléctrica, Servicios Conexos, Potencia, Derechos Financieros de Transmisión, 

Certificados de Energías Limpias y los demás productos que se requieren para el funcionamiento 

del Sistema Eléctrico Nacional. 

Cualquier interesado en participar en la comercialización de energía debe registrarse en el 

CENACE. A los comercializadores autorizados para proporcionar servicios de suministro eléctrico 

a usuarios finales, así como para representar a los generadores en el mercado mayorista, se les 

ŘŜƴƻƳƛƴŀ άǎǳƳƛƴƛǎǘǊŀŘƻǊŜǎέΦ [ƻǎ ǎǳƳƛƴƛǎǘǊŀŘƻǊŜǎ Ǌequieren permiso de la Comisión Reguladora 

de Energía (CRE). La ley establece tres categorías de suministradores: suministradores de 

servicios básicos, suministradores de servicios calificados y suministradores de último recurso. 

Los suministradores celebran contratos para adquirir electricidad de los generadores o de la red 

eléctrica (en el MME) y la revenden a sus clientes en las regiones en donde los suministradores 

se encuentren autorizados para operar.  

A los suministradores de servicios básicos solo se les permite vender energía eléctrica a usuarios 

de suministro básico mediante la celebración de contratos de compraventa de energía. Solo la 

CFE, a través de subsidiarias de suministro básico, puede prestar estos servicios.  

Los suministradores de servicios calificados pueden vender electricidad a usuarios calificados y 

también pueden representar a los generadores exentos17 a fin de colocar su electricidad en el 

mercado mayorista. 

La LIE establece que los suministradores y usuarios calificados deben contratar sus 

requerimientos de potencia y energía anuales establecidos por la CRE. Asimismo, habilita a 

través de CENACE un mercado de capacidad de corto plazo basado en ofertas de venta que 

permite a los suministradores y usuarios adquirir la potencia no cubierta por sus contratos. El 

mercado de potencia considera tanto la potencia asegurada por las centrales eléctricas no 

contratada como Recursos de Demanda Controlable. 

La venta de potencia supone el cumplimiento de la denominada Capacidad Entregada, la cual se 

mide por periodos anuales, y corresponde al menor entre la Disponibilidad de Producción Física 

(potencia media disponible para unidades controlables y potencia media generada para 

unidades no controlables, durante las 100 horas de menor reserva del sistema o zona de 

potencia) y la Disponibilidad de Entrega Física (calculo teórico considerando la capacidad de 

transmisión eléctrica). 

Como puede observarse, el modelo mexicano busca asegurar la seguridad de suministro 

mediante mecanismos descentralizados, requiriendo a los suministradores y usuarios calificados 

contratar potencia y energía. No obstante, utiliza la demanda asociada a los suministradores de 

                                                             
17 Los generadores exentos son aquellos que tienen centrales de generación que tienen una potencia 

menor a 0.5 MW y por ello no requieren permiso para operar, sólo pueden autoabastecerse y no 
comercializar directamente su producción. 
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servicios básicos (de usuarios regulados) como medio para facilitar la suscripción de contratos 

de suministro y así el desarrollo de proyectos de generación eléctrica a futuro, incluidos los de 

fuente RER; para ello principalmente se utilizan las denominadas subastas de largo plazo. 

Las subastas de Largo plazo son por tres productos: energía eléctrica (limpia) acumulable, 

potencia y CELs. 

¶ La Potencia, corresponde al compromiso de poner a disposición del MME durante cada 

periodo anual la Capacidad Entregada comprometida. 

¶ La Energía Eléctrica Acumulable corresponde a la energía eléctrica acreditada como 

limpia18 entregada en el Mercado de Tiempo Real durante un año en el punto de 

interconexión de cada Central Eléctrica asociada a un Contrato celebrado como 

resultado de una Subasta. Deberá ser generada necesariamente en Centrales Eléctricas 

que tengan derecho a recibir CELs19 por la energía eléctrica que generen, y deberá 

entregarse como un porcentaje de la energía eléctrica generada en cada hora por la 

Central Eléctrica identificada en la Oferta de Venta. Para los Vendedores con fuentes 

limpias intermitentes, la entrega de Energía Eléctrica Acumulable puede realizarse en 

cualquier hora20. 

Por cada unidad de Energía Producida por Vendedores con fuentes limpias 

intermitentes habrá un pago o cargo de ajuste que refleje el valor temporal de la Energía 

Producida21, de tal manera que las diferencias de hora a hora se reflejen en pagos 

diferentes basados en el valor pronosticado de la energía en dichas horas. 

Las Ofertas de Venta asociadas a fuentes limpias firmes podrán ofrecer Energía Eléctrica 

Acumulable, sin embargo, sus ofertas de Energía Eléctrica Acumulable se considerarán 

como una cantidad constante en cada hora del año y no recibirán pagos de ajuste 

mensual. La Energía Eléctrica Acumulable proveniente de fuentes limpias firmes debe 

entregarse cada hora como la potencia media equivalente de la energía comprometida 

en cada año. 

¶ Los compromisos de CELs establecidos mediante las subastas consisten en el 

compromiso de transferir una cantidad determinada de CELs de manera anual en el 

Sistema de Registro22, Gestión y Retiro de Certificados de Energía Limpias de la CRE, por 

lo que se debe cumplir con los requisitos de dicho registro. En caso de que el Vendedor 

no cuente con los CELs que está obligado a transferir, asumirá la responsabilidad de 

entrega directamente ante la CRE.  

Las Subastas de Mediano plazo son por dos productos: energía por bloque de demanda 

horizontal (3 bloques) y por potencia.  

                                                             
18 Se debe ofertar el equivalente al menos al 80% de la energía total anual generada y reconocida como 
limpia. En caso de tener compromisos previos, la suma de dichos compromisos más la cantidad de 
producción ofertada deberá ser mayor o igual al 80% de la producción total anual estimada de la Central 
Eléctrica. 
19 Estas incluyen a las centrales renovables, nucleares, a gas natural, de cogeneración, hidroeléctricas, 
entre otras. 
20 No se toma en cuenta la energía entregada en horas con precios negativos. 
21 Estos pagos son adicionales al monto total establecido en el contrato y consiste en una tabla de energía 
con precios que varían horariamente. 
22 Se debe ofertar el equivalente al menos al 80% de los CELs anuales estimados acreditados. En caso de 
tener compromisos previos, la suma de dichos compromisos más la cantidad de producción ofertada 
deberá ser mayor o igual al 80% de CELs acreditados de la Central Eléctrica. 
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No existe obligación de presentar ofertas por todos los productos, y las ofertas pueden ser 

atadas o individualizadas por producto. Las ofertas en las subastas de largo plazo son por montos 

fijos anuales, pagaderas en su equivalente mensual al dividirlas entre 12, y se pagarán en 

proporción de la potencia puesta en operación comercial respecto de la potencia contratada.  

1.1.3.3 Brasil 

El marco normativo introducido por la Ley N° 10.848 de 2004, reglamenta la comercialización 

de electricidad para los consumidores regulados que los Distribuidores debe realizar mediante 

el ámbito de lo que la legislación denomina Ambiente de Contratación Regulado (ACR). 

Asimismo, se crea el Ambiente de Contratación Libre (ACL) para la comercialización de energía 

con los usuarios finales no sujetos a regulación de precios. Los acuerdos contractuales en el ACR 

y el ACL deben registrarse en la Cámara de Comercialización de Energía Eléctrica (CCEE). Se 

prohíbe el acceso al mercado spot a los Distribuidores y usuarios no regulados y se les obliga a 

tener contratadas al 100% sus necesidades de energía. Las centrales no pueden vender más que 

su Energía Asegurada. Los Distribuidores y usuarios no regulados están obligados a declarar sus 

proyecciones de demanda para los próximos cinco años. 

La Energía Asegurada es la producción anual de energía determinada considerando condiciones 

de baja afluencia hidrológica, es decir energía firme. No se utiliza el concepto de potencia firme 

como medida para garantizar suficiencia de generación hidroeléctrica, y en consecuencia no 

existe un pago por capacidad que complementa los ingresos por venta de energía. No obstante, 

existe en el caso de las centrales denominadas de reserva una especie de pago por capacidad 

debido a que se les asegura el pago de un monto fijo anual sujeto a cumplir con ciertos niveles 

de disponibilidad establecidos contractualmente pudiendo vender su energía solo en el mercado 

spot, no vía contratos con Distribuidores ni usuarios no regulados. El costo de esta reserva es 

pagado por todos los usuarios del sistema eléctrico conforme dispone la Resolución Normativa 

N° 337/08. 

En consecuencia, el modelo de provisión de suficiencia en el caso brasilero es una combinación 

de modelo descentralizado hasta el límite de la demanda de energía de los usuarios y 

centralizado para la provisión de la reserva operativa necesaria en el sistema eléctrico; no 

obstante, como se explica a continuación, se utiliza la demanda sujeta a regulación de precios 

atendida por los distribuidores como un elemento para facilitar la suscripción de contratos de 

suministro de energía y facilitar así el desarrollo de proyectos de generación eléctrica a futuro. 

En cuanto a la reserva, esta es como se ha indicado promovida utilizando por igual a la demanda 

regulada y no regulada.   

Las empresas de distribución se encuentran obligadas a tener disposición permanente23 de 

suministro de energía para satisfacer a sus clientes regulados y deberán suscribir Contratos de 

Suministro producto de las licitaciones que el regulador (ANEEL) coordina y conduce la CCEE. La 

atención de los crecimientos previstos de la demanda se realiza a través de energía proveniente 

de nuevas instalaciones de generación eléctrica, a través de Licitaciones de Energía Nueva, que 

                                                             
23 El total de la demanda regulada. Las distribuidoras deben estar contratadas al 100% todo el tiempo. La 

verificación del requisito de 100% de contratación es hecha ex-post a través de una media móvil de los 

últimos 12 meses del año calendario anterior. Se compara la cantidad de energía consumida a lo largo de 

los últimos 12 meses (MWh) con la cantidad de contratos a lo largo de ese mismo período. Si hubo más 

consumo que contratos, la distribuidora sufre una penalización. Si hay más contratos que consumo, se 

puede llevar a la tarifa hasta 3% de sobrecontratación. 
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promueva la expansión del parque generador. Las licitaciones por energía nueva son por plazos 

contractuales de entre 15 y 30 años.  

El agente vendedor en una licitación de energía nueva es un proyecto y no una empresa con un 

portafolio de activos (una empresa puede participar con más de un proyecto, pero cada uno 

hace ofertas en separado). 

A continuación, algunas características que de las licitaciones para distribuidoras en Brasil: 

El planificador EPE (Empresa de Pesquisa Energética) determina la energía firme que cada 

agente puede ofrecer como máximo. 

El tipo de licitación y la modalidad contractual es decidida por el Ministerio de Minas y Energía 

(MME), pudiendo establecer diferentes reglas en cada proceso de licitación. También 

establece los plazos contractuales24. 

Las modalidades contractuales de compra de energía son: 

i. Contratos por cantidad (compra ŘŜ ŜƴŜǊƎƝŀύΥ ǎƻƴ ŎƻƴǘǊŀǘƻǎ ŘŜ ŜƴŜǊƎƝŀ ǘƛǇƻ άtake or 

payέΣ ŘƻƴŘŜ Ŝƭ ŎƻƳǇǊŀŘƻǊ ǇŀƎŀ ǳƴ ǾŀƭƻǊ unitario fijo por la energía contratada. En este 

tipo de contrato todos los costos variables de generación y los ganancias o pérdidas 

financieras (riesgos hidrológicos) referentes a la operación energética integrada son 

asignados a los agentes generadores: el generador es responsable de suministrar una 

determinada cantidad de energía en cambio de un pago fijo, y si no produce esa 

cantidad debe comprarla en el mercado de corto plazo. 

El precio de lo contrato debe remunerar todos los costos de inversión, costos fijos y 

costos variables (combustible, O&M, compra de energía en lo mercado spot). Este 

modelo se aplica por lo general a las centrales hidroeléctricas. 

ii. Contratos por disponibilidad25 (opción de compra de energía): son contratos en que el 

consumidor paga una cantidad fija mensual y reembolsa a la planta por sus costes 

operacionales variables cuando despachada o el consumidor carga con los costos de la 

energía en el mercado mayorista, en caso contrario. En este caso, el pago fijo debe 

remunerar solamente la inversión y los costos fijos. En otras palabras, el contrato es 

ŀƴłƭƻƎƻ ŀ ǳƴŀ ƻǇŎƛƽƴ ŘŜ ŎƻƳǇǊŀ ŘŜ ŜƴŜǊƎƝŀΥ ƭŀ ŘƛǎǘǊƛōǳƛŘƻǊŀ άŎƻƳǇǊŀ ŜƴŜǊƎƝŀ Ŝƴ Ŝƭ 

ƳŜǊŎŀŘƻ ǎǇƻǘέΣ ƭƛƳƛǘŀƴŘƻ ŀƭ ǇǊŜŎƛƻ ŘŜ ŎƻƳǇǊŀ ǇƻǊ ǳƴ ǘŜŎƘƻΣ ǉǳŜ Ŝǎ el costo variable de 

operación del generador. Cuando la opción se ejerce (precio spot superior al costo 

variable), la distribuidora resarce el costo variable al agente generador. Con eso, los 

                                                             
24 Por ejemplo, en el 2018 estableció: 

Å 30 años para hidroeléctricas 

Å 25 años para turbo vapor, biomasa y carbón. 

Å 25 años para gas natural (con una exigencia de 15 años de combustible). 

Å 20 años para la eólica 

25 Hasta la fecha los contratos de energía nueva producida por plantas termoeléctricas son contratos por 
disponibilidad (opciones). En esos contratos, los precios tienen dos componentes: una componente fija, 
expresada en R$/ano, que se paga todo año con periodicidad mensual, y una componente variable de 
energía, expresada en R$/MWh, que remunera la energía efectivamente producida por la planta cuando 
la parte flexible de esta es solicitada a generar por el operador del sistema. Cada una de estas 
componentes del precio tiene, a su vez, dos subcomponentes: a subcomponente del combustible y a 
subcomponente de los demás costos 
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riesgos hidrológicos son asignados a las distribuidoras, que los pueden transferir a la 

tarifa del consumidor final. 

El valor del costo variable ofrecido debe ser el mismo que se utilice en el despacho, 

incluyéndose además ciertas obligaciones de desempeño para asegurar la 

disponibilidad de la unidad contratada.  

1.1.3.4 Panamá 

En el año 1995, mediante la Ley 626, se introdujo la participación del sector privado en el 

subsector generación eléctrica, pero de manera parcial. Con la Ley 26 de 1996 se creó el Ente 

Regulador de los Servicios Públicos de Agua, Electricidad y Telecomunicaciones (ERSP, hoy 

ASEP)27, y con la Ley 6 de 199728, se dictó el Marco Regulatorio e Institucional para la Prestación 

del Servicio Público de Electricidad, a través de la cual se logró la reestructuración del sector 

eléctrico. 

Lo generadores están obligados a ofrecer su potencia firme y energía en los procesos de 

licitación para el suministro de potencia y/o energía que conduzca ETESA como condición para 

participar del mercado spot. Los Grandes Clientes (usuarios no regulados) pueden optar por 

participar del mercado spot.  

Al mercado de contratos corresponden las compras o ventas de energía y/o potencia, entre 

generadores, distribuidores y grandes clientes. De acuerdo con el diseño del modelo de mercado 

panameño, las distribuidoras deben contratar la cobertura del 100% de la demanda de energía 

de sus clientes regulados y el 100% de la demanda de potencia de sus clientes regulados y 

Grandes Clientes en su concesión, en tanto los Grandes Clientes conectados a directamente a la 

red de transmisión deben contratar el 100% de su demanda de potencia pudiendo adquirir en 

el mercado de potencia de corto plazo la potencia faltante.  

Las Reglas Comerciales para el Mercado Mayorista de electricidad establecen que los 

generadores no pueden vender más potencia que la potencia firme propia o la adquirida de 

terceros. La Potencia Firme es la potencia que una central puede garantizar a entregar durante 

el período de máximo requerimiento previsto para el sistema con una determinada probabilidad 

de excedencia, dado el régimen hidrológico (períodos secos) o de vientos de la central.  

Las Reglas Comerciales para el Mercado Mayorista de electricidad establecen que los 

generadores no pueden vender más potencia que la potencia firme propia o la adquirida de 

terceros. La Potencia Firme es la potencia que una central puede garantizar a entregar durante 

el período de máximo requerimiento previsto para el sistema con una determinada probabilidad 

de excedencia, dado el régimen hidrológico (períodos secos) o de vientos de la central. El 

                                                             
26  Ley 6 de 9 de febrero de 1995, "Por la cual se modifica el Decreto de Gabinete 235 de 30 de julio de 

1969, que subroga la Ley 37 de 31 de enero de 1961, Orgánica del Instituto de Recursos Hidráulicos y 
Electrificación". 

27  A partir del 24 de abril de 2006, el Ente Regulador de los Servicios Públicos (ERSP) pasó a ser la 
Autoridad Nacional de los Servicios Públicos (ASEP). 

28  [Ŝȅ с ŘŜ о ŘŜ ŦŜōǊŜǊƻ ŘŜ мффтΣ άaŀǊŎƻ wŜƎǳƭŀǘƻǊƛƻ Ŝ LƴǎǘƛǘǳŎƛƻƴŀƭ ǇŀǊŀ ƭŀ tǊŜǎǘŀŎƛƽƴ ŘŜƭ {ŜǊǾƛŎƛƻ 
tǵōƭƛŎƻ ŘŜ 9ƭŜŎǘǊƛŎƛŘŀŘέΦ 9ǎǘŀōƭŜŎŜ Ŝƭ ǊŞƎƛƳŜƴ ŀ ǉǳŜ Ŝǎǘłƴ ǎǳƧŜǘŀǎ ƭŀǎ ŀŎǘƛǾƛŘŀŘŜǎ ŘŜ ƎŜƴŜǊŀŎƛƽƴΣ 
transmisión, distribución y comercialización de energía eléctrica, destinadas a la prestación del servicio 
público de electricidad, así como las actividades normativas y de coordinación consistentes en la 
planificación de la expansión, operación integrada del sistema interconectado nacional, regulación 
económica y fiscalización. Esta ley se encuentra reglamentada por el Decreto Ejecutivo 22 de 19 de 
junio de 1998. 
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periodo de máximo requerimiento se corresponde con las horas pico del sistema que van de 9 

de la mañana a 5 de la tarde, exceptuando sábados, domingos y días feriados. 

En consecuencia, el modelo de provisión de suficiencia en el caso panameño es del tipo 

descentralizado y sustentado en el concepto de potencia firme; no obstante, como se explica a 

continuación, se utiliza la demanda sujeta a regulación de precios atendida por los distribuidores 

como un elemento para facilitar la suscripción de contratos de suministro y facilitar así el 

desarrollo de proyectos de generación eléctrica a futuro.  

Las Reglas de Compra tienen como objeto regular la contratación de potencia por parte de las 

empresas Distribuidoras para sus clientes finales (clientes regulados y Grandes Clientes que 

estén vinculados a sus redes distribución o que se vinculen de estas y se conecten directamente 

al Sistema de Transmisión); así como la contratación de energía para sus clientes regulados. 

Las características de las licitaciones eléctricas en Panamá son: 

ω Los distribuidores no podrán utilizar su generación propia directamente, sino que deben 

ofrecerla en las licitaciones como cualquier otro generador, para ello su generación tiene 

acceso al mercado de corto plazo. 

ω No se permite la participación de agentes con conflicto de interés, entendidos como: 

- Presentan dos ofertas en un mismo renglón29, siendo una de ellas no opcional. 

- Si el activo de generación nuevo está bajo control de quien controla a la distribuidora. 

- Si el generador dispone de información que es relevante para que los demás 

generadores formulen su oferta. 

ω La responsabilidad en cuanto a la ejecución del Acto de Concurrencia para la contratación 

de la compra de potencia y/o energía, la preparación de los pliegos, la convocatoria, la 

evaluación y adjudicación de los contratos, corresponde a ETESA, quien deberá asegurarse 

de que los contratos resultantes atiendan únicamente a factores de economía, eficiencia y 

garantía de suministro. Los pliegos de la licitación deben ser aprobados previamente por el 

regulador ASEP. 

ω Las licitaciones de largo plazo consideran plazos contractuales de hasta 15 años. 

ω Las empresas de distribución eléctrica son responsables de mantener actualizados los 

requerimientos de potencia y energía de los Clientes Finales (libres y regulados) en su 

respectiva zona de concesión e informar oportunamente a ETESA para que esta pueda, en 

su nombre, hacer las convocatorias pertinentes a los Actos de Concurrencia, de forma que 

se garantice el suministro a la demanda en su zona de concesión.  

ω Los productos que se contratan en las licitaciones son suministro de energía y suministro de 

potencia firme, pudiendo realizarse ofertas de manera individual o de manera conjunta. En 

ese sentido, las ofertas pueden ser: 

- Ofertas de sólo potencia firme: La oferta se presentará ya sea como un cargo mensual 

único o un cargo mensual variable anualmente. 

- Ofertas de sólo energía: La oferta presentará un cargo único o variable anualmente por 

la energía. 

                                                             
29  Renglón debe entenderse como bloque de demanda de energía (potencia equivalente), potencia 

(firme) o potencia (firme) y energía (potencia equivalente), según se definan en las bases de la 
licitación. 
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- Ofertas de potencia firme y energía: La oferta presentará por separado, por toda la 

duración del contrato, un cargo mensual único o un cargo mensual variable anualmente 

por unidad de potencia y un cargo único o variable anualmente por energía. 

 

1.1.4 Propuesta de modificación 

En el Perú, los proyectos de generación eléctrica basados en RER tienen un limitado acceso al 

mercado eléctrico peruano, debido a que a la fecha no encuentran posibilidad de comercializar 

su energía mediante la suscripción de contratos de suministro de energía que puedan 

complementar los ingresos que les genere su actuación en el Mercado Mayorista de Electricidad, 

si es que no disponen de Potencia Firme. Esto, por cuanto como se ha explicado en el apartado 

1.1.2.3 en Perú existe la práctica, establecida mediante Resoluciones de Osinergmin en el caso 

del suministro de usuarios regulados, de contratar de manera atada el suministro de potencia y 

el suministro de energía. 

De este modo, a la fecha este tipo de proyectos solo se han desarrollado mediante el mecanismo 

de promoción vía Tarifas Feed-in derivadas de las subastas requeridas por el MINEM bajo el 

marco legal del DL 1002 y el Reglamento RER. La aplicación de este marco legal genera los 

siguientes efectos:  

i) La recepción de una tarifa Feed-in limita notablemente los incentivos que tiene todo 

generador para actuar como comercializador de energía, debido a que se vuelve 

insensible a los precios del mercado eléctrico y a que no debe competir con otros 

agentes una vez suscrito el contrato que garantiza la tarifa Feed-in.  

ii) Cuando el precio esperado del Mercado de Corto Plazo es menor que el precio 

medio de producción del generador RER, se debe recargar la tarifa de transmisión 

eléctrica mediante la denominada Prima RER.  

iii) Cuando la Prima RER es significativa genera incentivos para que otros agentes se 

apropien del recargo y no lo trasladen a los generadores RER. Ello se logra 

principalmente, mediante autogeneración30. 

iv) Aquellos usuarios que no se encuentran en capacidad de realizar las inversiones 

necesarias para autogenerar electricidad terminan cargando con el costo de las 

Primas RER, lo que las encarece y a la vez refuerza el incentivo para realizar 

autogeneración de electricidad. 

En particular, si bien el mecanismo de tarifas Feed-in fue inicialmente utilizado a nivel mundial 

para promover la adopción de generación con fuentes no convencionales (RER), debido a que 

las mismas se encontraban en etapas de desarrollo, a la fecha algunas de éstas (en particular la 

fotovoltaica y la eólica) se consideran tecnologías maduras que se encuentran en condiciones 

de competir con las tecnologías de generación convencionales y en consecuencia ya no 

requieren de un trato diferenciado. En ese sentido, es relevante que se eliminen las barreras de 

acceso que pudieran limitar que las tecnologías RER maduras puedan competir directamente en 

el mercado eléctrico peruano; así mismo, es deseable que estas tecnologías contribuyan en 

brindar los otros servicios que requiera el operador del sistema (COES). 

Al respecto, la práctica contractual aplicada en el sistema eléctrico peruano resulta inusual 

comparada con los otros mercados revisados que incluyen pagos por capacidad y cuya filosofía 

                                                             
30 Ver Anexo 2 del presente informe, en el cual se explica con detalle el problema de la autogeneración y 
los peajes de transmisión, incluyendo el cargo RER. 
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básica de aseguramiento de suministro se basa en un mecanismo descentralizado, es decir 

promovido a través de obligaciones de contratar potencia firme de parte los usuarios eléctricos. 

Así, como muestra el Cuadro 1. al ser la potencia firme un producto distinto de la energía, este 

se puede contratar de manera independiente del suministro de energía.  

Cuadro 1 - Medidas regulatorias respecto a la contratación de suministro 

 Chile Brasil Panamá México 

Garantía de 
suministro 

Pago de Potencia 
Subastas de 

Reserva 
Pago de 
Potencia 

Pago de 
Potencia 

Potencia 
Firme 

Limita contratación 
de potencia de 
generadores. 

 
No aplica 

Limita 
contratación de 

potencia de 
generadores. 

Limita 
contratación de 

potencia de 
generadores. 

Energía 
Firme 

Limita contratación 
de energía de 
generadores. 

Limita 
contratación de 

energía de 
generadores. 

Limita 
contratación de 

energía de 
generadores. 

- 

Obligación 
de 

contratación 
usuarios 

100% energía y 
100% potencia 

firme 

100% energía 
firme. 

100% potencia 
firme 

100% potencia 

Contratos 
de 

Suministro 

1. Energía por 
bloques. 

2. Potencia Firme 
en horas de 

punta. 

1. Energía 
(consumo y 
opción de 
compra). 

2. Reserva. 

1. Energía 
(expresada 

en 
potencia). 

2. Potencia 
Firme. 

1. Energía. 
2. Potencia Firme. 

3. Certificados 
Energía Limpia. 

*Elaboración propia 

En razón a lo expuesto, resulta necesario precisar que los productos energía y potencia firme 

que el marco regulatorio peruano establece se comercializan en el mercado eléctrico, pueden 

ser contratados de proveedores distintos, y no necesariamente atados. Asimismo, con la 

finalidad de garantizar una adecuada seguridad de suministro, aún ante un incremento 

significativo de generación variable RER, es necesario precisar que existe obligación de parte de 

los distribuidores y usuarios libres tener garantizada la potencia firme requerida por el sistema 

durante las horas de punta establecidas por el MINEM. 

Asimismo, es relevante que las definiciones para el cálculo de la Potencia Firme sean acordes a 

lo establecido en las definiciones de la LCE. 

Para ello se propone modificar los siguientes dispositivos normativos del RLCE: 

άArtículo 102.- Cada integrante del COES generador deberá estar en condiciones 

de satisfacer en cada año calendario la demanda de energía que tenga contratada 

con sus usuarios, con energía firme propia y, la que tuviera contratada con terceros, 

pertenezcan o no al COES. Los contratos de energía firme con terceros serán 

informados al COES y a Osinergmin a más tardar a los 10 días de suscritos. 

La demanda anual de cada integrante del COES está determinada por la suma de la 

energía comprometida con sus propios usuarios y con otros integrantes del COES. 
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Esta demanda considerará el porcentaje de pérdidas de transmisión que establezca 

el Estatuto. 

La venta de energía por bloques horarios a las cuales se obliga como máximo el 

Generador con su cliente en cada Intervalo de Mercado a que se refiere el 

Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad se expresará en potencia. Se 

deberá indicar si la potencia implica una potencia fija o una potencia variable. En 

ningún caso se entenderá que las potencias asociadas a cada bloque son compras 

de Potencia Firme. 

En los consumos que fueran abastecidos simultáneamente por dos o más 

generadores, el COES deberá verificar que la energía total abastecida sea efectuada 

manteniendo mensualmente la misma en proporción de las potencias contratadas 

para cada uno de los suministradores. , teniendo las potencias fijas prioridad 

respecto de las potencias variables. Quien tuviera un contrato diferente, deberá 

adecuarlo a lo prescrito en el presente artículo.  

Cada integrante deberá informar al COES, su demanda de energía comprometida 

para el siguiente año calendario, antes del 31 de octubre de año anterior, 

acompañando la documentación que señale el Estatuto. 

Esta verificación se efectuará antes del 30 de noviembre de cada año, y se 

comunicará a todos los integrantes. 

Artículo 103.- La Energía Firme de un integrante del COES, será calculada cada año, 

tomando en cuenta lo siguiente: 

a) Aportes de energía de las centrales hidroeléctricas, considerando el despacho de 

las unidades para caudales naturales mensuales con una probabilidad de 

excedencia del 90% 95% y los períodos de indisponibilidad programada y fortuita 

de las unidades. 

b) Aportes de energía de las centrales termoeléctricas, considerando la 

indisponibilidad programada y fortuita de las unidades. 

c) Aportes de energía de centrales RER. 

En caso que la suma Total de la Energía Firme de todos los integrantes sea inferior 

al consumo previsto de energía del año en evaluación se procederá a disminuir, en 

forma secuencial, la probabilidad de excedencia hidráulica y los factores de 

indisponibilidad hasta igualar dicho consumo. 

El COES propondrá al Ministerio Osinergmin el procedimiento para determinar las 

energías firmes de las centrales generadoras según los criterios contenidos en el 

presente Artículo. 

Artículo 104.- Para cada generador, el COES verificará que la suma de su energía 

firme y la contratada a terceros, cubra como mínimo la demanda de energía anual 

que tenga contratada con sus usuarios. 

El COES verificará que los Usuarios Libres suministrados por Generadores y los 

Distribuidores, para sus Usuarios, tengan contratada Potencia Firme por la 

totalidad de su demanda de potencia durante las horas de punta que establezca 
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el Ministerio de acuerdo con el artículo 110° del Reglamento. Esta máxima 

demanda será la esperada para el año siguiente y considerará el porcentaje de 

pérdidas de transmisión que establezca el Estatuto. Los valores de Potencia Firme 

pactados se consideran compromisos de potencia.  

Esta verificación se efectuará antes del 30 de noviembre de cada año, y se 

comunicará a todos los integrantes. 

Aquellos que no cumplan la condición señalada, deberán corregir esta situación 

antes del 31 de diciembre. 

El COES propondrá al Osinergmin el procedimiento correspondiente.έ 

Complementariamente a estas adecuaciones reglamentarias, sería necesario que Osinergmin 

modifique sus procedimientos vinculados a la contratación de suministro de energía y de 

potencia firme destinado a usuarios regulados, así como requerir al COES la adecuación de sus 

procedimientos que regulan las transferencias de potencia y energía. 

Adicionalmente, resulta relevante a mediano plazo, devolver al pago de potencia firme en las 

transferencias del COES, la naturaleza de corto plazo que supone reflejar los escenarios de 

escasez en el precio de capacidad, de modo que se incentive tanto a los generadores eléctricos, 

como a los distribuidores y usuarios libres a suscribir contratos de suministro de Potencia Firme 

para atender al riesgo del precio de la Potencia Firme en el corto plazo; dicho precio se debe 

limitar a representar el costo de proveer una unidad de potencia firme exclusivamente, por lo 

que debe retirarse el mismo el factor por margen de reserva hoy en día utilizado. 

Complementariamente debe asegurarse que lo recaudado para pagar potencia sea utilizado 

para remunerar el producto potencia, y no otros productos como la energía generada; asimismo. 

Para ello sugerimos se modifique los artículos 104°, 111°, 112° y 126° del RLCE según lo siguiente: 

άArtículo 104.- Para cada generador, el COES verificará que la suma de su energía 

firme y la contratada a terceros, cubra como mínimo la demanda de energía anual 

que tenga contratada con sus usuarios. 

El COES verificará que los Usuarios Libres suministrados por Generadores y los 

Distribuidores, para sus Usuarios, tengan contratada Potencia Firme por la 

totalidad de su demanda de potencia durante las horas de punta que establezca 

el Ministerio de acuerdo con el artículo 110° del Reglamento. Esta máxima 

demanda será la esperada para el año siguiente y considerará el porcentaje de 

pérdidas de transmisión que establezca el Estatuto y el Margen de Reserva que 

establezca el Ministerio. Los valores de Potencia Firme pactados se consideran 

compromisos de potencia.  

Esta verificación se efectuará antes del 30 de noviembre de cada año, y se 

comunicará a todos los integrantes. 

Aquellos que no cumplan la condición señalada, deberán corregir esta situación 

antes del 31 de diciembre. 

El COES propondrá al Osinergmin el procedimiento correspondiente. 
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Artículo 111.- La Potencia Consumida por los clientes de cada generador, en la hora 

de Máxima Demanda Mensual, es una compra de potencia al sistema que 

constituye un Egreso por Compra de Potencia atribuible al generador. 

a) Para determinar el Egreso por Compra de Potencia de cada generador se seguirá 

el siguiente procedimiento: 

I) Se determina la Máxima Demanda Mensual del sistema eléctrico, en el intervalo 

de 15 minutos de mayor demanda en el mes, pudiendo utilizarse para efectos del 

cálculo la potencia media de la energía integrada en dicho intervalo; 

II) Para el intervalo de punta del mes, se determina la Demanda Coincidente de los 

clientes atribuibles a cada generador en cada barra definida por el COES. La suma 

de las Demandas Coincidentes de los clientes es igual a la Máxima Demanda 

Mensual del sistema eléctrico; 

III) Se determina el Precio de Compra de Potencia en cada barra donde se requiera. 

Dicho precio será igual al producto del Precio de Potencia en Barra, sin incluir los 

peajes, multiplicado por el complemento del factor por Incentivo a la 

Contratación. El complemento del factor por Incentivo a la Contratación es igual 

a Uno (1.0) menos el factor por Incentivo a la Contratación; 

IV) El Egreso por Compra de Potencia para un generador será igual a la suma de los 

productos de la Demanda Coincidente de cada uno de sus clientes, definida en el 

literal a)-ll) incrementada con el Margen de Reserva establecido por el Ministerio, 

por el Precio de Compra de Potencia respectivo, definido en el literal a)-III); más el 

Saldo por Peaje de Conexión definido en el Artículo 137 del Reglamento; 

V) Los generadores que abastecen a un cliente en forma simultánea, asumirán el 

costo por la compra de potencia para su cliente en proporción a su compromiso de 

potencia; 

Vl) El Egreso por Compra de Potencia al sistema es igual a la suma de los egresos 

por compra de potencia de los generadores. 

b) El Ingreso Disponible para el Pago de la Potencia entre generadores integrantes 

del COES será igual al Egreso por Compra de Potencia, definido en el literal a)-VI) y 

se considerará como Ingreso Garantizado por Potencia Firme requerido por el 

Sistema. 

c) El Ingreso Disponible será distribuido en dos partes: Ingreso Garantizado por 

Potencia Firme requerida por el Sistema e Ingreso Adicional por Potencia 

Generada en el Sistema. 

I) El monto mensual asignado al Ingreso Adicional por Potencia Generada en el 

Sistema será igual al monto mensual del Ingreso Disponible multiplicado por el 

factor de Incentivo al Despacho. El monto anual del Ingreso Adicional por Potencia 

Generada en el Sistema será igual a la suma de los montos mensuales. 

II) El monto mensual asignado al Ingreso Garantizado por Potencia Firme 

requerida por el Sistema será igual al monto mensual del Ingreso Disponible 

menos el monto mensual del Ingreso Adicional por Potencia Generada en el 

Sistema. 
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d) Mediante Decreto Supremo refrendado por el Ministro de Energía y Minas, 

serán aprobados los factores por Incentivo al Despacho y por Incentivo a la 

Contratación para un horizonte futuro no menor de 4 años. 

El COES propondrá al Ministerio Osinergmin los procedimientos necesarios para la 

aplicación del presente Artículo. 

Artículo 112.- Los Ingresos Garantizados por Potencia Firme requerida por el 

Sistema de cada unidad o central generadora será determinado según los siguientes 

criterios y procedimientos: 

a) Procedimiento de determinación de los Ingresos Garantizados por Potencia 

Firme: 

I) Se determina la Máxima Demanda Mensual del sistema eléctrico en la hora de 

punta del mes, según lo definido en el literal a)-l) del Artículo 111 del Reglamento. 

Para dicha hora se determina la Demanda en cada barra definida por el COES, 

coincidente con la Máxima Demanda Mensual. 

II) Para sistemas en los que la Máxima Demanda más la Reserva es mayor que la 

Potencia Efectiva Total, la Potencia Firme Remunerable es igual a la Potencia 

Firme. En los sistemas donde la Máxima Demanda más la Reserva es menor o 

igual a la Potencia Efectiva Total, la La Potencia Firme Remunerable será 

determinada mediante el siguiente procedimiento:  

1) Se determina la Potencia Disponible de cada unidad generadora como el cociente 

de su Potencia Firme, definida en el Artículo 110 del Reglamento, entre el factor de 

Reserva Firme. 

2) Se efectúa el despacho económico de potencia de las unidades de generación, 

mediante un flujo de carga óptimo para la hora de punta del mes, considerando: i) 

como potencia de la unidad, su Potencia Disponible; ii) como costo variable, el 

definido por el COES para la optimización de los despachos de energía; y iii) como 

demanda, la Demanda Coincidente definida en el literal a)-l). Las potencias de cada 

unidad generadora resultantes del despacho económico de potencia, se denomina 

Potencia Disponible Despachada. 

3) La Potencia Firme Remunerable es igual a la Potencia Disponible Despachada por 

el factor de Reserva Firme. 

III) Se determina el Precio de Potencia Garantizado en cada una de las barras donde 

se requiera. Dicho precio será igual al producto del Precio de Potencia en Barra, sin 

incluir los peajes, multiplicado por el factor de ajuste del Ingreso Garantizado. 

Inicialmente el factor de ajuste del Ingreso Garantizado será igual a 1.0, y 

posteriormente será evaluado según el literal a)-V) siguiente. 

IV) Se determina el Ingreso Garantizado Preliminar de cada unidad generadora, 

multiplicando el Precio de Potencia Garantizado por la Potencia Firme Remunerable 

de la unidad. El Ingreso Garantizado Preliminar Total es igual a la suma de los 

Ingresos Garantizados Preliminares de todas las unidades generadoras. 
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V) El factor de ajuste del Ingreso Garantizado será igual al cociente del Ingreso 

Garantizado por Potencia Firme requerida por el Sistema, definido en el literal b) c)-

ll) del Artículo 111 del Reglamento, entre el Ingreso Garantizado Preliminar Total. 

Vl) El Ingreso Garantizado de cada unidad generadora, será igual al producto de su 

Ingreso Garantizado Preliminar definido en el literal a)-lV), por el factor de ajuste 

del Ingreso Garantizado definido en el literal a)-V). 

Vll) El Ingreso Garantizado de cada generador será igual a la suma de los Ingresos 

Garantizados de sus unidades generadoras. 

όΧύ 

d) La Reserva Firme, el Margen de Reserva Firme y el factor de Reserva Firme serán 

determinados según el siguiente procedimiento: 

I) Se ubican las potencias efectivas de las unidades de generación en orden creciente 

de sus costos variables de producción, considerando de ser el caso lo dispuesto en 

el numeral V) IV) siguiente; 

II) Se determina la unidad generadora cuya fracción de potencia efectiva 

colocada, acumulada a la potencia efectiva de las unidades que la precedieron, 

iguala a la Máxima Demanda a nivel generación más el Margen de Reserva; 

III II) Se determina la Potencia Firme Colocada como la suma de las potencias firmes 

de las unidades señaladas en el numeral anterior, considerando para la última 

unidad generadora únicamente su potencia firme equivalente a la fracción de la 

potencia efectiva colocada por ella; 

IV III) La Reserva Firme es igual a la Potencia Firme Colocada a que se refiere el 

literal III) que antecede menos la Máxima Demanda. El Margen de Reserva Firme es 

igual a la Reserva Firme entre la Máxima Demanda. El factor de Reserva Firme es 

igual al Margen de Reserva Firme más uno (1.0); 

V IV) En el caso que algunas de las unidades generadoras hayan sido excluidas de 

la remuneración por potencia firme por efecto del procedimiento descrito en el 

literal a)-II)-2) del presente artículo, se deberá recalcular el factor de Reserva Firme. 

e) El Margen de Reserva para cada sistema eléctrico, será fijado por el Ministerio 

cada 4 años o en el momento que ocurra un cambio sustancial en la oferta o 

demanda eléctrica. Para fijar el Margen de Reserva se deberá considerar criterios 

de seguridad, confiabilidad y economía en el abastecimiento de la demanda 

eléctrica a nivel de alta y muy alta tensión. 

Artículo 126.- La Anualidad de la Inversión a que se refiere el inciso e) del Artículo 

47 de la Ley, así como el Precio Básico de la Potencia a que se refiere el inciso f) del 

Artículo 47 de la Ley, serán determinados según los siguientes criterios y 

procedimientos: 

a) Procedimiento para determinar el Precio Básico de la Potencia: 

I) Se determine la Anualidad de la Inversión a que se refiere el inciso e) del Artículo 

47 de la Ley, conforme al literal b) del presente artículo. Dicha Anualidad se expresa 

como costo unitario de capacidad estándar; 
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II) Se determine el Costo Fijo anual de Operación y Mantenimiento estándar, 

considerando la distribución de los costos comunes entre todas las unidades de la 

central. Dicho Costo se expresa como costo unitario de capacidad estándar; 

III) El Costo de Capacidad por unidad de potencia estándar, es igual a la suma de los 

costos unitarios estándares de la Anualidad de la Inversión más la Operación y 

Mantenimiento definidos en los numerales I) y II) que anteceden; 

IV) El Costo de Capacidad por unidad de potencia efectiva, es igual al Costo de 

Capacidad por unidad de potencia estándar por el factor de ubicación. El factor de 

ubicación es igual al cociente de la potencia estándar entre la potencia efectiva de 

la unidad; 

V) Se determinan los el factores que tomen en cuenta la Tasa de Indisponibilidad 

Fortuita de la unidad y el Margen de Reserva Firme Objetivo del sistema; y 

VI) El Precio Básico de la Potencia es igual al Costo definido en el numeral IV) por el 

los factores definidos en el numeral V) que anteceden; 

b) Procedimiento para determinar la Anualidad de la Inversión: 

I) La Anualidad de la Inversión es igual al producto de la Inversión por el factor de 

recuperación de capital obtenido con la Tasa de Actualización fijada en el Artículo 

79 de la Ley, y una vida útil de 20 años para el equipo de Generación y de 30 años 

para el equipo de Conexión. 

II) El monto de la Inversión será determinado considerando: 

1) El costo del equipo que involucre su precio, el flete, los seguros y todos los 

derechos de importación que le sean aplicables (equivalente a valor DDP de 

INCOTERMS); y, 

2) El costo de instalación y conexión al sistema. 

III) Para el cálculo se considerarán los tributos aplicables que no generen crédito 

fiscal. 

c) La Comisión fijará cada 4 años la Tasa de Indisponibilidad Fortuita de la unidad 

de punta y el Margen de Reserva Firme Objetivo del sistema, de acuerdo a los 

criterios de eficiencia económica y seguridad contenidos en la Ley y el Reglamento. 

La Comisión definirá los procedimientos necesarios para la aplicación del presente 

artículo.έ 

A largo plazo, el mecanismo de subastas por capacidad del Reglamento que Incentiva el 

Incremento de la Capacidad de Generación Eléctrica debiera conciliarse con los mecanismos de 

aseguramiento de potencia firme contenidos en la LCE. Es decir, debe procurarse que los costos 

asociados a la provisión de potencia firme sean asumidos por los distribuidores y usuarios libres 

de acuerdo con sus obligaciones de potencia firme, y no cargarse a los peajes de transmisión 

como ordena le Ley 29970. De manera similar ocurre, en el caso de la capacidad adquirida vía el 

Reglamento de Capacidad de Generación, por lo que se propone derogar sin efecto el artículo 

1° del Decreto Supremo N° 001-2010-EM y el Reglamento que Incentiva el Incremento de la 

Capacidad de Generación Eléctrica. 
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Asimismo, debiera quedar claro que la potencia firme es un producto que se requiere garantizar 

en aquellos periodos en que el sistema eléctrico se encuentra sometido a mayor riesgo de 

desabastecimiento (lo que la LCE ha venido a denominar horas de punta del sistema), las cuales 

pueden o no coincidir con las horas de mayor demanda de electricidad. 

Proponemos entonces que se modifique la Ley 28832, incorporando un nuevo artículo con la 

finalidad de establecer un mecanismo de verificación de contratación de obligaciones de 

potencia firme a futuro y de aseguramiento de potencia firme no contratada mediante la 

realización de subastas para contratar potencia firme de manera similar a los contratos de 

suministro de energía destinados a los Usuarios Regulados. Estos contratos se suscribirían con 

los agentes que requieran suministro de potencia firme a los precios resultantes de la licitación, 

y los generadores beneficiarios de los contratos participarían como cualquier otro generador de 

las transferencias de potencia sin necesidad de recargar los peajes de transmisión. 

ά!ǊǘƝŎǳƭƻ онΦ- Obligaciones de Potencia Firme 

32.1 Los Distribuidores están obligados a garantizar su máxima demanda de las 

horas punta asociada a sus Usuarios Regulados, incrementada por el Margen de 

Reserva que determine el Ministerio, mediante contratos de Potencia Firme.  

32.2 Los Usuarios Libres están obligados a garantizar su máxima demanda de las 

horas punta, incrementada por el Margen de Reserva que determine el 

Ministerio, mediante contratos de Potencia Firme. 

32.3 Los Distribuidores y Usuarios Libres proporcionarán sus proyecciones de 

demanda de potencia firme y de energía para los próximos diez años conforme lo 

establezca Osinergmin. Asimismo, proporcionarán a Osinergmin los contratos de 

Potencia Firme a más tardar a los 10 días de suscritos. 

32.3 Anualmente Osinergmin identificará a los Distribuidores y Usuarios Libres 

con requerimientos de Potencia Firme no cubiertos por contratos para los 

próximos 10 años y solicitará al COES, de considerarlo conveniente, el inicio de un 

proceso de licitación para efectos de contratar la totalidad o parte de dichos 

requerimientos de acuerdo con las bases y modelo de contrato aprobado por 

Osinergmin. Los Distribuidores y Usuarios Libres están obligados a suscribir los 

contratos que se originen de la licitación.  

32.4 Con una periodicidad no menor de cuatro años el Ministerio de Energía y 

aƛƴŀǎ ŜǎǘŀōƭŜŎŜǊł ƭŀǎ ƘƻǊŀǎ ŘŜ Ǉǳƴǘŀ ȅ Ŝƭ aŀǊƎŜƴ ŘŜ wŜǎŜǊǾŀΦέ 

 PROMOCIÓN DE GENERACIÓN RER 

1.2.1 Mecanismos de promoción 

Los instrumentos que usualmente se han utilizado y en consecuencia elegido en diferentes 

países como mecanismo de políticas de apoyo a las energías renovables responde al nivel de 

madurez de cada tecnología. Por tanto, los describiremos a continuación para lograr entender 

en qué consiste cada uno de ellos: 

1.2.1.1 Feed-in Tariffs 

Es el mecanismo de promoción más básico, puesto que consiste en asegurar al propietario del 

proyecto de generación con un precio firme por su energía producida, ya que con ello se le aísla 
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de los riesgos de precio del mercado eléctrico mayorista, riesgo al que se encuentran expuestos 

los generadores que no acceden a la tarifa Feed-in. De esta manera, al reducir el riesgo del 

precio, se espera que se mejoren las condiciones de entrada para nuevos agentes, 

permitiéndoles reducir el costo de capital necesario para llevar adelante la inversión. 

Inicialmente, el precio firme usualmente era determinado según tamaños y tipos de tecnología 

por la agencia reguladora, el cual no era objeto de revisiones; no obstante, en la actualidad se 

viene optando por realizar revisiones periódicas, lo que puede eventualmente generar un riesgo 

regulatorio suficientemente alto para eliminar el beneficio del bajo costo de capital que este 

modelo remunerativo buscaba. 

Es así que, el mayor problema identificado se encuentra justamente en que al no percibir los 

riesgos del mercado, se limita el desarrollo de la liquidez del mismo, dado que estos generadores 

no tienen interés en comercializar su energía activamente al gozar en cierto modo un ingreso 

asegurado e independiente de su desempeño en el mercado; esto último resulta en situaciones 

que dificultan la operatividad normal del mercado eléctrico, debido a que al incrementarse la 

participación de estas tecnologías, los precios del mercado tienden a disminuir afectando a los 

generadores convencionales, pudiendo conducir eventualmente a su retiro con la consecuente 

afectación a la seguridad de suministro. 

Complementariamente, otra dificultad se encuentra para fijar el valor de la tarifa, así como en 

la metodología para su revisión, aunque pueden utilizarse mecanismos competitivos de subastas 

para promover que sea el generador quien revele el nivel de feed-in que realmente requiere.  

Asimismo, este mecanismo puede limitar la búsqueda de eficiencias de escala en los 

generadores, debido a que, al establecerse la prima en función de tamaños de instalación, se 

incentiva aquellos que resulten más rentables para el generador y no para el usuario eléctrico.  

Por lo expuesto, en la actualidad el mecanismo de incentivos Feed-in Tariff se viene dejando de 

lado, además se recomienda sólo se mantenga en casos especiales, principalmente para el 

soporte de generación a pequeña escala, para la cual, las condiciones de entorno les impidan 

participar eficientemente del mercado eléctrico mayorista, por ejemplo, en los pequeños 

consumidores residenciales. 

1.2.1.2 Feed-in Premiums 

Son una sofisticación de las tarifas feed-in. Varían con el valor del precio del mercado mayorista 

al que se ve expuesto el generador. La frecuencia de ajuste de estas tarifas puede variar según 

lo estime conveniente el regulador, ya sean horarias, mensuales, etc., y puede considerar un 

piso y un techo, entre cuyos valores se ajusta la tarifa de modo que se incremente cuando el 

precio total del mercado (electricidad más carbono) disminuya, y viceversa.  

Este mecanismo genera una mayor exposición del generador al precio del mercado que una 

tarifa feed-in, ya que promueve a que éste sea más activo en el mercado buscando la suscripción 

de contratos de suministro para compensar el riesgo de precio. Asimismo, promueve que se 

optimice la inversión y operación de la central sobre la base de las señales de precio que el 

mercado genere. 

Ahora bien, entendemos que las tarifas feed-in implican un mayor riesgo de precio y, como 

consecuencia, un posible mayor costo de capital, entonces, si la tarifa está adecuadamente 

diseñada para el caso de proyectos de escala resultan más beneficiosas para el sistema. Sin 

embargo, la dificultad se encuentra en el diseño de la variabilidad de la tarifa, considerando no 
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solo la situación actual sino la previsión a futuro de cómo evolucionarán los costos de las 

tecnologías que se busca promocionar, de modo que generen en los inversionistas la suficiente 

percepción de predictibilidad sobre la evolución futura de las primas. 

Por tanto, si este tipo de tarifas se encuentran bien diseñadas, se percibirán como más 

predecibles y, en consecuencia, apropiadas que los certificados de energía limpia para efectos 

de promover el desarrollo de tecnologías que no están aún con la suficiente madurez para 

participar competitivamente en el mercado eléctrico sin ayudas. 

1.2.1.3 Cuotas obligatorias (Certificados Verdes o Certificados de Energía Limpia) 

Consiste en el establecimiento de obligaciones para los comercializadores de energía de que una 

fracción de la energía que comercializan provenga de fuentes de generación que eviten la 

emisión de gases de efecto invernadero (renovables y cogeneración). Por tanto, la autoridad 

regulatoria determina la cantidad de energía (equivalente en toneladas de carbono) que es 

reconocido y dispone para su venta el generador beneficiario de esta política de promoción. 

A partir de esta obligación se genera un mercado de certificados que son vendidos por el 

generador al comercializador y mercados secundarios en los cuales pueden ser intercambiados 

entre los comercializadores para cumplir con sus obligaciones (normalmente anuales), los cuales 

son verificadas por el regulador y, si así es definido, ser objeto de penalizaciones por 

incumplimiento. De esta forma, el mercado primario puede o no estar organizado como una 

bolsa paralela al mercado mayorista de electricidad. 

En ese sentido, si bien este tipo de mecanismo expone a los generadores a los riesgos del 

mercado, incentivando su actividad en el mismo y la suscripción de contratos de suministro, sin 

embargo, se observa también que agrega un nivel de riesgo adicional al precio del mercado 

eléctrico, es decir el precio del certificado verde, ya que si es suficientemente grande podría 

constituirse en una barrera al dificultar el financiamiento a costo razonable para aquellas 

empresas que no cuente con las suficientes espaldas financieras. Esto último, por otro lado, 

puede aliviarse mediante la introducción de precios mínimos explícitos o la aplicación de 

penalidades por cada unidad de energía verde incumplida.  

1.2.1.4 Ayudas a la Inversión 

Consiste principalmente en subsidiar parte del costo de capital de la tecnología a promocionar, 

tales como subsidios directos del Estado, préstamos blandos con tasas de financiamiento 

menores a las del mercado, exenciones o reducciones tributarias, etc. Usualmente, no se 

subsidia el costo operativo debido a que ello puede generar decisiones de producción 

inadecuadas que no incorporan la señal de precios del mercado. 

Este tipo de mecanismos afecta directamente las arcas fiscales y, son asumidos por todos los 

contribuyentes de una región o país indistintamente; en ese sentido, se deben limitar a casos en 

los cuales se haya probado que los beneficios exceden ampliamente el subsidio a otorgar, ya sea 

como la recaudación evitada o los fondos del presupuesto público destinados.  

1.2.1.5 Contratos de Suministro (PPA) 

No se constituyen en una modalidad de promoción en sí como las anteriormente explicadas, 

sino que consiste en un medio para ofrecer al generador un contrato de largo plazo que le 

asegure al desarrollador del proyecto un flujo de ingresos razonablemente cierto (como 

resultado de un contrato de venta de energía con un comercializador) y acorde con los plazos 

típicos de endeudamiento.  
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Su uso es muy común, sea mediante subastas, en los mercados latinoamericanos como medio 

para efectivizar las obligaciones de cumplimiento de cuotas de certificados verdes (o cuotas de 

energía proveniente de RER), las que originan una demanda ancla suficiente para viabilizar un 

PPA ventas de energía que aseguren un flujo de efectivo adecuado para el proyecto.  

Por tanto, este medio resulta efectivo en tanto los PPA suscritos sean consistentes con un 

mecanismo de promoción que exponga al generador al riesgo de precios del mercado eléctrico 

mayorista, caso contrario se convierten en una forma de tarifa Feed-in disfrazada, aunque con 

la ventaja de ser ad-hoc para cada proyecto si el contrato se deriva de un proceso de licitación.  

1.2.2 Marco normativo 

Dentro del marco normativo del sector eléctrico se han establecido normas que promueve la 

actividad de Generación Eléctrica con Recursos Energéticos Renovables, actualmente se cuenta 

con un régimen promocional establecido en el DL 1002, Ley que promueve la Generación 

Eléctrica con Recursos Energéticos Renovables, de la siguiente manera:  

1.2.2.1 Decreto Legislativo N° 1002 

El DL 1002 y su Reglamento aprobado por Decreto Supremo N° 012-2011-EM, complementan la 

LCE y la Ley N° 28832, mediante un marco legal especial para efectos de promover la generación 

con fuentes de energía de origen renovable (RER) para mejorar la calidad de vida de la población 

y proteger el medio ambiente y de acuerdo con el Plan Nacional de Energías Renovables que 

debe aprobar el MINEM, como parte del Plan Nacional de Energía.  

Este marco normativo, conforme al artículo 3° del DL 1002, define como RER a las fuentes de 

energía eólica, solar, de biomasa, de geotermia, mareomotriz y las pequeñas fuentes hidráulicas 

con una capacidad instalada de hasta 20 MW, encontrándose respaldado también por el 

Reglamento RER. 

De esta forma, se declara de interés nacional y necesidad pública el desarrollo de nueva 

generación eléctrica mediante RER y establece que cada cinco años el MINEM debe establecer 

el porcentaje objetivo de la demanda de energía a ser abastecido por generación renovable, 

cuyo valor actualmente es de 5%31. 

Asimismo, el citado decreto legislativo establece ciertos incentivos para la promoción y 

desarrollo de los proyectos de generación RER, siendo los siguientes: 

- Compra de toda la energía producida al precio que resulte en el mercado de corto plazo. 

- Prioridad para el despacho diario de carga efectuado por el COES, para lo cual se le 

considera un costo variable de producción igual a cero. 

- Prioridad para conectarse a las redes eléctricas de transmisión y distribución del SEIN 

en caso de existir capacidad en dichas redes. 

- En caso de ser beneficiario de un proceso de subasta convocado por el MINEM, la 

compra de su energía producida a costo marginal y complementado, por hasta 20 años, 

por la prima que fije el Osinergmin en caso de que el costo marginal sea menor que la 

tarifa resultante de las licitaciones. 

La intención de esta norma es incentivar a los inversores en estas tecnologías y, asimismo, 

establecer un mecanismo de planificación que permita monitorear qué fuentes de energía se 

                                                             
31 Conforme al artículo 2° del DL 1002. 
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deben desarrollar, de acuerdo con las necesidades de política de Estado. El siguiente cuadro 

resume los aspectos generales de la promoción de renovables. 

ASPECTOS GENERALES DE LAS SUBASTAS 

¿Quién conduce la subasta? Á MINEM/OSINERGMIN 

¿Quién establece objetivo de 
renovables? 

Á MINEM cada 5 años debe establecer el porcentaje 
objetivo en que debe participar la generación RER en el 
consumo nacional de electricidad, excluyendo la de 
origen hidroeléctrica. 

¿Cuánta energía se subastará? 
Á El MINEM establece los requerimientos de energía 

objeto de subasta expresadas en MWh/año. 

¿Quién define la asignación por 
tecnología de la energía 
requerida mediante subastas? 

Á El MINEM es la autoridad competente y lo define de 
acuerdo con el Plan Nacional de Energías Renovables. 

¿Cuál será la vigencia de las 
tarifas RER? 
 

Á Las Tarifas que resulten adjudicadas en las subastas 
tendrán un Plazo de vigencia de hasta 20 años. 
Á El plazo de vigencia se determinará en las Bases de la 

subasta. 

¿Qué es la Tarifa de 
Adjudicación? 
 

Á Es la tarifa que se garantiza a cada adjudicatario por la 
venta de su producción de energía, expresada en ctvs. 
US$/kWh ó US$/MWh. 
Á Será la que resulte como consecuencia del proceso de 

subasta de proyectos RER y es firme durante el plazo de 
vigencia. 

¿Cómo se paga a los 
generadores RER? 
 

Ingreso garantizado recaudado por dos vías: 
Á Por la venta de energía a costo marginal (Ingreso 1) 
Á Con una prima (Ingreso 2) si el primero no cubre la tarifa 

de adjudicación. 
Á La prima se paga ex-post (1 año tarifario después, luego 

de la liquidación anual). 

Fuente: Elaboración propia. 

A la fecha, la generación RER solo se ha desarrollado mediante el mecanismo de promoción vía 

las subastas requeridas por el MINEM bajo el marco legal del DL 1002 y el Reglamento RER, ello 

debido a que en la actualidad al no reconocerse potencia firme a algunas tecnologías RER 

maduras (eólica y fotovoltaica) no pueden suscribir contratos de suministro que les permitan 

enfrentar la incertidumbre de los costos marginales.  

Al respecto, los ingresos garantizados que ofrecen las subastas realizadas en el marco del DL 

1002 se constituyen en una forma de tarifa Feed-in, dado que se remunera al generador por la 

energía producida a la tarifa que le fue adjudicada y, en consecuencia, se le aisla del mercado 

de corto plazo, eliminando su interés por suscribir contratos de suministro. Ello no obstante, 

que los contratos por la tarifa Feed-in permiten a los generadores RER suscribir contratos de 

suministro, en cuyo caso pierden parte del ingreso garantizado, lo que evidencia que el 

mecanismo de tarifas Feed-in limita los incentivos para actuar en el mercado. 



 
 

Servicio para el desarrollo de propuesta de reglamento y procedimiento para la reforma del sector 
eléctrico en la generación eléctrica ς Segundo Informe 

45 

 

Cabe señalar, que como se ha explicado, este tipo de mecanismos no debiera utilizarse en el 

caso de tecnologías RER maduras, para estos casos existen otros mecanismos que pueden 

permitir su desarrollo, como son las obligaciones de cuotas y los certificados verdes. En 

contraste, la legislación peruana no contempla este tipo de mecanismos, pues el porcentaje 

objetivo que establece el MINEM no genera obligación alguna sobre la energía suministrada a 

los usuarios finales. 

1.2.3 Experiencia internacional  

1.2.3.1 Chile 

En Chile, las fuentes de Energías Renovables No Convencionales (en adelante, ERNC) no habrían 

sido explotadas de igual forma que las Energías Renovables Convencionales debido 

principalmente a los altos costos de inversión asociados, a un desconocimiento de ellas en el 

mercado, y a la presencia de un marco regulatorio que no habría ofrecido grandes incentivos 

para su inversión. 

Sin embargo, tras luego de varias modificaciones regulatorias e incluso reformatorias donde si 

bien crearon una base para la entrada de los generadores ERNC al sistema chileno empero no 

fue suficientemente un incentivo masivo para su inversión. Es hasta el año 2008 que se promulga 

la Ley 20.257, Ley de Energías Renovables No Convencionales, a efectos de otorgar un mayor 

impulso a las inversiones en ERNC y, en consecuencia, acelerar el desarrollo del mercado 

chileno. 

En efecto, la citada ley estableció diferentes modificaciones a favor de los generadores de ERNC, 

siendo las siguientes las más destacadas: 

- Establece una obligación para las empresas eléctricas con capacidad instalada superior a 200 

MW que efectúen retiros de energía desde los sistemas eléctricos con el fin de 

comercializarla con distribuidoras o clientes finales, de certificar ante la dirección de peajes 

del Centro de Despacho Económico de Carga (CDEC) que una cantidad equivalente de 10% 

proviene de medios de generación renovable no convencionales, ya sea propios o 

contratados. 

- Para dar mayor flexibilidad a la acreditación, esta puede ser realizada a partir de inyecciones 

de ERNC hechas a sistemas eléctricos durante el año anterior. Asimismo, puede acreditarse 

la obligación con traspasos de excedentes de una empresa a otra, incluso entre sistemas. 

Igualmente, puede postergarse la obligación con un tope de hasta un 50% por un año, previo 

aviso a la Superintendencia de Electricidad y Combustibles (SEC). 

- El porcentaje por acreditar será inicialmente de un 5% para los años 2010 a 2014, 

aumentando progresivamente en 0,5% anual desde el año 2015 en adelante hasta alcanzar 

el 10% en 2024. 

- En caso de no cumplir con la obligación, se establece una multa de 0,4 UTM (alrededor de 

US$30) por cada MWh de déficit respecto de la obligación. En caso de incurrir nuevamente 

en el incumplimiento de la obligación dentro de los tres años siguientes, la multa será de 0,6 

UTM por MWh de déficit. 

- La obligación contemplada por dicha ley es aplicable a todos los retiros de energía con fines 

de comercializarse, ya sea con distribuidoras o clientes finales, cuyos contratos se suscriban 

a partir del 31 de agosto de 2007. Además, se consideran solo aquellos generadores 

interconectados a los sistemas eléctricos después del 1 de enero de 2007. 
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Por tanto, identificamos que la promoción de las ERNC es a través de un sistema de cuotas 

transables entre empresas, ya que, la ley establece que toda empresa que retire energía del 

sistema deberá acreditar inyecciones provenientes de ERNC equivalentes al 10% de dichos 

retiros. Esta obligación se ha implementado de manera escalonada en el tiempo32. 

Asimismo, dicha ley permite almacenar obligaciones y excedentes por un año calendario, y como 

resultado se ha establecido un mercado de certificados verdes transados en su mayoría 

bilateralmente. Los demandantes son las empresas que necesitan cumplir con sus obligaciones 

de energía renovable mientras que los oferentes son las empresas que inyectan energía 

renovable al sistema, por tanto, se observa que puede ser un ingreso importante para este 

último. En consecuencia, el incumplimiento de esta obligación corresponderá al pago de 

multas33. 

Asimismo, el gobierno de Chile facilita las subastas por nuevos proyectos y, mediante el Centro 

de Energías Renovables, subsidia hasta el 40% del costo de los estudios de factibilidad de 

proyectos ERNC y financia programas para la introducción de las tecnologías RER. Por tanto, los 

generadores de ERNC tienen garantías para el acceso a las redes eléctricas, así como la no 

discriminación durante el proceso de subastas de energía y en la firma de acuerdo PPA. 

Finalmente, existen subastas por bloques horarios, en las cuales los generadores de ERNC 

pueden competir para suministrar electricidad en algunas horas del día, lo que ha posibilitado 

que diversas tecnologías, como la solar, puedan competir con las tecnologías convencionales en 

las subastas. 

Por otro lado, en Chile no cuenta con incentivos tributarios o subsidios para las instalaciones 

solares, empero sí brindan subsidios al desarrollo de estudios de factibilidad para la 

implementación de proyectos de electrificación rural, donde el gobierno invierte directamente 

en proyectos de ERNC en el marco de su estrategia de electrificación rural. Por último, 

establecieron un impuesto al carbono34 que contribuye de manera indirecta a incentivar que los 

generadores reduzcan sus emisiones de gases contaminantes. 

1.2.3.2 México 

En México, se viene desarrollando las Subastas de Energía de largo y mediano plazo, así como el 

mercado de Certificados de Energías Limpias (CELs) como mecanismos fundamentales para la 

promoción de la inversión en fuentes de energía limpia, entre ellas las renovables.  

Las subastas, en general, permiten a los potenciales inversionistas financiar sus inversiones a 

través de contratos de venta de energía, a partir de un concurso público que busca ser 

transparente, eficiente y objetivo.  Este mecanismo promueve la producción de energías RER, 

otorgando a los productores de una fuente confiable y previsible de pagos. 

Sobre el particular, conforme el artículo 53° de la Ley de Industria Eléctrica (LIE), se señala que 

los Suministradores de Servicios Básicos celebrarán Contratos de Cobertura Eléctrica 

exclusivamente a través de subastas quien llevará a cabo o las conduce el Centro Nacional de 

Control de Energía (CENACE, quien es el operador del sistema eléctrico)35, y que los términos 

                                                             
32 Conforme al Artículo 1° de las Disposiciones Transitorias de la Ley 20.257. 
33 Conforme al numeral 2) del artículo único de la Ley 20.257. 
34 Inciso primero del artículo 8° de la Ley 20.780,  
35 De acuerdo al numeral XXII del artículo 12° de la LIE, autorizan al CENACE llevar a cabo subastas a fin de 
adquirir potencia cuando lo considere necesario para asegurar la Confiabilidad del SEN. 
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para llevar a cabo dichas subastas y asignar los Contratos de Cobertura Eléctrica respectivos se 

dispondrán en las Reglas del Mercado.  

En efecto, de acuerdo al 14.1.6(a) de las Bases del Mercado Eléctrico, las subastas tienen como 

objeto satisfacer las necesidades de los Suministradores de Servicios Básicos, asimismo, de 

permitir la participación de todas las Entidades Responsables de Carga siempre que cumplan las 

condiciones respectivas que establezcan los Manuales de Prácticas de Mercado. 

De tal modo, las subastas, como lo hemos mencionado, se clasifican en mediano y largo plazo, 

donde ambas dependerán de su duración contractual. Como consecuencia de la reforma 

eléctrica efectuada en México, las Subastas a Largo Plazo se encuentran orientadas 

principalmente para tecnologías limpias, ya que, dispone a ofrecer la aplicación de participación 

tanto a proyectos de generación nuevos y existentes, es decir, sean proyectos que se encuentren 

en fase previa a la construcción o en construcción teniendo el derecho exclusivo de participar 

en estas subastas, además, proporcionan la certeza sobre el retorno de la inversión; mientras, 

para las tecnologías convencionales pueden participar ofreciendo potencia, por un ingreso 

estable de 15 a 20 años. Por su parte, las subastas a mediano plazo, incluyen tanto productos 

de energía y potencia que ofrecerán a los generadores, pudiendo participar todas las 

tecnologías, incluyendo la generación con combustibles fósiles. 

De esta forma, conforme a la Base 14.1.7 de las Bases del Mercado Eléctrico, es para las Subastas 

a Largo Plazo de fomentar la competitividad y estabilidad de los precios en la adquisición de 

Potencia y Certificados de Energías Limpias por los Suministradores de Servicios Básicos, y 

garantizar una fuente estable de pagos que contribuyan a apoyar el financiamiento de las 

inversiones eficientes requeridas para desarrollar nuevas centrales eléctricas y mantener a las 

existentes, cumpliéndose a través de los Manuales de Prácticas de Mercado. 

Ahora bien, se identifica como característica que para las subastas a largo plazo se adjudican 

tres tipos de productos: energía, potencial y CELs36. Dicha inclusión de los CELs es debido a que 

buscan promover, como lo hemos mencionado en párrafos anteriores, las nuevas inversiones 

en energías limpias y que permitan transformar en obligaciones individuales las metas 

nacionales de generación limpia de electricidad. Para ello, la SENER dispone la obligación de 

adquirir CEL, el cual, se encuentran en función de la proporción de energía eléctrica 

consumida37. De esta forma, se crea un mercado CELs38 donde se negocie los excedentes o 

faltantes de Certificados por parte de los sujetos obligados.  

Por otra parte, los CELs se encuentra basado en la obligación de que los grandes consumidores39 

deban tener un nivel mínimo de consumo procedente de energías limpias, desde el 5%, en 2018, 

hasta el 13.9% en 2022.  

                                                             
36 En su artículo 3°, fracción VIII, los Certificados de Energías Limpias (CEL) lo define como aquel título 
emitido por la Comisión Reguladora de Energía que acredita la producción de un monto determinado de 
energía eléctrica a partir de energía Limpias y que sirve para cumplir los requisitos asociados al consumo 
de los Centros de Carga. 
37 Conforme a los artículos 121° y 122° de la LIE. 
38 Conforme al artículo 125° de la LIE. 
39 Conforme al artículo 3 de la LIE, y del artículo 2 del Reglamento de la LIE, los participantes obligados 
son: Suministradores, Usuarios Calificados Participantes del Mercado y los Usuarios Finales que reciban 
energía eléctrica por el abasto aislado, así como los titulares de los Contratos de Interconexión Legados 
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Los CEL podrán ser objeto de compra venta por las personas que así lo deseen en transacciones 

bilaterales, siempre y cuando se cumplan los requisitos de monitoreo, reporte y verificación 

establecidos por la CRE para validar la titularidad de los CEL. Dichos acuerdos de compra venta 

se considerarán actos mercantiles y en lo no previsto por la Ley, sus reglamentos, las Reglas del 

Mercado o estos Lineamientos, se regirán por el Código de Comercio, la legislación mercantil, y 

de modo supletorio, por las disposiciones del Código Civil Federal. 

1.2.3.3 Brasil 

La principal herramienta empleada actualmente por Brasil para llevar a cabo el despliegue de la 

capacidad renovable es mediante el sistema subastas40. Dicho mecanismo se encuentra regido 

desde el 2004 por la Ley N° 10.848 y por Decreto N° 5.163 donde se establece que, las empresas 

de distribución de energía del Sistema Interconectado Nacional (SIN) deben garantizar, 

mediante licitaciones en el modo de subasta, el suministro a la totalidad de su mercado en el 

Ambiente de Contratación Regulada. Posteriormente, el Decreto N° 5.163 es modificado por el 

N° 6048 en el 2007 introduciendo la posibilidad de realizar subastas exclusivas de fuentes 

alternativas. 

La aplicación de las subastas en Brasil es para toda la electricidad comercializada por los 

distribuidores en el mercado de tarifa regulada, para ello, cuentan con diferentes tipos según 

les sea aplicable, siendo los siguientes: 

- De energía nueva. 

- De energía existente (A-1). 

- De energía de reserva. 

- De ajuste. 

- A partir de fuentes alternativas. 

- Proyectos estructurales. 

Sobre el particular, las subastas aplicables para las energías renovables son: i) las subastas 

específicas de fuentes alternativas, y ii) las subastas de energía nueva. 

TIPO DE SUBASTA OBJETO 

Subastas específicas de 
fuentes alternativas 

Incentivar la diversificación de la matriz energética, 
introduciendo proyectos nuevos de fuentes renovables como la 
energía eólica, solar y de la biomasa.  

Subastas de energía 
nueva 

Satisfacer el aumento futuro de demanda de las distribuidoras, 
a partir de proyectos que no han entrado en operación 
comercial. Esta subasta puede ser de dos tipos: A-5, realizadas 
cinco años antes del inicio del suministro, y A-3, realizadas tres 
años antes del inicio del suministro.  

*Fuente: En base a (FACTOR ENERGY, 2017) 

Ahora bien, ambas subastas antes mencionadas, en general, tienen como objetivo el de 

garantizar, a un precio competitivo, el suministro futuro de energía eléctrica en función de las 

predicciones de la evolución de la demanda. El volumen de energía subastado se estima a partir 

de las previsiones de venta de las distribuidoras en el largo plazo. 

                                                             
que incluyan Centros de Carga o Puntos de Carga cuya energía eléctrica no provenga en su totalidad de 
una Central Eléctrica Limpia. 
40 Cabe señalar que, con anterioridad existía el programa de incentivos PROINFA, el cual se encontraba 
basado en una política regulada determinada administrativamente (feed-in tariff). 
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Cabe señalar que no se cuenta con un calendario establecido o plazos para llevar a cabo las 

subastas, sin embargo, de la experiencia de Brasil, se evidencia que usualmente las subastas de 

energía nueva suelen realizarse dos veces al año, mientras que las subastas de fuentes 

alternativas se programan a discreción del gobierno brasileño. 

A continuación, un cuadro resumen de los elementos de diseño de subastas para nuevos 

proyectos, el cual se encuentra encasillados los proyectos de generación RER en Brasil y 

conforme a las normas antes citadas por las cuales se rigen: 

CRITERIO DE DISEÑO DESCRIPCIÓN 

Objetivo 
Energía (MWh/año) necesaria para cubrir las ventas de las 
distribuidoras. 

Regularidad/ 
periodicidad de las 
subastas 

No existe un calendario fijo, pero desde el 2009 se han ejecutado 
todos los años subastas de nueva capacidad. 

Autoridad responsable 

La Agencia Nacional Reguladora de la Electricidad (ANEEL) es 
responsable de la ejecución de las subastas, bajo las directrices del 
Ministerio de Minas y Energía (MME). ANEEL delga la ejecución de 
la subasta a la Cámara de Comercialización de Energía Eléctrica 
(CCEE). 

Objeto de la subasta 

¶ Contrato de compra de electricidad, por un periodo de entre 15 
y 30 años, por parte de una empresa distribuidora.  

¶ Los contratos para las tecnologías eólicas y fotovoltaicas suelen 
ser de 20 años.  

¶ Los contratos son en moneda local.  

¶ El precio es actualizado anualmente tomando como referencia la 
evolución del IPC en Brasil. 

Origen de los fondos 
para financiar el 
resultado de la subasta 

Tarifa eléctrica. 

Tamaño de los 
proyectos 

¶ Fotovoltaica, capacidad mínima de 5 MW.  

¶ Minihidráulica, capacidad mínima 1 MW.  

¶ Potencia nominal de los aerogeneradores, en caso de ser 
importados, de al menos 2.5 MW.  

¶ Cantidad máxima de energía que las plantas eólicas pueden 
ofertar en la subasta (P90). 

*Fuente: (FACTOR ENERGY, 2017) 

Para la generación renovable, se incluyen mecanismos que permiten monitorear el 

cumplimiento de entrega física de la energía contratada tanto anualmente, como cada cuatro 

años. El incumplimiento de esta obligación genera compensaciones a favor del distribuidor. En 

este caso operan como un contrato con tarifa Feed-in debido a que se remunera la energía 

producida a la tarifa adjudicada; no obstante, la remuneración proviene de las tarifas de energía 

aplicadas a los usuarios finales de electricidad. 

Como puede apreciarse en el caso de Brasil no se han definido mecanismos de cuotas para 

promover la adopción de tecnologías renovables, sino que su desarrollo se efectúa de acuerdo 

con las decisiones que adopte el Ministerio de Minas y Energía y utilizando contratos de 

suministro de energía que asemejan un mecanismo de tarifa Feed-in. 
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1.2.3.4 Panamá 

Mediante Ley 43, del 9 de agosto del 2012, se modifica la Ley 6 de 1997 (Ley Marco del Sector 

eléctrico) mediante el cual permitió la inserción de los actos de licitación para contratar energía 

procedente de una tecnología concreta, o de un conjunto de ellas. Dicho proceso de licitaciones 

es denominado como άǇƭƛŜƎƻǎ ŘŜ ŎŀǊƎƻǎ ŜǎǇŜŎƛŀƭŜǎέΦ 

Asimismo, la mencionada Ley 43 recoge una preferencia de un 5 % en el precio evaluado para 

las fuentes renovables, en cada uno de los subastas o licitaciones que efectúe para comprar 

energía y potencia, de tal manera que si el precio de la oferta de energía renovables es hasta un 

5 % superior al de la convencional se deberá escoger la renovable. 

Cabe señalar que, lƻǎ άǇƭƛŜƎƻǎ ŘŜ ŎŀǊƎƻǎ ŜǎǇŜŎƛŀƭŜǎέ se encuentran sujetos a las directrices de 

política energética que establezca la SEN y tienen por objetivo realizar subastas de acuerdo con 

cada tipo de tecnología con la intención de diseñar la matriz eléctrica nacional.  

Por su parte, las empresas distribuidoras tienen la obligación de tener el 100 % de su demanda 

contratada para los dos años siguientes, 90 % para los años 3-4 y así sucesivamente. Dicha 

obligación mínima de contratar se refiere tanto a la potencia como a la energía. Para la 

contratación de la potencia debe cubrir hasta la demanda máxima de generación (DMG) de las 

empresas de distribución eléctrica, el cual, se subasta el número de MW (capacidad); de MWh 

(generación), o ambas (potencia y energía asociada); requeridos para cumplir con los objetivos 

de contratación anuales.  

Para tales efectos, la Ley 43 permite la realización de subastas o licitaciones públicas mediante 

ǳƴ άǇƭƛŜƎƻ ŘŜ ŎŀǊƎƻǎ ŜǎǇŜŎƛŀƭŜǎέ, los cuales se vinculan con el cumplimiento del Plan de 

Expansión de generación y transmisión elaborado por ETESA. Esta modalidad permite el diseño 

de licitaciones de acuerdo con el tipo de tecnología, sea el caso de la eólica o la fotovoltaica, o 

incluso un mix de tecnologías, según las directrices de política energética establecidas por la 

SEN. 

Sobre el particular, el agente gestor de llevar a cabo las licitaciones es la Empresa de Transmisión 

Eléctrica S.A. (ETESA)41, cuyo 100% de las acciones son del Estado, siendo aprobado los pliegos 

por la ASEP como ente fiscalizador de las actividades llevadas a cabo. 

A continuación, un cuadro resumen de los elementos de diseño de subastas de energía 

renovable a travéǎ ŘŜ ƭƻǎ άtƭƛŜƎƻǎ ŘŜ ŎŀǊƎƻǎ ŜǎǇŜŎƛŀƭŜǎέ Ŝƴ tŀƴŀƳłΣ ŎƻƴŦƻǊƳŜ ŀ ƭŀǎ ƴƻǊƳŀǎ 

antes citadas por las cuales se rigen: 

 

CRITERIO DE DISEÑO DESCRIPCIÓN 

Regularidad/ periodicidad 
de las subastas 

¶ No existe un cronograma de licitaciones.  

¶ Desde el 2011 ha habido dos subastas eólicas, una 
fotovoltaica y dos hidráulicas.  

¶ No se esperan más subastas específicas de renovables.  
Autoridad responsable La empresa pública de transmisión eléctrica ETESA.  

Objeto de la subasta 
Contrato de compra de la electricidad (con o sin potencia firme 
de hasta 15 años (eólica) y 20 años (fotovoltaica).  

                                                             
41 De acuerdo a la Ley 57 de 2009, Ley que modifica la Ley 6 de 1997. 
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Origen de los fondos para 
financiar el resultado de 
la subasta 

Tarifa eléctrica de los clientes regulados. 

Tamaño de los proyectos No ha habido límite máximo al tamaño de los proyectos.  

Instalaciones nuevas o 
existentes  

Ambas. Si bien en las subastas eólicas y en la solar han sido 
adjudicatarias solo plantas nuevas, en las subastas hidráulicas 
las existentes han conseguido contratos.  

Tipo de subastas Sobre cerrado (sealed-bid).  

Criterio de selección de 
proyectos ganadores 

Ofertas o combinación de ofertas que resulte el menor precio 
para el sistema. El precio es el único criterio de adjudicación.  

*Fuente: (FACTOR ENERGY, 2017) 

En el caso de centrales eólicas solo aplica la modalidad por energía, teniendo como variante que 

la energía comprometida será el mínimo entre la de seguimiento horario y la producida por la 

central eólica. Asimismo, en caso la central eólica genere más que la energía de seguimiento 

horario, la distribuidora está obligada a comprar la energía en exceso al mismo precio que fue 

ofertado por el generador. 

En conclusión, en el caso panameño no se han definido mecanismos de cuotas para promover 

la adopción de tecnologías renovables, sino que su desarrollo se efectúa de acuerdo con el Plan 

de Expansión de su sistema eléctrico y utilizando contratos que asemejan un mecanismo de 

tarifa Feed-in.  

1.2.4 Propuesta de Modificación 

Como se ha explicado, la promoción de energías renovables en Perú se viene realizando 

mediante tarifas Feed-in que afectan los precios de transmisión eléctrica y eliminan los 

incentivos para que el generador RER comercialice su energía y su potencia firme mediante 

contratos de suministro. 

La solución a esta problemática, tal como se ha propuesto en el apartado 1.1.4 de esta sección 

pasa por aclarar que los productos potencia firme y energía no requieren ser adquiridos de 

manera atada.  

No obstante, ante la posibilidad que ello no sea suficiente para acelerar la adopción de 

generación basada en el uso de RER, se puede recurrir a mecanismos que mantengan el interés 

de las centrales de generación RER por competir en el mercado y promover la adquisición de los 

productos que estas centrales ofrecen por parte de los usuarios eléctricos. 

Al respecto, recomendamos hacer uso de mecanismos basados en obligaciones de cuotas de 

energía que originen un mercado de certificados para su cumplimiento, de manera similar a los 

casos de Chile y México. No recomendamos mantener el sistema de tarifas Feed-in.  

En razón a lo expuesto, sugerimos que el Decreto Legislativo N° 1002 sea modificado de modo 

que el objetivo de energía renovables establecido por el MINEM sea de cumplimiento 

obligatorio de parte de los consumidores eléctricos, tal que una fracción de la energía total del 

sistema provenga de fuentes renovables. 

Para ello se propone modificar los siguientes dispositivos normativos del DL 1002: 

άArtículo 5.- Comercialización de energía y potencia generada con RER 
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La generación de electricidad a partir de RER tiene prioridad para el despacho diario 

de carga efectuado por el Comité de Operación Económica del Sistema (COES), para 

lo cual se le considerará con costo variable de producción igual a cero (0). 

Para vender, total o parcialmente, la producción de energía eléctrica, los titulares 

de las instalaciones a los que resulte de aplicación el presente Decreto Legislativo 

deberán colocar su energía en el Mercado de Corto Plazo, al precio que resulte en 

dicho mercado, complementado con la prima fijada por el Organismo Supervisor 

de la Inversión en Energía y Minería (OSINERGMIN) en caso que el costo marginal 

resulte menor que la tarifa determinada por el OSINERGMIN. 

Para la fijación de la tarifa y la prima indicadas en el párrafo precedente, el 

OSINERGMIN efectuará los cálculos correspondientes considerando la 

clasificación de las instalaciones por categorías y grupos según las características 

de las distintas RER. La tarifa y la prima se determinan de tal manera que 

garanticen una rentabilidad no menor a la establecida en el artículo 79 del 

Decreto Ley Nº 25844, Ley de Concesiones Eléctricas. 

Artículo 7.- Determinación de las tarifas reguladas de generación aplicables a las 

RER Certificados de Energía RER 

7.1 El OSINERGMIN subastará la asignación de primas a cada proyecto con 

generación RER, de acuerdo a las pautas fijadas por el Ministerio de Energía y 

Minas. Las inversiones que concurran a la subasta incluirán las líneas de 

transmisión necesarias a su conexión al Sistema Eléctrico Interconectado Nacional 

(SEIN). 

7.2 La diferencia, para cubrir las tarifas establecidas para las RER, será obtenida 

como aportes de los usuarios a través de recargos en el Peaje por conexión a que 

se refiere el Artículo 61 de la Ley de Concesiones Eléctricas. Los respectivos 

generadores recibirán esta diferencia vía las transferencias que efectuará el COES, 

según el procedimiento que se establece en el Reglamento. 

7.3 OSINERGMIN establecerá anualmente el recargo esperado en el Peaje por 

Conexión, en el cual se incluirá la liquidación del recargo del año anterior. 

7.4 El OSINERGMIN establecerá los costos de conexión necesarios para la 

integración de un nuevo productor que alimente a la red interconectada mediante 

electricidad generada a partir de RER. 

7.1 Los Distribuidores, para su demanda de Usuarios Regulados, y los Usuarios 

Libres están obligados a disponer de Certificados de Energía RER por la parte de 

su demanda anual de energía equivalente al porcentaje objetivo que establezca 

el Ministerio de Energía y Minas a que se refiere el Artículo 2°. La demanda anual 

incluirá las pérdidas de transmisión que determine el COES. Los Generadores 

están obligados a garantizar los certificados con los propios y los adquiridos de 

terceros. 

7.2 Un Certificado de Energía RER es equivalente a una unidad de Energía Firme 

proveniente de RER no hidroeléctrica en la unidad de medida que determine 

Osinergmin. La comercialización de los certificados será registrada en el COES y 
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publicada en su página web. El COES implementará un mercado organizado para 

las transacciones de los certificados.  

7.3 El COES propondrá a Osinergmin los procedimientos para la verificación del 

cumplimiento de disponer de Certificados de Energía RER. El incumplimiento de 

esta obligación será objeto de una penalidad por certificado incumplido, la cual 

será fijada por Osinergmin. 

7.4 En las subastas que los Distribuidores efectúen al amparo de la Ley N° 28832, 

Osinergmin deberá tomar en cuenta en las bases de la licitación el cumplimiento 

de la obligación de disponer de Certificados de Energía RER, priorizando su 

adquisición si así lo considera necesario.έ 

Asimismo, contemplar una disposición que señala que los contratos derivados de las subastas 

efectuadas antes de la modificación de la ley mantendrán sus condiciones pactadas, no teniendo 

derecho a la asignación de Certificados de Energía RER salvo que den por resuelto sus contratos 

de subastas. 
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SECCIÓN II: GENERACIÓN DISTRIBUIDA 

1 ANÁLISIS CRÍTICO DEL MARCO REGULATORIO  

1.1 DEFINICIÓN DE GENERACIÓN DISTRIBUIDA 
Nuestro marco jurídico vigente regula diversas formas de generación eléctrica, con regímenes 

diversos y reglas particulares para casos en concreto. Incluso, cabe mencionar que, existen 

formas de generación eléctrica que se rigen, además de las normas jurídicas peruanas, por las 

disposiciones contractuales propias pactadas con el Estado Peruano como consecuencia de 

diversas iniciativas de inversión para la construcción, operación y mantenimiento de unidades 

de generación específicas, como es el caso de las centrales del Nodo Energético del Sur, por 

ejemplo. 

Pues bien, la Generación Distribuida no es sino una forma de generación eléctrica con 

reconocimiento legal en nuestro país. Se trata de un reconocimiento legal que ha ido 

evolucionando y complementándose desde la dación de la Ley 28832 hasta el Decreto 

Legislativo 1221. 

En efecto, podemos afirmar que la regulación de la generación distribuida se inició con el 

Reglamento de Cogeneración, Aprobado por Decreto Supremo N° 064-2005-EM, que fue 

reemplazado por el Decreto Supremo N° 037-2006-EM, actualmente vigente42. 

Posteriormente, con la emisión de la Ley 28832 se regula expresamente la actividad de 

generación distribuida. Finalmente, con el Decreto Legislativo 1002 y su reglamento, y el Decreto 

Legislativo 1221 regulan las formas especiales de Generación Distribuida. 

1.1.1 Definición de Generación distribuida en la Ley 28832 

Para el tipo de generación distribuida regulado por la Ley 28832, el marco jurídico ha sido parco 

e incompleto, quedando pendiente la aprobación del reglamento respectivo. 

Sin perjuicio a lo anterior, de acuerdo con el numeral 11 del artículo 1° de la Ley 28832, se define 

a la generación distribuida como: 

                                                             
42 Cabe resaltar que esta norma no tipifica la actividad de generación distribuida como tal, sino la de 
cogeneración, la cual conforme numeral 3.5 del artículo 3° del Nuevo Reglamento de Cogeneración, 
consiste en la producción combinada de energía eléctrica y calor útil donde la energía eléctrica es 
destinada al consumo de dicha actividad productiva y el excedente es comercializado en el mercado 
eléctrico. 
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ά11. Generación Distribuida. - Instalación de Generación con capacidad no mayor a 

la señalada en el reglamento, conectada directamente a las redes de un 

concesionario de distribución eléctrica.έ [subrayado nuestro] 

Sobre el particular, dicha definición contenida en la Ley 28832 considera como generación 

distribuida a las unidades de generación conectadas a las redes del concesionario de 

distribución, sin embargo, no se hace diferencias entre redes de muy alta, alta, media o baja 

tensión. Asimismo, un concesionario de distribución puede ser titular de redes de transmisión, 

por lo que una unidad de generación conectada a un sistema de transmisión, que forme parte 

de las redes del concesionario de distribución eléctrica, también podría ser calificada como 

generación distribuida bajo los alcances de la Ley 28832. 

Ahora bien, tal como se señala en su definición, la generación distribuida es una instalación de 

generación cuya capacidad está limitada a la potencia que señale el Reglamento respectivo, 

empero si se superase este límite máximo, la instalación de generación dejará de ser calificada 

ŎƻƳƻ άDŜƴŜǊŀŎƛƽƴ 5ƛǎǘǊƛōǳƛŘŀέΣ ǇƻǊ ƭƻ ǉǳŜ ȅŀ ƴƻ ƭŜ ǎŜǊƝŀƴ ŀǇƭƛŎŀōƭŜǎ ƭŀǎ ǊŜƎƭŀǎ ŜǎǘŀōƭŜŎƛŘŀǎ Ŝƴ 

la Ley 28832. 

Los beneficios que la Ley 28832 otorgan a la Generación distribuida se encuentran en su 

Disposición Complementaria Final Octava: 

άOCTAVA.- Medidas para la promoción de la Generación Distribuida y Cogeneración 

eficientes 

Las actividades de Generación Distribuida y Cogeneración interconectadas al SEIN 

se regirán por las siguientes disposiciones, de acuerdo con lo que establezca el 

Reglamento: 

a) La venta de sus excedentes no contratados de energía al Mercado de Corto Plazo, 

asignados a los Generadores de mayor Transferencia (de compra o negativa) en 

dicho mercado; y, 

b) El uso de las redes de distribución pagando únicamente el costo incremental 

incurrido.έ 

Cabe tener en cuenta que la definición de Generador que contiene la Ley 28832 es la siguiente: 

ά10. Generador.- Titular de una concesión o autorización de generación. En la 

generación se incluye la cogeneración y la generación distribuida.έ [subrayado 

nuestro] 

1.1.2 Definición de Generación distribuida en el Decreto Legislativo 1002 

Con fecha 02 de mayo del año 2008 se publicó, en el diario oficial El Peruano, el Decreto 

Legislativo 1002, que regula la promoción de la inversión para la generación de electricidad con 

el uso de energías renovables.  

De acuerdo con el Artículo 6° de esta norma, los generadores RER que tengan características de 

Cogeneración o Generación Distribuida, conforme lo establezca el Reglamento, pagarán por el 

uso de las redes de distribución conforme lo señala el incido b) de la Octava Disposición 

Complementaria Final de la Ley 28832. 

Al respecto, si bien el Decreto Legislativo 1002 señala que, las características que debe cumplir 

un generador RER para ser considerado como un generador distribuido serán precisadas en el 
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Reglamento, hasta la fecha no ha ocurrido la aprobación del mencionado Reglamento de 

Generación Distribuida y se cuenta con un Reglamento de Cogeneración aprobado con 

anterioridad a la aprobación del DL 1002. 

La generación RER que se calificada como distribuida tendrá derecho a las siguientes 

características estipuladas en el DL 1002, aplicables a toda la generación RER: 

Á La generación RER tiene prioridad en el despacho diario de carga efectuado por el COES, 

para lo cual se le considerará un costo variable de producción igual a cero. 

Á Para vender total o parcialmente la producción de energía eléctrica, los titulares de 

centrales RER deben colocar su energía en el MCP. El precio de este mercado será 

complementado con la prima fijada por el Osinergmin, siempre que el costo marginal 

sea menor a la tarifa respectiva y el generador haya sido beneficiario de una Subasta 

convocada por el MINEM. 

Como se puede observar, se desprende que el Decreto Legislativo 1002 regula un tipo de 

generación distribuida que se basa en el uso de recursos energéticos renovables, que sería un 

subconjunto de la Generación Distribuida regulada por la Ley 28832. Este tipo de Generación 

Distribuida con RER tendría además de prioridad de acceso en el despacho diario, prioridad de 

acceso a las redes eléctricas:  

άArtículo 8.- Despacho y acceso a las redes eléctricas de transmisión y distribución 

En caso de existir capacidad en los sistemas de transmisión y/o distribución del SEIN, 

los generadores cuya producción se basa sobre RER tendrán prioridad para 

conectarse, hasta el límite máximo del porcentaje anual objetivo que el Ministerio 

de Energía y Minas determine conforme al artículo 2 de este Decreto Legislativo.έ43 

Cabe aclarar que el Decreto Legislativo define en su artículo 3° que se entiende como RER a los 

recursos energéticos tales como biomasa, eólico, solar, geotérmico y mareomotriz; y tratándose 

de la energía hidráulica, cuando la capacidad instalada no sobrepasa de los 20 MW.  

1.1.3 Definición de Generación distribuida en el Decreto Legislativo 1221 

En fecha 24 de setiembre del año 2015 se publicó, en el diario oficial El Peruano, el Decreto 

Legislativo 1221, que mejora la regulación de la distribución de electricidad para promover el 

acceso a la energía eléctrica en el Perú.  

De acuerdo con el Artículo 2° de esta norma, los usuarios del servicio público de electricidad, 

que disponen de equipamiento de generación eléctrica renovable no convencional o de 

cogeneración, hasta la potencia máxima establecida para cada tecnología, tienen derecho a 

disponer de ellos para su propio consumo o pueden inyectar sus excedentes al sistema de 

distribución44, sujeto a que no afecte la seguridad operacional del sistema de distribución al cual 

está conectado. 

                                                             
43 El mencionado artículo 2° señala que el Ministerio de Energía y Minas establecerá cada cinco (5) años 
un porcentaje objetivo en que debe participar, en el consumo nacional de electricidad, la electricidad 
generada a partir de RER, no considerándose en este porcentaje objetivo a las centrales hidroeléctricas. 
Actualmente dicho porcentaje es igual a 5%. 
44 Hay que tomar en cuenta que hoy en día Osinergmin considera que las tarifas de distribución remuneran 
las redes que inician en los alimentadores de 23 kV. No obstante, el Código de Electricidad Suministro 
define que las tensiones de distribución son aquellas menores que 60 kV. No está claro entonces a qué 
redes se refiere el DL 1221.   
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Asimismo, se dispone que la potencia máxima referida en el párrafo anterior, así como las 

condiciones técnicas, comerciales, de seguridad, regulatorias y la definición de las tecnologías 

renovables no convencionales que permitan generación distribuida, entre otros aspectos 

necesarios, son establecidos en el reglamento que para tal efecto se debe emitir, lo cual todavía 

no ha ocurrido. 

De lo señalado hasta el momento, se debe tener en cuenta que la generación distribuida 

regulada en la Ley 28832, el Decreto Legislativo 1002 y el Decreto Legislativo 1221, no 

necesariamente son las mismas. La primera está referida a equipos generación hasta 

determinada potencia, que se encuentran directamente conectados a la red de distribución; la 

segunda a centrales de generación con RER con características de generación distribuida que 

deberán ser precisadas en su reglamento respectivo, con condiciones comerciales y regulatorias 

precisadas en su marco jurídico especial; y la tercera, a usuarios del servicio público de 

electricidad (¿usuarios regulados?)45 que cuentan con equipamiento de generación RER no 

convencional hasta la potencia máxima definida en el Reglamento respectivo. 

1.1.4 Definición de Generación distribuida en la Ley de Concesiones Eléctricas 

La LCE señala, de forma general que, si una unidad de generación se encuentra conectada 

directamente a las redes del concesionario de distribución eléctrica, y, en consecuencia, no 

cumple con las condiciones señaladas en la Ley 28832 o los Decretos Legislativo 1002 y 1221, 

deberá regirse por el régimen general establecido en la mencionada LCE y los Reglamentos que 

le sean aplicables. 

Cabe señalar, asimismo que los artículos 3° y 4° de la LCE establecen que solo requieren 

Concesión o Autorización para generación de electricidad cuando la potencia instalada supere 

los 500 kW. La generación de menor tamaño en consecuencia no es un Generador de acuerdo 

con la Ley 28832. 

1.1.5 Análisis de la experiencia internacional 

1.1.5.1 Chile  

En Chile, la generación distribuida comprende a todo medio de generación conectado a las 

instalaciones de una empresa de distribución hasta el límite de 9 MW. En ese sentido, la Ley 

20571 promueve que los clientes finales de las empresas distribuidores instalen sistemas de 

generación mediante fuentes renovables no convencionales y cogeneración eficiente hasta una 

capacidad instalada de 100 KW con el objetivo principal de abastecer sus requerimientos de 

energía (autoconsumo) y permitir vender sus excedentes de energía. Asimismo, el Decreto 

{ǳǇǊŜƳƻ bϲ нпп όŜƴ ŀŘŜƭŀƴǘŜ ά5{ bϲ нппέύ ƛƴǘǊƻŘǳŎŜ Ŝƭ ŎƻƴŎŜǇǘƻ ŘŜ ǇŜǉǳŜƷƻǎ ƳŜŘƛƻǎ ŘŜ 

ƎŜƴŜǊŀŎƛƽƴ ŘƛǎǘǊƛōǳƛŘŀ όŜƴ ŀŘŜƭŀƴǘŜ άtaD5έύ46 como medios de generación con una capacidad 

mayor a 100 KW hasta el límite de 9 MW que se conectan en las instalaciones del sistema de 

distribución47. 

                                                             
45 Hacemos notar que el Artículo 2° de la LCE señala que constituyen servicio publico de electricidad la 
distribución y transmisión de electricidad, además del suministro regular de energía eléctrica para uso 
colectivo o destinado al uso colectivo, hasta los límites de potencia fijados por el RLCE. 
46 No incluye Generadores de Emergencia Móvil. 
47 En Chile se define Sistema de Distribución como el conjunto de instalaciones de tensión nominal igual 
o inferior a 23 kV, que se encuentran fuera de la subestación primaria de distribución, destinadas a dar 
suministro a los usuarios ubicados en zonas de concesión, o bien a usuarios ubicados fuera de zonas de 



 
 

Servicio para el desarrollo de propuesta de reglamento y procedimiento para la reforma del sector 
eléctrico en la generación eléctrica ς Segundo Informe 

58 

 

1.1.5.2 Reino Unido 

En el Reino Unido, la generación distribuida comprende a toda unidad de generación que opera 

conectada a la red de distribución. 

1.1.5.3 Nueva Zelanda 

En Nueva Zelanda, el Código de Participación de la Industria Eléctrica publicada en el año 2010 
(en adelante, el Código) define a la generación distribuida como todo generador conectado 
directamente a la red de distribución o conectado a las instalaciones de un consumidor de la 
red de distribución48, sin embargo, no incluye a las centrales de generación operadas por el 
distribuidor para mantener y/o restaurar en parte o todo el suministro en la red de distribución 
o aquellas centrales de generación que se sincronizan momentáneamente a la red de 
distribución. 

1.1.5.4 Estados Unidos 

En los EEUU, la regulación del sector eléctrico está en parte descentralizada, con un cierto 

reparto entre las competencias de la FERC (que se encarga de la regulación federal) y las 

competencias de los Estados. La regulación sobre la generación distribuida no es una excepción, 

y desde la misma definición del concepto de generación distribuida nos podemos encontrar con 

diferentes matices dependiendo de que estemos hablando de regulación federal, estatal o de 

una determinada jurisdicción. 

En términos generales, para los efectos de esta revisión, podemos considerar que la generación 

distribuida es aquella de capacidad instalada menor a 20 MW que se encuentra conectada a la 

red de distribución. La generación distribuida engloba tanto aquella que se usa parcialmente 

para el autoconsumo (y suele estar detrás del contador) como aquella que se usa enteramente 

para participar en los distintos mercados.  

En Estados Unidos, el concepto de la generación distribuida se aborda como parte del concepto 

de recursos energéticos distribuidos (Distributed Renewable Resource, DER), que incluyen 

además almacenamiento, manejo de demanda, entre otros49. 

En el caso particular de la generación distribuida, la FERC tiene competencias en lo referente a 

las ventas en el mercado mayorista (que es interestatal) y en los cargos de la red de transporte. 

Por otro lado, los estados tienen competencias a la hora de determinar los procedimientos de 

interconexión o las tarifas. Esta distinción lleva por ejemplo a que el net metering sea una 

competencia estatal, pero las ventas de energía en el mercado sea competencia de la FERC. Del 

mismo modo, la participación de los consumidores en programas de respuesta de la demanda a 

nivel distribución es competencia estatal, pero la agregación de recursos para la participación 

en mercados mayoristas es competencia de la FERC. 

Según la definición de la FERC, un generador de pequeña escala (small generator) comprende a 

las instalaciones con potencia instalada hasta 20 MW. El propietario de la instalación de 

generación o cliente de interconexión que desea conectar y operar de forma paralela su 

generador al sistema de transmisión o distribución debe cumplir con los requisitos establecidos 

por el Small Generator Interconnection Agreement (SGIA, 2016) publicado en el año 2016. 

                                                             
concesión que se conecten a instalaciones de una concesionaria mediante líneas propias o de terceros, o 
a instalaciones de tensión nominal igual o inferior a 23 kV que utilicen bienes nacionales de uso público. 
48 El Código la define como las líneas eléctricas y el equipo asociado operado o que pertenece al distribuidor. 
49 ±ŜǊ ά5ƛǎǘǊƛōǳǘŜŘ 9ƴŜǊƎȅ wŜǎƻǳǊŎŜǎ ¢ŜŎƘƴƛŎŀƭ /ƻƴǎƛŘŜǊŀǘƛƻƴǎ ŦƻǊ ǘƘŜ .ǳƭƪ tƻǿŜǊ {ȅǎǘŜƳ {ǘŀŦŦ wŜǇƻǊǘ 
Docket No. AD18-10-лллΦ CŜōǊǳŀǊȅ нлмуέ 
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1.2 CONEXIÓN A LA RED 

1.2.1 Marco normativo  

En la Ley 28832, conforme a su Octava Disposición Complementaria Final, la generación 

distribuida al encontrarse conectada al SEIN se rige por las siguientes reglas: 

o La venta de sus excedentes de energía, no contratados, se comercializan en el Mercado 

de Corto Plazo, siendo asignados a los generadores de mayor transferencia en dicho 

mercado. 

o Por el uso de las redes de distribución, el generador distribuido debe pagar únicamente 

el costo incremental. 

Por su parte, el Decreto Supremo N° 012-2011-EM, que aprueba el Reglamento para la 

Generación de Electricidad con Energías Renovables, en su Artículo 22° señala que la central de 

generación RER que tenga las características de generación distribuida pagará por el uso de las 

redes de distribución únicamente el costo incremental incurrido por el distribuidor. Dicho costo 

incremental se determina en función a las inversiones en mejoras, reforzamientos y/o 

ampliaciones de la red de distribución para permitir técnicamente la inyección de la energía 

producida por los generadores RER. 

Es así que el referido Reglamento establece algunas reglas para la conexión del generador 

distribuido a las redes del concesionario de distribución, como son: 

Á El Generador RER solicita la conexión a la empresa de distribución, la que cuenta con 60 

días calendario para facilitar al solicitante, con criterio técnico y económico, un punto 

de conexión en su red, así como una estimación completa y detallada de los costos 

incrementales en que incurra. 

Á Las mejoras, reforzamientos y/o ampliaciones en la red de distribución realizadas como 

consecuencia de la conexión del generador distribuido RER, serán tratadas como 

contribuciones reembolsables. 

Á Le corresponde al generador distribuido RER pagar un cargo por el uso de las redes de 

distribución, el mismo que es fijado de común acuerdo entre las partes. Las partes 

pueden recurrir al Osinergmin cuando no lleguen a un acuerdo sobre este extremo. 

Todo generador distribuido, independientemente del régimen al que corresponda (Ley 28832, 

Decreto Legislativo 1002 o Decreto Legislativo 1221), está conectado a las redes del distribuidor. 

A nivel normativo, tanto la generación distribuida desarrollada al amparo de la Ley 28832 como 

la desarrollada bajo el régimen del Decreto Legislativo 1002, pagan por el uso de las redes de 

distribución únicamente el Costo Incremental. Esto no ha sido incluido por el Decreto Legislativo 

1221. 

9ƭ ά/ƻǎǘƻ LƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭέ ƴƻ Ƙŀ ǎƛŘƻ ƻōƧŜǘƻ ŘŜ ǳƴ ŘŜǎŀǊǊƻƭƭƻ ǊŜƎƭŀƳŜƴǘŀǊƛƻΣ ǎƛƴ ŜƳōŀǊƎƻΣ ƭŀ ƭŜŎǘǳǊŀ 

de la Ley 28832 nos permite llegar a las siguientes conclusiones: 

Á El costo incremental es la contraprestación que el generador distribuido debe pagar por 

el uso de las redes de distribución. 

Á Al ser una contraprestación debe existir una correlación directa entre el uso que realiza 

el generador distribuidor y el monto de su contraprestación.  

Á El costo incremental no remunera los costos de conexión del generador distribuido al 

sistema de distribución, pues estos no son costos originados como consecuencia del uso. 
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Á El sistema de distribución, en condiciones normales, opera a un determinado costo, si 

este costo se incrementa como consecuencia de la conexión de un generador distribuido 

(relación de causalidad), ese sería el costo incremental. 

Á 9ƭ ŎǊƛǘŜǊƛƻ ŘŜƭ ά/ƻǎǘƻ LƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭέ ƴƻ Ƙŀ ǎƛŘƻ ǊŜƎǳƭŀŘƻ ŜȄǇǊŜǎŀƳŜƴǘŜ Ŝƴ ŦŀǾƻǊ Ře la 

generación distribuida desarrollada bajo el régimen del Decreto Legislativo 1221, 

empero podría ser incluido en el Reglamento respectivo. 

!ƘƻǊŀ ōƛŜƴΣ Ŝƭ άwŜƎƭŀƳŜƴǘƻ ŘŜ DŜƴŜǊŀŎƛƽƴ 5ƛǎǘǊƛōǳƛŘŀέ ŘŜōŜǊƝŀ ǊŜǎǇŜǘŀǊ Ŝƭ ŎǊƛǘŜǊƛƻ ǎŜƷŀƭŀŘƻ Ŝƴ 

la Ley 28832, que es aplicable también al Decreto Legislativo 1002 distinguiendo los costos de 

conexión al sistema de distribución, de los costos incrementales ocasionados por el uso que el 

generador distribuido realiza del sistema de distribución. 

Para el caso de la generación distribuida que se desarrolle al amparo del Decreto Legislativo 

1221, no existe norma con rango de ley que precise los criterios que se deben observar para la 

remuneración de los sistemas de distribución. 

Al respecto, el Decreto Legislativo 1221 parecieran referirse a los Usuarios Regulados que 

cuentan con unidades de generación distribuida. Al ser Usuarios Regulados pagan las tarifas de 

distribución que les son aplicables, como son el Valor Agregado de Distribución, los Importes 

máximos de conexión al sistema de distribución y las tarifas de corte y reconexión. 

El VAD remunera los costos asociados al usuario, independientes de su demanda de potencia y 

energía, las pérdidas estándares de distribución en potencia y energía y los costos de inversión, 

operación y mantenimiento asociados a la distribución. 

El costo que un generador distribuido (del régimen del Decreto Legislativo 1221) le general al 

sistema de distribución, ya sea mediante su conexión a la red o mediante el uso que haga de 

esta, no es remunerado por ninguna de las tarifas que este generador paga como usuario 

regulado, por lo que el Reglamento debe prever la obligación de pago de un monto adicional, 

ǇŀǊŀ ƭƻ Ŏǳŀƭ ǇƻŘǊƝŀ ǳǘƛƭƛȊŀǊǎŜ Ŝƭ ŎǊƛǘŜǊƛƻ ŘŜƭ ά/ƻǎǘƻ LƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭέΣ ǊŜŎƻƎƛŘƻ Ŝƴ ƭŀ [Ŝȅ нууонΦ 9n 

todo caso, se debe evitar que el Usuario Regulado evite remunerar las redes de distribución a la 

que se conecta. 

1.2.2 Análisis de la experiencia internacional 

1.2.2.1 Chile  

La empresa distribuidora debe permitir la conexión de los medios de generación distribuida a 

sus redes manteniendo los niveles de seguridad y calidad de suministro. En el marco de la Ley 

20571, los clientes finales deben presentar una solicitud de conexión a la empresa distribuida 

indicando la capacidad instalada del equipo de generación que desea conectar a la red. En 

respuesta a la solicitud de conexión, la empresa distribuida debe indicar su capacidad instalada 

permitida, instalaciones adicionales para realizar la conexión y un modelo de contrato de 

conexión. 

En la conexión se diferencia dos catŜƎƻǊƝŀǎΣ ƭŀǎ ŎǳŀƭŜǎ ǎŜ ŜƴŎǳŜƴǘǊŀƴ ǊŜƎǳƭŀŘŀǎ ǇƻǊ ƭŀ άbƻǊƳŀ 

ǘŞŎƴƛŎŀ ŘŜ ŎƻƴŜȄƛƽƴ ȅ ƻǇŜǊŀŎƛƽƴ ŘŜ ŜǉǳƛǇŀƳƛŜƴǘƻ ŘŜ ƎŜƴŜǊŀŎƛƽƴ Ŝƴ ōŀƧŀ ǘŜƴǎƛƽƴέ ȅ ƭŀ άbƻǊƳŀ 

ǘŞŎƴƛŎŀ ŘŜ ŎƻƴŜȄƛƽƴ ȅ ƻǇŜǊŀŎƛƽƴ ŘŜ taD5 Ŝƴ ƛƴǎǘŀƭŀŎƛƻƴŜǎ ŘŜ ƳŜŘƛŀ ǘŜƴǎƛƽƴέΣ Ŏǳȅƻǎ ŀǎǇŜŎǘƻǎ 

más importantes se describen a continuación:  

i. Instalaciones con potencia instalada de hasta 100 kW conectadas a las redes de baja 

tensión (hasta 400 V) a través de la acometida del usuario eléctrico. Deben tener un 
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medidor bidireccional. La potencia máxima instalable será aprobada por el distribuidor y 

el resultado de evaluar tres criterios: no invertir el sentido de flujo de la subestación de 

distribución que alimenta al usuario, se respete la máxima corriente de corto circuito 

permitida en la red de distribución, y se respete las variaciones de tensión permitidas en 

la red de distribución). 

La instalación debe realizarla un instalador certificado, debiéndose garantizar que se 

preserve la seguridad del sistema y de las personas. 

  

ii. PMGD o Instalaciones con potencia máxima inyectada de más de 100 kW y hasta 9 MW 

conectadas a las redes de baja y media tensión (hasta 23 kV) directamente o a través de 

la acometida del usuario. En caso de conectarse en baja tensión, se aplica la norma técnica 

especifica.   

Para la conexión del generador se exigen una serie de estudios (cargabilidad del 

alimentador al que se conecta, impacto en niveles de tensión e impacto en potencia de 

corto circuito) que permiten determinar si el generador tiene o no un impacto significativo 

en la red de distribución; implicando ello que su conexión y operación generan la 

necesidad de efectuar una serie de inversiones en las redes y/o sistemas de protección 

del distribuidor.   

Los generadores deben cumplir una serie de características técnicas (respuesta de 

frecuencia, tensión, armónicos, entre otros) que permitan mantener la operación segura 

del sistema y las personas.  

En caso el generador se conecte a través de la acometida del usuario, se deberá colocar 

un medidor bidireccional. En caso el usuario cuente además de generación basada en RER 

o en cogeneración, con otras fuentes de generación, deberá instalar medidores que 

registren por separado la energía de ambos grupos. Los medidores destinados a la 

facturación y sus aparatos de control deben ubicarse cerca al punto de conexión y deben 

reportar su información directamente al CDEC por medios remotos.   

1.2.2.2 España  

El acceso de las instalaciones de generación a la red debe atender los criterios de seguridad y 

continuidad del servicio incluyendo las instalaciones existentes y comprometidas. El Real 

Decreto 413/2013 indica que la información necesaria para que los titulares de instalaciones de 

producción de energía eléctrica mediante fuente de energía renovables, cogeneración y 

residuos puedan suscribir contratos con las empresas distribuidoras son: i) Información técnica 

de los puntos de conexión y medida, ii) Características cuantitativa y cualitativa de la energía 

consumida e inyectada, iii) Causas de recisión o modificación del contrato y iv) Condiciones 

técnicas para proceder a la conexión. 

Los requisitos de acceso y conexión para instalaciones de autoconsumo: 

¶ Instalaciones con potencia inferior a 100 kW, el Real Decreto 1699/2011 expone que el 

promotor de la instalación debe solicitar a la empresa distribuidora el derecho y 

condiciones técnicas de conexión adjuntado información como: ubicación de la 

instalación, propuesta del punto de conexión, características técnicas de generador, del 

inversor, de las protecciones, etc. La empresa distribuidora cuenta con el plazo de 30 

días para dar respuesta a la solicitud. En caso sea aceptada la solicitud, la empresa 

distribuidora debe indicar las condiciones de acceso y conexión con la siguiente 

información (entre otros) el punto de conexión, las tensiones mínimas y máximas en el 

punto de conexión, la potencia de cortocircuito. 
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Los trabajos de conexión pueden ser realizado por empresa distribuidora o un instalador 

autorizado. 

¶ Instalaciones con potencia superior a 100 kW, el Real Decreto 1955/2000 expone que el 

agente autoconsumidor debe presentar una solicitud de acceso al gestor de la red de 

distribución. El gestor de la red de distribución debe realizar los estudios necesarios para 

responder si la red cuenta con capacidad suficiente en el punto de conexión solicitado. 

En caso la conexión sea inviable en el punto de conexión solicitado, la empresa 

distribuidora puede proponer otros puntos de conexión e informar los refuerzos 

necesarios para eliminar la restricción de acceso. 

Todas las peticiones de acceso aceptadas, referido a solicitudes de potencia, está a 

disposición del público en general.  

Las instalaciones de generación mediante fuentes de energía renovables con potencia superior 

a 10 MW que planeen conectarse a la red de distribución deben ser acreditadas por el gestor 

del distribución y operador del sistema de transmisión. Asimismo, en caso un conjunto de 

instalaciones de generación no gestionable comparta un punto de conexión, el Real Decreto 

413/2014 indica que la capacidad máxima de generación no debe superar el 1/20 de la potencia 

de cortocircuito en el punto de conexión. 

1.2.2.3 Reino Unido  

El operador del sistema de distribución es responsable de elaborar un estudio de conexión 

especificando los refuerzos necesarios (ampliaciones de capacidad, equipos compensación 

reactiva, etc.) y los costos de conexión. 

1.2.2.4 Nueva Zelanda 

Para la conexión a la red de distribución, la sexta parte del Código señala que, los generadores 

distribuidos deberán obtener previamente la aprobación del distribuidor, cuanto este pretenda 

conectar un nuevo generador distribuido, en los términos reguladas en el Anexo 6.2 del Código 

o por acuerdo de partes; o continuar con conexiones existentes cuyos contratos tengan los 

plazos a punto de concluir o ya hayan finalizado, asimismo cuando se desee modificar la 

capacidad instalada50, el tipo de combustible utilizado como fuente o cuando no exista contrato 

de conexión alguno. 

Las solicitudes de conexión se realizarán de manera distinta, dependiendo de las siguientes 
características: 

i. Capacidad instalada menor a 10 kW. En este caso es aplicable el proceso establecido 

en la parte 1 del anexo 6.1 de la sexta parte del Código que indica que el generador 

distribuidor deberá presentar información de las especificaciones técnicas (punto 

de conexión, detalles del inversor o batería, etc.) al distribuidor para que, este 

último indique si la conexión es posible o no. En el lapso de 30 días, el distribuidor 

debe responder la viabilidad de la conexión. En caso la conexión sea viable, el 

generador distribuido dispone de 10 días para indicar al distribuidor su disposición 

para negociar un contrato de conexión. 

                                                             
50

El apéndice 1 de la primera parte del Código de Participación de la Industria Eléctrica define a la capacidad instalada (nameplate 

capacity) como la menor de: 
(a) la carga máxima potencia continuada de la central de generación en las condiciones reguladas en el Anexo 6.2 del Código por su 
diseño en MW o kilovatios 
(b) la carga máxima potencia continuada del inversor de la central de generación (si la hubiere) en las condiciones reguladas en el 
Anexo 6.2 del Código por su diseño en MW o kilovatios 
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Asimismo, el Código presenta una subclasificación denominada sistema de 

generación distribuida a pequeña escala (Small Scale Distributed Generation, SSDG), 

aplicable cuando:  

¶ Esté diseñado e instalado de acuerdo con la norma AS 4777.1. 

¶ Incorpore un inversor que ha sido aprobado y ratificado en la Declaración 

de Conformidad (DoC) con todas las partes de AS 4777.2 por un laboratorio 

con acreditación reconocida por la IANZ (International Accreditation New 

Zealand).  

¶ Tenga configuración de protección que cumplan con las normas de conexión 

y operación del distribuidor. 

¶ Cumpla con los estándares de conexión y operación del distribuidor y la 

congestión. 

La solicitud de conexión debe contener el monto de la tarifa aplicada por el 

distribuidor conforme a las tarifas máximas establecidas por la regulación. 

En caso no se llegue a un acuerdo, se aplicarán los términos señalados en el Anexo 

6.2 del Código, entre ellos tenemos los siguientes: 

¶ La obligación del distribuidor y el generador distribuido de garantizar la 

protección adecuada en sus instalaciones del equipo, el personal y otras 

personas, así como sus bienes, contra daños y lesiones. 

¶ La obligación del generador distribuido de proporcionar al distribuidor, a su 

solicitud, los datos de intervalo y los datos acumulados registrados por las 

instalaciones de medición en el punto en el que se conecta. 

¶ El derecho del distribuidor a acceder a las instalaciones del generador 

distribuido con el propósito de instalar, probar, inspeccionar, mantener, 

reparar, reemplazar, operar, leer o retirar cualquiera de los equipos del 

distribuidor y para cualquier otro propósito relacionado con estos términos 

regulados; verificar la información de medición; determinar la causa de 

cualquier interferencia en la calidad de los servicios de entrega que 

proporciona el distribuidor al generador distribuido; proteger o prevenir el 

peligro o daño a personas o bienes; conectar o desconectar eléctricamente 

la generación distribuida; entre otros. 

¶ El deber del distribuidor de no interferir sobre el equipo del generador 

distribuido sin el consentimiento previo por escrito. Sin embargo, podrá 

interferirse para proteger la salud y la seguridad de las personas o para 

evitar daños a la propiedad, en estos casos deberá informar al generador 

distribuido de la ocurrencia y las circunstancias involucradas. 

¶ La obligación del distribuidor y el generador distribuido de informar en caso 

de interferencias con el equipo del distribuidor o el robo de electricidad. 

¶ El deber del generador distribuido de proteger el equipo del distribuidor 

contra interferencias y daños. 

¶ El deber del distribuidor de garantizar que la conexión del generador 

distribuidor no se interrumpa, asimismo, la posibilidad que tiene el 

distribuidor de desconectar temporalmente la generación distribuida si esta 

se encuentra en concordancia con la política de gestión de congestión del 

distribuidor; si es razonablemente necesario para el mantenimiento, la 
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construcción y las reparaciones planificadas en la red de distribución; o con 

el fin de proteger o prevenir el peligro o daño a personas o bienes. 

¶ El deber del generador distribuidor de construir la generación distribuida 

dentro de los 18 meses de la aprobación de la solicitud de conexión. 

¶ La obligación de las partes de preservar la confidencialidad de la 

información confidencial, y de no revelar, informar, publicar, transferir o 

revelar, directa o indirectamente, la existencia de cualquier información 

confidencial  

¶ La determinación en los límites de responsabilidad del generador distribuido 

y del distribuidor y sus excepciones. 

ii. Capacidad instalada mayor a 10 kW. En este caso es aplicable el proceso establecido 

en la parte 2 del anexo 6.1 de la sexta parte del Código. Dicho proceso consiste en 2 

etapas: 

¶ La primera etapa consiste en la entrega de una solicitud inicial por parte del 

generador distribuidor proporcionando información técnica sobre este, el 

distribuidor tendrá un plazo de 30 días desde la recepción de dicha solicitud 

para proporcionarle la información necesaria al generador distribuidor para 

la segunda etapa del proceso.  

¶ Luego de ello, inicia la segunda etapa, en el cual el generador distribuidor 

contará con un plazo de 12 meses desde la recepción de la información 

brindada por el distribuidor para realizar la solicitud final, salvo las partes 

acuerden de que esta no es necesaria. Luego de recibida, el distribuidor 

deberá dar aviso de su aprobación o no, conforme los siguientes plazos: 

-  45 días hábiles si la generación distribuida tiene una capacidad 

instalada <1 MW 

-  60 días hábiles si la generación distribuida tiene una capacidad 

instalada > 1 MW, pero <5 MW 

-  80 días hábiles si la generación distribuida tiene una capacidad 

instalada > 5 MW 

Si el solicitante desea proceder con la solicitud, deberá dar aviso por escrito al 

distribuidor dentro de los 30 días hábiles siguientes. Las partes podrán aceptar 

utilizar las condiciones reguladas en la Anexo 6.2 del Código o negociar un 

contrato en un plazo de 30 días hábiles.  

1.2.2.5 Estados Unidos 

La FERC no tiene jurisdicción sobre los procedimientos de interconexión a la red de distribución 

de la generación distribuida, incluso si la instalación participa en mercados mayoristas de 

electricidad. Por lo que las reglas con los requisitos concretos de interconexión dependen de 

cada jurisdicción. 

Hasta principios de la década de 2000, los procedimientos de interconexión de la generación 

distribuida se determinaban caso por caso. Las empresas de servicios públicos generalmente 

aplicaban los estándares de interconexión federales descritos en la PURPA (1978). El problema 

es que estos no fueron diseñados para las características que presenta y los retos que introduce 

la generación distribuida.  
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En el año 2000, California se convirtió en el primer estado en promulgar un estándar de 

interconexión para las conexiones de generación distribuida. La denominada Regla 21 de 

California facilitó y aceleró enormemente las conexiones de este tipo de generación. Desde 

entonces, muchos Estados han adoptado estándares de interconexión para la generación 

distribuida. Un denominador común de estos estándares es el de tratar de eliminar las barreras 

de entrada a este tipo de generación. En 2012, ya eran 44 los Estados que habían introducido 

estándares o directrices de interconexión. Aunque los estándares son uniformes a nivel estado, 

lo cierto es que las empresas suelen conservar cierta discrecionalidad. Por ejemplo, para los 

generadores que no se ajustan a los procedimientos de interconexión, las empresas de servicios 

públicos pueden determinar qué estudios son necesarios, la profundidad de su revisión y el 

cronograma de interconexión.  

En general, las mejores prácticas en cuanto a estándares de conexión incluyen el uso de las 

normas técnicas existentes: IEEE 1547, UL 1741 y los estándares de la NEC.  

El Institute of Electrical and Electronics Engineers (IEEE) ha diseñado unos estándares de 

conexión para la generación distribuida conectada a la red. IEEE 1547 proporciona una serie de 

requisitos técnicos y de pruebas de operación.  

Por otro lado, el Underwriters Laboratories (UL) ha desarrollado la UL 1741 para la certificación 

de inversores, convertidores, controladores de carga, etc. para sistemas de energía renovable 

autónomos y conectados a la red. La UL 1741 verifica por ejemplo que los inversores cumplan 

con el citado IEEE 1547 para aplicaciones conectadas a la red. 

Por último, el National Electrical Code (NEC), se ocupa de los equipos eléctricos y la seguridad 

del cableado. 

En el momento de la conexión, dependiendo del sistema, también puede requerirse al 

propietario de la instalación de generación, un seguro de responsabilidad civil en caso de que se 

produzcan accidentes que afecten al sistema eléctrico. La mayoría de los propietarios suelen 

tener cubierta una responsabilidad mínima de $ 100,000 a través de sus pólizas de seguro de la 

vivienda, nave industrial, etc., lo que a menudo es suficiente.  

En particular, de acuerdo con el Small Generator Interconnection Agreement (FERC, 2016) Las 

instalaciones de interconexión comprenden a todos los equipos necesarios para conectar la 

instalación de generación y el punto de interconexión. Asimismo, cuando la energía producida 

por las instalaciones de generación de pequeña escala es destinada para su venta el mercado 

mayorista de electricidad se puede requerir modificaciones y mejoras al sistema de transmisión 

(actualizaciones de red) o distribución (actualizaciones de distribución).  

La actualización de red o de distribución abarca desde el punto de interconexión hacia el sistema 

de transmisión o distribución, por lo tanto, estas actualizaciones y las instalaciones de 

interconexión no se traslapan. 

Adicionalmente, como parte de los requisitos de conexión, la instalación de generación requiere 

de un equipo de medición que cumpla con las normas de la industria. 

Las responsabilidades del cliente de interconexión y proveedor de transmisión respecto a las 

instalaciones de conexión se dividen según: 
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¶ Respecto a las instalaciones de interconexión, los clientes de interconexión y el 

proveedor de transmisión son responsables de su construcción, operación y 

mantenimiento según su propiedad. 

¶ Respecto a las actualizaciones de red o de distribución, el proveedor de transmisión es 

responsable de su diseño, construcción e instalación. Sin embargo, cuando las 

actualizaciones se ubican en el terreno del cliente de interconexión, este último puede 

construir la actualización de red previa coordinación con el proveedor de transmisión. 

Respecto a las actualizaciones de distribución o red, los costos de construcción e instalación son 

asumidos por el cliente de interconexión, sin embargo, en el caso de una actualización de red, 

el cliente de interconexión tiene el derecho a recibir un reembolso por los montos anticipados 

al proveedor de transmisión y los operadores de sistemas afectados desde: 

¶ El inicio en operación comercial de la instalación de generación del cliente de 

interconexión. 

¶ El inicio en operación comercial de futuras instalaciones de generación que requieran 

de las actualizaciones de red en caso no se logre la operación comercial de la instalación 

de generación del cliente de interconexión. 

Respecto a las instalaciones de interconexión, el proveedor de transmisión debe proporcionar 

el mejor costo estimado de compra y construcción. Los costos de las instalaciones de 

interconexión pueden compartirse entre las entidades que se beneficien de estas instalaciones. 

Respecto al equipo de medición, el cliente de interconexión es responsable de asumir los costos 

de compra, instalación, mantenimiento, prueba y reparación. 

En cuanto a la operación, el Small Generator Interconnection Agreement señala que los 

propietarios de las instalaciones de generación deben cumplir con los requisitos de operación 

designados por el proveedor de transmisión para no afectar a otros clientes. Para fines de una 

correcta operación, el proveedor de transmisión puede realizar inspecciones, con y sin previo 

aviso en casos de emergencia, a las instalaciones del cliente de interconexión. 

Asimismo, la operación de las instalaciones de generación puede interrumpirse temporalmente 

si ocurre lo siguiente: 

¶ La operación de las instalaciones de generación afecta el servicio de otros clientes. 

¶ La modificación de las características técnicas de la instalación de generación sin 

autorización del proveedor de transmisión. 

1.3 MECANISMOS DE INCENTIVOS 

1.3.1 Marco normativo  

El numeral 3.5 del artículo 3 del Nuevo Reglamento de Cogeneración, aprobado por Decreto 

Supremo N° 037-2006-EM, permite que aquellos generadores con producción combinada de 

energía eléctrica y calor útil con destino al consumo de dicha actividad productiva, es decir 

aquellos que realicen la actividad de cogeneración, puedan comercializar el excedente en el 

mercado eléctrico. Posteriormente en el régimen regulado por la Ley 28832 que reconoce 

expresamente la actividad de generación distribuida, en su Octava Disposición Complementaria 

Final, señala que la venta de los excedentes de energía, no contratados, pueden ser 

comercializados en el Mercado de Corto Plazo, siendo asignados a los generadores de mayor 
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transferencia en dicho mercado. Así como también, determina que para el uso de las redes de 

distribución, el generador distribuido debe pagar únicamente el costo incremental. 

En el caso del régimen de cogeneración regulado en el Decreto Legislativo 1002 y su Reglamento, 

aprobado por el Decreto Supremo N° 012-2011-EM. Los generadores que utilizan recursos 

energéticos renovables que tienen características de Cogeneración, tienen como incentivo el 

uso de las redes de distribución pagando únicamente el costo incremental incurrido por el 

distribuidor, el cual se determina en función a las inversiones en mejoras, reforzamientos y/o 

ampliaciones de la red de distribución para permitir técnicamente la inyección de la energía 

producida.  

Por otro lado, en el caso del régimen especial de cogeneración regulado en el Decreto Legislativo 

1221, pendiente de reglamentación. Se tiene como incentivo otorgar a los usuarios regulados 

que cuentan con equipamiento de cogeneración el derecho a disponer de la electricidad que 

generen, para su propio consumo o mediante la inyección de sus excedentes al sistema de 

distribución, sujeto a que no afecte la seguridad operacional del sistema de distribución al cual 

está conectado. 

Es de notar que, además, que si bien se menciona que la GD podría vender su energía en el 

mercado de corto plazo y posiblemente al distribuidor a algún precio acordado, no se han 

establecido los mecanismos de tratamiento de los aspectos tributarios especialmente asociados 

a aquellos casos del DL 1221.  Asimismo, no queda claro si se esperase que el generador con 

mayores retiros del mercado de corto plazo actúe como agregador de la generación distribuida, 

en cuyo caso no está claro tampoco cómo cumpliría con este rol y cual sería su beneficio en 

dicha operación. Alternativamente podría también entenderse que los excedentes a que se 

refiere el DL 1221 se podrían inyectar a la red de manera gratuita en beneficio del distribuidor 

al reducir sus compras de energía.    

Cable notar también que no existe un mecanismo claro en cuanto a la aplicación de incentivos 

para la GD dirigidos al Distribuidor, así como de los criterios para su revisión. La GD requiere de 

un esfuerzo adicional de parte de la empresa de redes de distribución, de modo que garantice 

la disponibilidad y operatividad de sus redes en un contexto operativo inicialmente no previsto. 

Ello requiere que se establezca claramente cómo se procederá para que la empresa distribuidora 

no vea afectada la retribución de su inversión como resultado de la conexión de la GD. 

1.3.2 Análisis de la experiencia internacional 

1.3.2.1 Chile 

La Ley 20571 indica que la metodología para la valorización de inyecciones y liquidación conlleva 

a valorizar independiente las inyecciones y los consumos de energía con los precios de energía 

a nivel de distribución y tarifas reguladas a usuario final respectivamente. Las inyecciones de 

energía valorizadas se descuentan de los montos a pagar (costos variables) de la factura actual 

y en caso de existir saldos a favor del cliente (remanentes) se descuentan de las siguientes 

facturas con la posibilidad de recibir el pago por remanentes no descontados hasta el término 

del contrato de conexión. 

La Ley 20571 permite traspasar las inyecciones de energía de los usuarios a las empresas de 

generación con capacidad de generación mayor a 200 MW a fin de que puedan cumplir una 

cuota anual de inyección de energía mediante medios de generación renovable no convencional 

equivalente al 20% de sus retiros. 
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En el caso de la PMGD, sus propietarios deben participar de las transferencias de energía y 

potencia entre empresas que realiza el CDEC; para ello, sus inyecciones serán referidas a las 

barras de distribución primaria mediante un factor de referenciación calculado semestralmente 

que será determinado por la empresa distribuidora e informado al CDEC. El factor de referencia 

media se determina a partir de las pérdidas incrementales de energía en un alimentador 

atribuidas a la generación distribuida y la energía generada por esta 

1.3.2.2 España  

La Regulación de las energías renovables en España no empieza a desarrollarse hasta la década 

de 1980, con una ley que fomenta la minihidráulica (Ley 82/1980 de conservación de la energía) 

con el fin de hacer frente a la crisis del petróleo y mejorar la eficiencia energética, reduciendo 

así la dependencia del exterior. El Real Decreto 2366/1994 sobre producción de energía eléctrica 

por instalaciones hidráulicas, de cogeneración y otras abastecidas por recursos o fuentes 

renovables, regula la energía eléctrica del régimen especial. Este Real Decreto incluye en el 

régimen especial instalaciones, de residuos, plantas de cogeneración, plantas que utilizan calor 

residual y centrales hidráulicas, todas con una potencia menor o igual a 100 MVA. En virtud de 

este Real Decreto, la empresa distribuidora más cercana tiene la obligación de adquirir la energía 

excedentaria de estas instalaciones siempre que sea técnicamente viable. El precio de venta de 

la energía se fija en función de las tarifas eléctricas, en función de la potencia instalada y del tipo 

de instalación, constando de un término de potencia y de un término de energía, además de 

otros complementos. 

La Ley 54/1997 del Sector Eléctrico establece que la actividad de generación en régimen especial 

recoge la generación de energía eléctrica en instalaciones de potencia no superior a 50 MW que 

utilicen como energía primaria energías renovables o residuos, y aquellas otras como la 

cogeneración que implican una tecnología con un nivel de eficiencia y ahorro energético 

considerable. 

El Real Decreto 841/2002 establece la obligatoriedad de participación en el mercado para las 

instalaciones de potencia >50 MW. Posteriormente, el Real Decreto 436/2004 plantea dos 

alternativas para la remuneración de la energía eléctrica generada: 

¶ Vender la electricidad a la empresa distribuidora a tarifa regulada, cuyo importe 

depende de la potencia y de los años transcurridos desde la fecha de puesta en marcha 

de la instalación, imputándose el coste de los desvíos. 

Vender la electricidad libremente en el mercado, acudiendo directamente al mismo o bien a 

través de un contrato bilateral o a plazo con una comercializadora, percibiendo por ello el precio 

de mercado más un incentivo por participar en él, así como una prima. 

Exponer a la generación RER a las señales de los mercados de corto plazo (mercado diario y 

mercado de balance) resultó en una gran mejora de la eficiencia del despacho del sistema, 

puesto que supuso un significativo incentivo para que los generadores RER mejoraran sus 

previsiones de despacho, lo que redujo significativamente los costos de reservas.  

El Real Decreto 1578/2008 modifica el régimen económico de la actividad de producción de 

energía eléctrica mediante tecnología solar fotovoltaica, y clasifica las nuevas instalaciones en 

dos tipologías según estén ubicadas en cubiertas (tipo I) o en el suelo (tipo II). La retribución de 

estas instalaciones se basa en diferentes convocatorias anuales con cupo de potencia por 

tipología y se ajusta a la curva de aprendizaje de la tecnología (para cada convocatoria se 
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especifica el precio y el cupo de potencia), lo que se traduce en un abaratamiento del coste de 

la electricidad en relación al modelo anterior.  

Cuando la potencia inscrita sea inferior al objetivo previsto, el régimen económico se extiende 

hasta su cumplimiento. Pero si la potencia inscrita es mayor al objetivo previsto, el régimen 

económico se aplica y se agota con dichas instalaciones inscritas. En este caso se pueden 

establecer restricciones anuales a la ejecución y entrada en operación de las instalaciones 

inscritas y la priorización de las mismas para no comprometer la sostenibilidad técnica y 

económica del sistema. 

Hasta el año 2012, la normativa que se fue aprobando en relación a las energías renovables se 

había destinado a su desarrollo y fomento, sin embargo, en esos momentos de crisis económica 

y de tendencia creciente del déficit de tarifa del sector eléctrico, las medidas que el Gobierno 

aprobó estaban orientadas a la reducción del coste que suponen estas tecnologías al sistema. 

En enero de 2012, con el fin de que acometer la resolución del problema del elevado déficit 

tarifario del sistema eléctrico en un entorno más favorable, se suspendieron los incentivos 

económicos para los proyectos encaminados a la instalación de nuevas plantas de producción 

de energía eléctrica por medio de fuentes renovables, cogeneración y residuos. 

En el año 2013, se reestructuró el marco normativo mediante el cual se eliminó el régimen 

especial de producción de energía eléctrica. La Ley 24/2013 desarrolla el concepto de 

autoconsumo como el consumo por parte de uno o varios consumidores de energía eléctrica 

proveniente de instalaciones de producción próximas a las de consumo y asociadas a los 

mismos, además, define las instalaciones próximas a las de consumo como aquellas que estén 

asociadas a la red interior de los consumidores. 

La Ley 24/2013 y el Real Decreto 900/2015 introducen la siguiente clasificación de modalidades 

de autoconsumo: 

¶ Modalidad de suministro con autoconsumo sin excedentes:  

-  Cuando los dispositivos físicos instalados impidan la inyección alguna de energía 

excedentaria a la red de transporte o distribución. 

-  También denominada como modalidad de autoconsumo tipo 1 en el Real 

Decreto 900/2015 cuando un consumidor en un único punto de suministro o 

instalación, disponga en su red interior de una o varias instalaciones de 

generación de energía eléctrica destinadas al consumo propio y que no 

estuvieran dadas de alta en el correspondiente registro como instalación de 

producción. 

¶ Modalidad de suministro con autoconsumo con excedentes:  

-  Cuando las instalaciones de generación puedan, además de suministrar energía 

para autoconsumo, inyectar energía excedentaria en las redes de transporte y 

distribución. 

-  También denominada como modalidad de autoconsumo tipo 2 en el Real 

Decreto 900/2015 cuando un consumidor en un punto de suministro o 

instalación, que esté asociado a una o varias instalaciones de producción 

debidamente inscritas en el registro administrativo de instalaciones de 

producción de energía eléctrica conectadas en el interior de su red o que 

compartan infraestructura de conexión con éste o conectados a través de una 

línea directa. 
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El Real Decreto 413/2014 brinda los siguientes beneficios a las instalaciones de producción con 

fuentes de energía renovable o cogeneración de alta eficiencia: 

¶ Prioridad en el despacho de generación manteniendo las condiciones seguridad y 

calidad suministro. 

¶ Prioridad de acceso y conexión a las redes manteniendo los criterios de seguridad y 

desarrollo eficiente del sistema. 

El Real Decreto 900/2015, de 9 de octubre, estableció el marco normativo mediante el cual se 

propuso aplicar cargos a las instalaciones de generación conectadas en el interior de una red 

incluso cuando no inyecten energía a las redes de transporte y distribución, sin embargo, la 

aplicación se mantuvo en debate hasta el presente año. 

El principal problema detrás de toda la discusión regulatoria es la asignación de los costes 

residuales, principalmente los costes derivados de los subsidios a las renovables y los costes del 

llamado déficit tarifario. Dado que estos costes se han asignado tradicionalmente a través de un 

cargo volumétrico, la instalación de GD, y la posibilidad de netear parte del consumo con esta 

generación, ofrece una oportunidad de evitar el pago de estos costes. Este es un tema 

especialmente delicado en el contexto español, dado que se trata de uno de los países en los 

que este componente supone una parte más relevante de la tarifa. 

El denominado impuesto al sol era una forma de intentar que la asignación histórica de estos 

costes no se viera alterada por la instalación de GD (que además suele estar mayoritariamente 

al alcance de los usuarios de mayor poder adquisitivo). Después de un periodo de agria polémica, 

el Gobierno actual decidió eliminar de la regulación el mencionado cargo. 

El Real Decreto 15/2018, de 5 de octubre, establece las siguientes modificaciones con el objetivo 

de eliminar barreras regulatorias en el autoconsumo:  

¶ Reconocimiento al derecho de autoconsumir energía eléctrica sin cargos. La energía 

autoconsumida generada con fuentes renovables, cogeneración o residuos está exentas 

de todo tipo de cargos y peajes. Asimismo, las transferencias de energía de los 

autoconsumidores que utilicen la red de distribución reciben el mismo trato que el resto 

de las instalaciones de producción. 

¶ Reconocimiento del derecho al autoconsumo compartido por parte de uno o varios 

consumidores. 

¶ Introducción del principio de simplificación administrativa y técnica.  

-  Las instalaciones de producción de hasta 100 kW de potencia asociadas a 

modalidades de suministro con autoconsumo con excedentes estarán exentas 

de la obligación de inscripción en el registro administrativo de instalaciones de 

producción de energía eléctrica y deben cumplir con el Reglamento 

Electrotécnico de Baja Tensión. 

-  Instalaciones acogidas a la modalidad de autoconsumo sin excedentes e 

instalaciones de autoconsumo con potencia de producción menor a 15 kW 

ubicadas en zonas urbanas están exentas de obtener permisos de acceso y 

conexión (Disposición adicional segunda Real Decreto 15/2018), asimismo, se le 

aplica derechos de acometida de generación (Real Decreto 1699/2011) 

mediante el cual se sustituye el pago de las instalaciones de conexión por un 

pago equivalente a los costos de acometida para suministro. 
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Asimismo, se desarrollan importantes modificaciones regulatorias que afecta al desarrollo de 

los vehículos eléctricos: 

¶ Liberalización de la actividad de recarga de vehículos eléctricos, eliminando la figura 

del gestor de cargas. Los servicios de recarga energética podrán ser prestados por 

cualquier consumidor, siempre que cumpla los requisitos reglamentarios establecidos 

por el Gobierno. 

¶ Posibilidad de prestar servicios de recarga con acuerdos de interoperabilidad, lo que 

permite prestar dicho servicio en una o varias ubicaciones, directamente o a través de 

un tercero, de manera agregada por un titular o por varios titulares. 

¶ Posibilidad de que las distribuidoras sean titulares de último recurso de puntos de 

recarga, siempre que no exista interés por la iniciativa privada. 

1.3.2.3 Reino Unido 

Según el tipo de tecnología de generación y capacidad instalada, la generación distribuida puede 

percibir ingresos mediante los siguientes mecanismos de incentivo: 

¶ Feed In Tariff: Mecanismo válido para generación hidroeléctrica, solar fotovoltaica, 

eólica, residuos y cogeneración eficiente hasta 50 kW de capacidad instalada. 

¶ Certificado de obligación de renovables o ROC: Mecanismo válido para generación 

renovable con capacidad instalada mayor a 50 kW o con capacidad instalada menor que 

50 kW en caso de que la tecnología de generación no sea elegible para acceder al 

mecanismo Feed In Tariff. 

Además, se le brinda la opción a la generación distribuida con tecnología elegible para acceder 

al Feed In Tariff y capacidad instalada mayor a 50 kW para acceder a los certificados ROC si y 

solo si su capacidad instalada no supera los 5 MW. 

El mecanismo Feed In Tariff aplicado en el Reino Unido requiere la medición de la energía 

generada, inyectada e importada a la red de distribución bajo las siguientes premisas de 

valorización: 

¶ Precio fijo por unidad de energía generada. 

¶ Precio garantizado por unidad de energía inyectada a la red de distribución por la tarifa 

Feed In. 

¶ Permitir utilizar su propia energía generada para disminuir la medición de energía 

importada de la red de distribución. 

El mecanismo de aplicación de los certificados de obligación renovables en el Reino Unido tiene 

las siguientes premisas: 

¶ Los generadores renovables informan sus niveles de producción al regulador. 

¶ [ƻǎ ƎŜƴŜǊŀŘƻǊŜǎ ǊŜƴƻǾŀōƭŜǎ ǊŜŎƛōŜƴ ŎŜǊǘƛŦƛŎŀŘƻǎ wh/Ωǎ ǎŜƎǵƴ ƭŀ ŎŀƴǘƛŘŀŘ ŘŜ ŜƴŜǊƎƝŀ ǉǳŜ 

generan y la tecnología que utilizan. 

¶ [ƻǎ ƎŜƴŜǊŀŘƻǊŜǎ ǊŜƴƻǾŀōƭŜǎ ǇǳŜŘŜƴ ǾŜƴŘŜǊ ǎǳǎ ŎŜǊǘƛŦƛŎŀŘƻǎ wh/Ωǎ ŀ ƭƻǎ suministradores 

de energía.  

¶ Anualmente, los suministradores deben presentar al regulador una cantidad obligatoria 

ŘŜ wh/ΩǎΦ 9ƭ Ƴƻƴǘƻ ǊŜŎŀǳŘŀŘƻ ǇƻǊ ƛƴŎǳƳǇƭƛƳƛŜƴǘƻ ŘŜ ǇǊŜǎŜƴǘŀŎƛƽƴ ŘŜ wh/Ωǎ ŘŜōŜ ǎŜǊ 

distribuido entre los suministradores que cumplieron con la presentación de 

certificados. 
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Otro de los beneficios que se le ofrece a la generación distribuida es poder participar en la 

prestación de servicios complementarios cuando su capacidad instalada sea mayor a 3 MW. 

1.3.2.4 Nueva Zelanda 

No existe obligación por parte de los comercializadores minoristas ni el operador de la red de 

distribución de adquirir la energía producida por los propietarios de generación distribuida. 

Estos, para comercializar su energía, se les permiten suscribir contratos de conexión con la 

empresa distribuidora y con un comercializador minorista. 

Asimismo, En el caso de los generadores distribuidos de pequeña escala (principalmente 

domiciliarios) el comercializador minorista aplica un sistema de Net Billing, es decir se descuenta 

la energía registrada como inyectada al sistema (mediante un medidor bidireccional) al valor del 

precio medio del mercado mayorista de electricidad.  

1.3.2.5 Estados Unidos 

Lo primero, y de forma general, la ley federal prevé el acceso a la red no discriminatorio para la 

generación distribuida. Las empresas distribuidoras deben ofrecer a la generación distribuida la 

posibilidad de integrarse en el sistema eléctrico sin excepciones. 

 

Así también, se reconocen 3 mecanismos de remuneración para las GD, los cuales son:  

(i) El esquema general provisto en la Public Utility Regulatory Policy Act de 1978 

(PURPA), mediante esta ley, de carácter federal, se obliga a las empresas de servicios 

públicos a comprar la energía generada por ciertos tipos de pequeños generadores 

distribuidos que estén ubicados en su zona de suministro. Las plantas que se pueden 

acoger a esta regulación (denominadas qualifying facilities) son las plantas 

renovables (eólica, solar, hidráulica, biomasa, etc.) de menos de 80 MW y la 

cogeneración. Aproximadamente la mitad del crecimiento en la generación de 

energía renovable en Estados Unidos desde el año 2000 puede atribuirse a los 

requisitos estatales de energía renovable51. Estos objetivos se han implementado 

en la mayoría de los estados bien de forma obligatoria (lo más habitual), bien de 

forma voluntaria. 

(ii) El esquema de cuotas (Renewable Portfolio Standards o RPS), esta obliga a las 

empresas que venden electricidad a que un porcentaje (o en ocasiones una cantidad 

específica) de esta provenga de recursos renovables. Estos objetivos se han 

implementado en la mayoría de los estados bien de forma obligatoria (lo más 

habitual), bien de forma voluntaria.  Si bien los programas de RPS no se crearon para 

incentivar la generación a pequeña escala, son varios los estados que han incluido a 

la generación distribuida dentro de ella. 

De hecho, diez estados (AZ, CO, IL, MN, NM, OH, PA, VT, WA y WI) proporcionan una 

ŘŜŦƛƴƛŎƛƽƴ ŜǎǇŜŎƝŦƛŎŀ ŘŜ άDŜƴŜǊŀŎƛƽƴ ŘƛǎǘǊƛōǳƛŘŀέ Ŝƴ ǎǳ ŎƽŘƛƎƻ ŘŜ wt{Φ 9ƴ ƻǘǊƻǎ 

nueve estados (DC, DE, MD, MO, NH, NV, OR, RI y TX), el RPS no define el término 

de "generación distribuida", pero se definen términos similares con significados 

equivalentes.  

Doce estados (AZ, CO, IL, MN, MO, NV, OR, PA, TX, VT, WA y WI), especifican un 

límite de tamaño dentro de su definición de generación distribuida. Estos límites de 

tamaño varían considerablemente, desde 50 kW o menos para uso residencial en 

                                                             
51 https://emp.lbl.gov/sites/default/files/2017-annual-rps-summary-report.pdf 
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Pennsylvania a los 30 MW en Colorado. En algunos estados, hay límites de tamaño 

que se aplican solamente a ciertas tecnologías específicas. 

Finalmente, cabe destacar que en algunos estados se multiplica el valor de la energía 

a efectos de los objetivos del RPS que recibe algunos tipos de generación renovable.  

Solo un estado (Washington) ofrece un multiplicador específico para la generación 

distribuida (se multiplica por dos la energía producida por esta generación). Cuatro 

estados solían ofrecer multiplicadores para la generación distribuida (AZ, CO, DE, y 

NV), y cinco estados ofrecen actualmente multiplicadores para lo que podrían 

considerarse generación distribuida (aunque no se denomine directamente así). 

(iii) Esquemas para el autoconsumo: en los casos la energía se emplee para el 

autoconsumo, se reconoce como mecanismos de remuneración de la energía 

producida por la generación distribuida el balance neto (net metering) o la 

facturación neta (net billing). 

Si bien la mayoría de los estados y territorios han autorizado la medición neta, han 

adoptado diferentes enfoques de la misma, con variaciones en cuanto a los límites 

de capacidad, las tecnologías que se pueden acoger a la ayuda, la posibilidad de 

generar crédito en la medición neta, etc. 

Además, algunos estados han introducido la posibilidad de aplicar el balance neto 

de forma agregada. A través de la medición neta agregada, la medición neta 

comunitaria o la medición neta virtual, se permite una medición neta para 

organizaciones sin fines de lucro, las comunidades de vecinos, algunos municipios y 

otros casos en los que de forma individual no se puede instalar la generación 

distribuida y por lo tanto disfrutar de este mecanismo de apoyo. Bajo la medición 

neta convencional, estos tipos de clientes no podrían haberse beneficiado de la 

medición neta 

 

Por último, se les concede a aquellos que tengan instalaciones de generación renovable 

(incluidas las de generación distribuida) la oportunidad de solicitar ventajas fiscales en inversión 

(Investment Tax Credits o ITC). Actualmente, estas son equivalentes al 30% de los costos de la 

inversión.  

En diciembre de 2015, el Congreso extendió el plazo original de 2016 para este mecanismo de 

apoyo, con una reducción gradual del apoyo entre 2019 y 2022, donde estas ayudas se 

extinguirán. 

1.4 OPERACIÓN 

1.4.1 Marco normativo  

Actualmente no existe normativa vigente que regule los aspectos de operación de la Generación 

Distribuida, salvo el caso en que ésta obtuviera operación comercial según PR COES 20. No 

obstante, el 31 de julio del año 2018 se publicó en el diario oficial El Peruano la Resolución 

Ministerial N° 292-2018-MEM/DM, por la cual se autoriza la publicación del Proyecto de Decreto 

{ǳǇǊŜƳƻ ǉǳŜ ŀǇǊǳŜōŀ Ŝƭ wŜƎƭŀƳŜƴǘƻ ŘŜ DŜƴŜǊŀŎƛƽƴ 5ƛǎǘǊƛōǳƛŘŀ όŜƴ ŀŘŜƭŀƴǘŜ άtǊƻȅŜŎǘƻέύΦ  

El Proyecto regula dos formas de generación distribuida: i) la Mediana Generación Distribuida 

(MGD) y ii) la Micro Generación Distribuida (MCD). 

i) La operación y los aspectos comerciales de la MGD son los siguientes: 
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Á Los costos de inversión para la adaptación de la red son asumidos por el MGD. La 

participación de Osinergmin es supletoria. 

Á La operación en tiempo real de la MGD es coordinada por la empresa de distribución, 

quien a su vez mantiene una permanente coordinación con el COES. 

Á La MGD puede suscribir contratos de suministro: 

o Con la empresa de distribución para el abastecimiento de usuarios regulados. 

En este caso los precios máximos serán los precios básicos de potencia y energía 

fijados por Osinergmin. O mediante procesos de licitación conforme a la Ley de 

la materia. 

o Con empresas de distribución para el abastecimiento de usuarios libres 

aprecios libremente pactados. 

o Con usuarios libres a precios libremente pactados. 

o A través de inyecciones de excedentes al mercado mayorista de electricidad, 

siempre que sean integrantes del COES. 

La MGD asume los peajes correspondientes y transfiere los montos recaudados conforme al 

Artículo 137 del RLCE. 

ii) La operación y los aspectos comerciales de la MCD son los siguientes: 

Á Las inversiones en infraestructura, mejoras y/o equipamiento necesarias para la 

conexión y operación del MCD son asumidas por el interesado, quien debe pagar a la 

empresa de distribución un cargo de conexión asociada a los costos de conexión en los 

que incurra la empresa de distribución. 

Á La operación en tiempo real de la MCD es libre y sin coordinación. 

Á La energía generada por el MCDF es para su propio consumo. Sus excedentes son 

inyectados a la red de distribución. Los excedentes son utilizados como un crédito a 

favor del usuario, quien puede utilizarlo en los siguientes periodos de facturación con 

cargo a su consumo de electricidad (net metering). Sin embargo, el usuario pierde el 

derecho de compensar sus créditos en el plazo de un año de generados. 

1.4.2 Análisis de la experiencia internacional 

1.4.2.1 Chile 

La Ley 20571 no atribuye obligaciones de operación de los medios de generación de los clientes 

finales. El DS N° 244 indica expresamente que la operación de los PMGD es competencia 

exclusiva de sus propietarios, además, indica que la programación la operación del sistema 

requiere de la comunicación entre el operador del PMGD, el operador del sistema de 

distribución y el operador del sistema eléctrico chileno (CND) donde los operadores de los PMGD 

deben informar sus limitaciones horarias de energía. 

1.4.2.2 España 

Inicialmente, las centrales bajo el régimen especial, de acuerdo con la Ley 54/1997, no estaban 

obligadas a efectuar ofertas al operador del mercado y de hacerlo pueden efectuarlas en 

aquellas horas que estimen convenientes. Posteriormente, las modificaciones establecidas por 

la Ley 24/2013 obligan a todas las instalaciones de producción eléctrica a participar de las ofertas 

al operador del mercado. 

En cuanto a su producción, esta no está sujeta al mandato del operador del sistema; sin 

embargo, existe la obligación de parte de los DSO proporcionar al operador del sistema el listado 

de agrupaciones de instalaciones de producción de potencia neta no superior a 50 MW 
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conectadas a sus redes y que están obligados a estar conectados a un centro de control. 

Asimismo, los generadores deben informar al operador la estimación de su producción y enviar 

en tiempo real la información de su estado de conexión a la red de distribución, así como su 

producción de energía activa, reactiva y nivel de tensión. Los generadores para autoconsumo o 

cogeneración deben además informar la potencia activa y reactiva consumida por el usuario52. 

1.4.2.3 Reino Unido 

El Código de Operación de Distribución indica que la operación de la generación distribuida 

requiere de la coordinación e intercambio de información con el DSO durante las etapas de 

estimación de la demanda presentando sus planes de operación (Distribution Obligation Code 

N°1, DOC1), planificación de la operación vinculando su operación con las restricciones de la red 

de distribución (Distribution Obligation Code N°2, DOC2) o control de contingencias mediante la 

coordinación entre los usuarios de la red de distribución (Distribution Obligation Code N°9, 

DOC9). 

1.4.2.4 Estados Unidos 

En cuanto a la operación, el Small Generator Interconnection Agreement señala que los 

propietarios de las instalaciones de generación deben cumplir con los requisitos de operación 

designados por el proveedor de transmisión para no afectar a otros clientes. Para fines de una 

correcta operación, el proveedor de transmisión puede realizar inspecciones, con y sin previo 

aviso en casos de emergencia, a las instalaciones del cliente de interconexión. 

Asimismo, la operación de las instalaciones de generación puede interrumpirse temporalmente 

si ocurre lo siguiente: 

¶ La operación de las instalaciones de generación afecta el servicio de otros clientes. 

¶ La modificación de las características técnicas de la instalación de generación sin 

autorización del proveedor de transmisión. 

2 ESQUEMA DE DISEÑO CONCEPTUAL Y PROPUESTA DE LARGO PLAZO 

En esta sección, se plantean propuestas de acciones específicas que deberían adoptarse con ese 

fin. El análisis se divide en tres partes: el desarrollo del diseño y estructura del mercado, el 

rediseño de los mecanismos de remuneración y planificación de la distribución y el diseño de 

tarifario.  

2.1 DESARROLLO DEL DISEÑO Y ESTRUCTURA DEL MERCADO PARA PERMITIR UNA 

INTEGRACIÓN EFICIENTE DE LA GENERACIÓN RER Y LA GD 
La penetración de la generación renovable y en particular de los recursos distribuidos se espera 

se produzca de forma gradual. En el particular caso del sistema eléctrico peruano este desarrollo 

puede que se retrase con respecto a otros sistemas por una serie de razones varias (entre otros, 

el actual precio del gas internalizado en los costos marginales de la energía). Pero como en 

cualquier otro sistema eléctrico, lo que sí se puede garantizar es que una vez que los costos 

percibidos por los agentes lo justifiquen, esta penetración se podrá producir de forma acelerada. 

                                                             
52 Ver Real Decreto 413/2014 y Procedimientos de Operación de Red Eléctrica de España. 
https://www.ree.es/sites/default/files/01_ACTIVIDADES/Documentos/ProcedimientosOperacion/RES_V
AR_20151218_Participacion_en_servicios_de_ajuste_y_aprobacion_POs.pdf  

https://www.ree.es/sites/default/files/01_ACTIVIDADES/Documentos/ProcedimientosOperacion/RES_VAR_20151218_Participacion_en_servicios_de_ajuste_y_aprobacion_POs.pdf
https://www.ree.es/sites/default/files/01_ACTIVIDADES/Documentos/ProcedimientosOperacion/RES_VAR_20151218_Participacion_en_servicios_de_ajuste_y_aprobacion_POs.pdf
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Por tanto, debe ser prioridad del regulador preparar el diseño del futuro mercado con antelación 

para permitir que cuando esta penetración se acelere, el sistema siga funcionando de forma 

eficiente, evitando señales ineficientes y barreras de entrada y comportamientos oportunistas. 

Al tiempo, un adecuado diseño de los mecanismos de mercado y de la estructura del mismo 

permiten una penetración más eficiente de los recursos distribuidos, y por tanto mayor, al 

resultar más barata para el sistema. 

El objetivo primordial que el diseño del mercado futuro debe perseguir es permitir que los 

recursos distribuidos operen de modo que contribuyan a la minimización del coste del 

suministro de energía, por un lado, y por otro, que se conviertan en una herramienta útil para 

el operador de la red de distribución para minimizar al tiempo el costo de la red. En otras 

palabras, lo que debiera esperarse es que la GD aporte valor al sistema vendiendo energía en el 

mercado mayorista y servicios a los operadores de las redes. 

Con este objeto, en las siguientes dos secciones se plantean dos líneas de acción principales que 

se debería emprender antes de que la penetración de GD sea significativa (y al tiempo para 

permitir que lo sea, y de forma eficiente). 

2.1.1 Desarrollo de señales de precios y cargos de corto plazo (intradiario) en el mercado 

mayorista 

Uno de los elementos de diseño del mercado mayorista que se debe redefinir para incentivar el 

desarrollo de la generación distribuida y, más en general, de la generación renovable no 

convencional es la granularidad de los precios, tanto a nivel temporal como a nivel espacial. 

El coste marginal de la electricidad depende de cuándo ésta se consuma, debido a los perfiles 

de carga y a las características de los costes de generación. La variación de precio entre dos 

momentos diferentes puede llegar a ser muy significativa, incluso cuando estos dos momentos 

sean relativamente cercanos en el tiempo. El precio de la electricidad debería ser calculado para 

intervalos de tiempo lo más cortos posible, para reflejar la variación en los costes del suministro 

y fomentar conductas eficientes. Esto, además, revelaría el valor de algunos recursos 

distribuidos, como la respuesta de la demanda y el almacenamiento, que pueden mover el 

consumo dentro de un horizonte de tiempo reducido. Sin embargo, para que los agentes 

conectados a la red de distribución puedan ser expuestos a estas señales de precio, es necesario 

el desarrollo de una infraestructura de medición avanzada (o AMI, del inglés, Advanced Metering 

Infrastructure). 

El precio de la electricidad debería ser calculado 

para intervalos de tiempo lo más cortos posible. 

Otro elemento de diseño que permite mejorar la definición temporal de los precios de la 

electricidad es la presencia de una secuencia de mercados, con un despacho vinculante en el día 

anterior a la operación y una serie de sesiones que permitan actualizar los compromisos 

comerciales en el horizonte intradiario, hasta llegar a un mercado de balance final en el tiempo 

real. A medida que se aproxima el tiempo real y la información se va actualizando (cambios en 

la demanda, fallos de grupos, cambios en las previsiones de producción eólica o solar, etc.) 

algunos intercambios acordados en el mercado diario pueden dejar de ser económicos, y, por el 

contrario, pueden surgir nuevas oportunidades que no deben ser desaprovechadas. Así, una vez 

se cierran los compromisos físicos en el mercado diario, y hasta el tiempo real, resulta 

fundamental convocar una o varias sesiones adicionales en las que los agentes puedan gestionar 
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adecuadamente los cambios en sus programas, si se trata de un proceso centralizado, y permitir 

que el operador del sistema realice los redespachos necesarios para optimizar de la mejor 

manera posible el despacho final. 

Los mercados o mecanismos de redespacho intradiarios son una herramienta imprescindible 

para la integración eficiente de las tecnologías renovables variables y de la generación 

distribuida. Las predicciones sobre la disponibilidad de las fuentes primarias que alimentan estos 

recursos se hacen más precisas al acercarse al tiempo real. Un mercado en este horizonte de 

tiempo no sólo permite a los agentes renovables ajustar su posición y reducir su desvío en el 

tiempo real, sino que también proporciona a los agentes convencionales una plataforma donde 

vender su flexibilidad. Al mismo tiempo, ha quedado sobradamente demostrado en otros 

sistemas eléctricos que la presencia de un compromiso vinculante fijado en el día anterior a la 

operación, aunque actualizable en el horizonte intradiario, incentiva la mejora de las técnicas de 

predicción de la disponibilidad de las fuentes renovables. 

Un mercado intradiario incentiva la mejora de las técnicas de predicción, 

permite reducir los desvíos de los recursos intermitentes y 

permite valorizar la flexibilidad ofrecida por los recursos convencionales. 

Otra ventaja de contar con una secuencia de mercados es la posibilidad de acercar el cálculo de 

precios y la casación del mercado al tiempo real; esto es fundamental para algunos recursos 

distribuidos que pueden tener dificultad en estimar con mucha antelación su posible 

contribución a los diferentes servicios requeridos por el sistema. 

Un mercado intradiario permite acercar la casación del mercado al tiempo real, 

favoreciendo aquellos recursos que no pueden estimar su contribución con mucha 

antelación. 

Más allá del mercado de energía, hay que resaltar que los recursos distribuidos deberían 

paulatinamente participar en otros mercados, para la provisión, por ejemplo, de servicios 

complementarios o de potencia o energía firme. En estos casos, es esencial, en primer lugar, 

eliminar las barreras explícitas que impidan la participación de estos recursos, reduciendo, por 

ejemplo, el tamaño mínimo que se exige para ofertar en estos mercados. En segundo lugar, es 

fundamental diseñar productos que tengan en cuenta algunas de las limitaciones a las que 

ǇǳŜŘŜƴ ŜǎǘŀǊ ǎǳƧŜǘƻǎ ƭƻǎ ǊŜŎǳǊǎƻǎ ŘƛǎǘǊƛōǳƛŘƻǎΦ bƻ ǎŜ ǘǊŀǘŀΣ Ŝƴ ŜǎǘŜ ŎŀǎƻΣ ŘŜ ŘŜŦƛƴƛǊ ǇǊƻŘǳŎǘƻǎ άŀ 

ƳŜŘƛŘŀέ ǇŀǊŀ ƭŀ D5 ǉǳŜ ŦŀǾƻǊŜȊŎŀƴ ŀ Ŝǎǘƻǎ ǊŜŎǳǊǎƻǎ frente a otros, sino de definir productos 

tecnológicamente neutrales, enfocados a unas necesidades específicas del sistema, sin 

introducir barreras implícitas para los recursos distribuidos. 

En los otros mercados (SSCC, capacidad firme, etc.), hay que eliminar de la 

definición de los productos todas las barreras, explícitas e implícitas, 

que pueden impedir o desincentivar la participación de los recursos distribuidos. 

2.1.2 Separación del operador del sistema de distribución 

De la misma forma que el sistema de transmisión condiciona las transacciones económicas que 

se producen en el mercado mayorista, lo que ha llevado al consenso de la necesidad de un 

operador del mercado (en el caso peruano, el COES) que sea independiente de los agentes, la 

red de distribución se interpone entre la GD y el mercado mayorista. 
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Esta característica, lejos de ser un simple detalle topológico o técnico, influye enormemente en 

el esquema de integración de estas tecnologías en el sector y, en particular, en el mercado 

eléctrico. Al estar conectados a la red de distribución, los recursos distribuidos pueden 

modificar, con su funcionamiento, la forma de operación tradicional de estas redes. El operador 

de la red de distribución tiene que estar preparado (y de la regulación depende de que este 

agente tenga incentivos para llevar a cabo este proceso de adaptación) para que la generación 

distribuida se asimile de manera eficiente. Estos recursos también representan una oportunidad 

para la red de distribución, al poder prestar servicios que antes no existían como tales. También 

en este caso, la regulación tiene que incentivar a los operadores de red para que sean capaces 

de aprovechar estas oportunidades. Por estas razones, el primer elemento que hay que analizar, 

si se quiere fomentar el desarrollo de la generación distribuida, es el papel que juega la empresa 

de distribución, que representa un intermediario fundamental entre la GD y el mercado. 

En este contexto, una medida fundamental es una separación eficaz entre el operador de la red 

de distribución y todos aquellos agentes que lleven a cabo actividades en mercados 

competitivos, incluyendo a los comercializadores. Aquellos sistemas que cuenten todavía con 

una integración de las actividades de distribución y comercialización deberían, como primera 

medida, introducir algún tipo de separación. Si el distribuidor vende también energía a los 

clientes conectados a su red, es muy difícil establecer incentivos para que favorezca (o, por lo 

menos, no obstaculice) el desarrollo de la generación distribuida. En su rol de comercializador, 

la empresa tendrá interés en mantener su cuota de mercado y, en su rol de distribuidor, esto se 

traducirá en barreras al ingreso de nuevo agentes, incluyendo a los recursos distribuidos. 

El desarrollo de la generación distribuida necesita algún grado de separación entre 

las actividades de distribución y comercialización. 

En la práctica, la solución que permitiría un desarrollo verdaderamente eficiente del mercado 

minorista, que replicase el marco vigente para el sistema mayorista, i.e. la separación de la 

propiedad de las empresas de distribución y comercialización puede ser irrealizable. Si ese es el 

caso, es importante garantizar, además de algún tipo de separación legal, que se establezcan 

mecanismos transparentes para la adquisición de servicios de red proporcionado por los 

recursos distribuidos. Las empresas de distribución estarían obligadas a adoptar estos 

mecanismos (de la misma manera que en el marco de la Ley 28832 se les obliga a realizar 

subastas para contratar a largo plazo el suministro de energía para la demanda regulada) y, de 

esta manera, a considerar los recursos distribuidos dentro de su plan de expansión. 

Cuando una separación total no es posible, es esencial establecer un mecanismo 

regulado y transparente para la adquisición de servicios de red proporcionados 

por la GD. 

Siempre en el marco de la necesidad de separar de manera eficaz la actividad de distribución de 

las actividades que se pueden llevar a cabo en régimen de competencia, es desaconsejable 

permitir a las empresas de distribución poseer recursos distribuidos, en particular, equipos de 

almacenamiento. El almacenamiento distribuido, como los otros servicios de energía, debería 

desarrollarse de manera competitiva y no a través de una intervención directa de empresas 

reguladas, lo que podría introducir distorsiones en este mercado. En los últimos años, este punto 

de vista ha sido defendido por la mayoría de los reguladores europeos (la Comisión Europea, en 

el llamado Paquete de Invierno establece de forma explícita la prohibición de que los operadores 
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de las redes de distribución sean propietarios de sistemas de almacenamiento); en los Estados 

Unidos, la misma posición ha sido defendida por la FERC y NYISO. 

Los recursos de almacenamiento se deberían desarrollar de manera competitiva y 

los reguladores deberían impedir que estos recursos sean instalados 

por las empresas reguladas de distribución. 

2.2 NUEVOS MECANISMOS DE REMUNERACIÓN Y PLANIFICACIÓN DE LA ACTIVIDAD DE 

DISTRIBUCIÓN 
Una vez que la empresa de distribución esté separada de otras actividades competitivas, hay 

que garantizar que el régimen de remuneración de este servicio sea adecuado al fomento del 

desarrollo de la generación distribuida. Los esquemas de remuneración utilizados hasta ahora, 

basados normalmente en el volumen de energía distribuida e impulsados principalmente por las 

inversiones llevadas a cabo por el operador y propietario de la red de distribución, generan un 

enfrentamiento artificial entre los recursos distribuidos y la empresa de distribución, quien 

intentará maximizar su beneficio dentro del marco regulatorio en el que se encuentre. 

En primer lugar, es esencial desacoplar la remuneración del servicio de distribución del volumen 

de energía. Si este cambio no se produce, una inversión en generación distribuida comportaría 

para la empresa una reducción de su remuneración sin que ésta esté asociada con una reducción 

de sus costes, imponiéndole una pérdida económica. Para niveles de inversión pequeños, esta 

pérdida puede ser asumible, pero a partir de ciertos niveles de penetración de GD, esta dinámica 

puede generar problemas financieros a las compañías del sector. 

La remuneración del servicio de distribución debería estar desacoplada del 

volumen de energía distribuida a través de la red. 

Además de los parámetros que se utilizan para fijar los ingresos de la distribuidora (en muchos 

contextos, se escoge el volumen de energía distribuida, aunque éste no sea, evidentemente, el 

principal impulsor de coste de esta actividad), es importante identificar cuáles elementos se 

tienen en cuenta para definir la remuneración total. Históricamente, la inversión en nuevos 

activos ha tenido un papel central en la remuneración de la actividad de distribución. Sin 

embargo, estas metodologías no parecen adecuadas en el nuevo contexto, en el que la 

distribuidora no tiene simplemente que alcanzar a todos los usuarios en su concesión y 

garantizar el suministro en las horas de demanda punta. Las redes de distribución del futuro 

deberán ser capaces de acoger el intercambio de diferentes servicios, tanto entre usuarios de la 

misma red como hacia arriba, hacia el mercado mayorista, y de garantizar su confiabilidad bajo 

escenarios de retiros e inyecciones cambiantes. Por esta razón, los esquemas de remuneración 

deberían reflejar las prestaciones de los operadores de red, medidas a través de una serie de 

indicadores que reflejen su capacidad de cumplir con los objetivos impuestos por el regulador 

(metodologías output-based). 

Al mismo tiempo, habría que aumentar el peso de los gastos operacionales en el esquema de 

remuneración. A través del reconocimiento de gastos operacionales más elevados, se permite a 

los operadores desarrollar estrategias de gestión flexible de la red, que aprovechen los servicios 

ofrecidos por los recursos distribuidos para reducir o posponer las inversiones en nuevos activos. 
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Los esquemas de remuneración deberían medir las prestaciones de los 

operadores de la red de distribución, a través de unos indicadores 

representativos, y deberían reconocer gastos operacionales más elevados. 

Un marco regulatorio favorable para el desarrollo de la generación distribuida pasa también por 

un cambio en los datos utilizados durante las revisiones tarifarias. Estos procesos suelen estar 

basados en datos históricos de inversión y operación, bajo la hipótesis de que el siguiente 

periodo tarifario seguirá de alguna manera el patrón marcado por los anteriores. Sin embargo, 

si el objetivo de los reguladores es fomentar la innovación en el sector de la distribución, esta 

hipótesis deja de ser válida. La estimación de los costes de distribución utilizada en el cálculo de 

la remuneración debería estar basada en predicciones que tengan en cuenta cuál es el modelo 

de red que se quiere alcanzar en el periodo tarifario y qué gastos son necesarios para alcanzarlo. 

La estimación de costes debería estar basada en predicciones que tengan en 

cuenta los gastos necesarios para innovar el servicio y no en datos históricos. 

Otro elemento para fomentar la innovación en el sector de la distribución es incentivar a las 

empresas a perseguir la eficiencia a través de una perspectiva de muy largo plazo, que guíe sus 

decisiones de inversión. Esto requiere un incremento progresivo de la duración de los periodos 

tarifarios, que, con las duraciones actuales, no favorecen las inversiones en innovación que 

pueden tener un periodo de restitución más elevado. 

Los periodos tarifarios deberían incrementarse paulatinamente para fomentar 

inversiones en innovación con elevados periodos de restitución. 

2.3 DISEÑO DE TARIFA 
La irrupción de los recursos distribuidos está cambiando el funcionamiento de los sistemas 

eléctricos y los modelos de negocio de las empresas activas en el sector. Sin embargo, el diseño 

tarifario no ha evolucionado con la misma rapidez y, en muchos contextos, sigue reflejando el 

esquema de funcionamiento tradicional del sistema eléctrico, en el que los consumidores al final 

de la cadena de suministro tenían un rol totalmente pasivo. Para que los recursos distribuidos 

se desarrollen de manera eficiente, maximizando los beneficios para todo el sistema y no sólo 

para aquellos usuarios que inviertan en GD, urge reformar el diseño tarifario. Las tarifas del 

futuro tendrán que enviar un conjunto coherente de señales económicas, capaces de guiar la 

inversión y la operación de estos recursos. De hecho, el diseño tarifario será el elemento que 

definirá el punto de equilibrio entre recursos centralizados y distribuidos en los sistemas 

eléctricos del futuro. 

El diseño tarifario definirá el punto de equilibrio entre recursos centralizados y 

distribuidos en los sistemas eléctricos del futuro. 

En este contexto, antes de entrar en los detalles de los varios elementos del diseño tarifario, 

aunque a estas alturas se trate de un argumento mayoritariamente reconocido por la mayoría 

de reguladores en sistemas avanzados, es importante avanzar una recomendación inicial. Las 

tarifas deben permitir un desarrollo eficiente de los recursos distribuidos y no deberían ser 

utilizadas como herramienta para incentivar artificialmente estas tecnologías. En particular, 
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todos los estudios sobre este tema han evidenciado como una política de balance neto (net 

metering) en un contexto de tarifas puramente volumétricas conduce inevitablemente a 

ineficiencias significativas, poniendo en riesgo por un lado la viabilidad financiera de algunos 

agentes del sector y por otro derivándose en serios problemas de equidad distributiva entre 

diferentes grupos de consumidores. Esto no significa que los reguladores y los gobiernos no 

puedan incentivar el desarrollo de los recursos distribuidos, sino que este objetivo tiene que ser 

perseguido a través de subsidios explícitos que no distorsionen las señales del mercado y de los 

cargos regulados. 

Una política de balance neto (net-metering) en un contexto de tarifas puramente 

volumétricas conduce a ineficiencias económicas y sociales significativas. Es 

posible apoyar al desarrollo de la GD de otras múltiples sin necesidad de provocar 

efectos secundarios indeseados. 

Las tarifas eléctricas se pueden dividir (entre muchas otras clasificaciones posibles) en dos 

partes, una relativa a las actividades que se llevan a cabo en régimen de competencia, cuyo coste 

se refleja a través de unos precios de mercado, y otra relativa a las actividades reguladas, para 

las cuales el regulador calcula una remuneración eficiente y los relativos cargos a los 

consumidores. La sección anterior sobre diseño de mercado ya ha presentado unas buenas 

prácticas por lo que concierne el cálculo de los precios de mercado. En esta sección, se centra la 

atención en los cargos para la recuperación de los costes regulados. 

Los dos principios básicos que deberían guiar el diseño de estos cargos son la suficiencia en la 

recuperación de los costes y la eficiencia en la asignación (en términos de señales que se envían 

a los usuarios). La metodología eficiente dependerá del tipo de coste y de su origen, como se 

verá en esta subsección. Sin embargo, una primera recomendación concierne al formato 

tarifario. Cada elemento de coste debería siempre estar asociado al impulsor de coste (demanda 

de energía, demanda de potencia, periodo y ubicación del consumo, etc.) que lo ha ocasionado 

y debería cargarse a través del formato de tarifa apropiado ($/kWh, $/kWcontractado, $/kWpico, 

$/año, etc.). Si un coste de suministro se asigna eficientemente a los usuarios, según la 

responsabilidad que cada usuario ha tenido en la generación de ese coste, pero luego se carga 

a través de un formato equivocado, la señal seguirá siendo ineficiente. 

Cada elemento de coste debería estar asociado al impulsor de coste que lo ha 

ocasionado y cargarse a través del formato oportuno. 

Los costes regulados se pueden dividir a su vez, a nivel teórico, en dos macro categorías: costes 

ŘŜ ǊŜŘ ȅ ŎƻǎǘŜǎ άŘŜ ǇƻƭƝǘƛŎŀέ όpolicy costs, en inglés). Las metodologías eficientes para la 

asignación de los costes de red representan un tema que se ha analizado en detalle en la 

literatura. Existe cierto consenso sobre la eficiencia de esquemas relacionados con el coste 

marginal de largo plazo (LRMC, del inglés Long-Run Marginal Cost). El LRMC representa el 

incremento en los costes de red que es causado por un incremento marginal de retiros o 

inyecciones en un cierto punto de la red (incluyendo, entonces, cierta granularidad en los cargos) 

en el largo plazo, considerando también la posibilidad de inversiones en nuevos activos. Por lo 

que concierne el formato, es evidente que la mayoría de los costos de red se deben a la demanda 

de capacidad, por lo que el formato más eficiente es $/kW. Idealmente, la potencia usada para 

este cargo es la potencia consumida durante la punta de demanda del sistema (o la punta de 

demanda en la red de distribución). 
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Cobrar los costes de red a través de esta metodología permite solucionar una de las ineficiencias 

más peligrosas de los diseños tarifarios actuales, que, en muchos contextos, siguen cobrando 

los costes de red a través de cargos volumétricos. En este caso, la instalación de generación 

distribuida reduce los ingresos de las empresas de red sin que esta reducción esté asociada a 

una bajada real en los costes de red, originando una pérdida económica. También cabe subrayar 

que la aplicación de metodologías eficientes, como el LRMC, a los costes de red no logra 

garantizar la suficiencia de los ingresos. La parte de costes de red que no se puede recuperar a 

través de estas metodologías suele definirse como coste residual de red y se cobra a través de 

cargos complementarios. 

Los costes de red deberían ser asignados a través del coste marginal de 

largo plazo (LRMC) y mediante cargos por potencia ($/kW). 

A menudo, especialmente para el caso de algunas categorías de consumidores (especialmente 

los no residenciales), puede darse el caso de que el cargo correspondiente a su LRMC no permita 

la recuperación completa de la red. Si se les carga un valor superior a este LRMC, el resultado 

puede conducir a que instalen equipos de respaldo con el único objeto de evitar este cargo, lo 

que sería claramente una ineficiencia (esto no sólo ha ocurrido en el sistema peruano con los 

usuarios libres, sino también en el Reino Unido). Cuando ese es el caso, la única solución 

adecuada pasa por diseñar un cargo fijo, de tal manera que sea posible recuperar de forma 

equitativa el coste de las redes sin afectar a la operación y planificación eficiente de los 

consumidores en el sistema.  

Cuando hay riesgo de que la recuperación de los costes de las redes a través de 

cargos por potencia ($/kW) conduzcan a algunas categorías de consumidores a 

invertir ineficientemente en GD con el único objeto de evitar esos cargos, el 

diseño debe trasladar dichos costes a un cargo fijo. 

Los costes de política, en cambio, están relacionados con políticas medioambientales (incentivos 

a las energías renovables) o sociales (subsidios para consumidores vulnerables), o con los costes 

de gestión de algunas instituciones del sector eléctrico (el regulador o los operadores del sistema 

y del mercado). Estos elementos, para los cuales no es fácil identificar un impulsor de coste 

representativo, se suelen considerar enteramente como costes residuales, para los cuales no 

existe una metodología eficiente. Sin embargo, algunos de estos costes sí podrían ser asignados 

de manera eficiente a través de un impulsor de coste. El caso más evidente son los subsidios a 

la renovables concedidos a través de un esquema de obligaciones o certificados (o renewable 

portfolio standards), que requieren a los comercializadores que cubran cierto porcentaje de su 

suministro a través de recursos renovables no convencionales. En este caso, un incremento de 

la demanda eléctrica aumenta de manera directa el coste marginal de cumplir con estas 

obligaciones. Por ejemplo, si hay una obligación que prevé que el 20% del suministro tiene que 

provenir de fuentes renovables, un aumento de demanda de 10 kWh requeriría que 2 kWh 

adicionales fueran generados por estos recursos. Una metodología de asignación eficiente 

consideraría un cargo volumétrico calculado como el producto de este porcentaje por el coste 

adicional de generar a través de recursos renovables. 

Los costes de política para los cuales se pueda aplicar algún tipo de causalidad 

deberían ser asignados a través de metodologías que envíen señales eficientes. 
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Todos los costes que no se pueden asignar a través de una metodología eficiente tienen que ser 

considerados como costes residuales. Como ya se dijo, estos costos deben ser recuperados a 

través de cargos complementarios. Sin embargo, estos últimos deben evitar afectar a la 

eficiencia de las señales calculadas a través de metodologías eficientes. Históricamente, esto se 

ha logrado mediante la aplicación de la llamada teoría de los precios de Ramsey, o regla de 

elasticidad inversa. La idea es que el cargo complementario debe modificar lo menos posible el 

comportamiento resultante de la aplicación de precios y cargos eficientes; entonces, los 

consumidores menos elásticos tendrán cargos más elevados. 

Normalmente, los precios de Ramsey se han aplicado a las tarifas eléctricas a través de 

estimaciones muy aproximadas de la elasticidad de la demanda eléctrica. Los consumidores 

domésticos se han considerado como casi completamente inelásticos en el corto plazo y no muy 

reactivos a aumentos de precios en el largo plazo, por lo que se les ha cargado una parte 

significativa de los costes residuales. Como ya se mencionó, esta línea de pensamiento ya no es 

válida en un contexto de despliegue de GD. Estos últimos aumentan la elasticidad de la demanda 

eléctrica no solo en el corto plazo, sino también, y más dramáticamente, en el largo plazo. 

Este aumento de elasticidad de la demanda, algo seguramente positivo para el sistema eléctrico 

en su conjunto, puede llevar a situaciones poco eficientes si el diseño tarifario no se adecua a 

las nuevas condiciones. Una primera parte del problema está relacionada, como en el caso de 

los costes de red, con el formato de la tarifa. Si los cargos residuales son volumétricos, un 

consumidor que instale generación distribuida podrá reducir la cuota de costes residuales que 

paga sin que se reduzcan estos costes ni la responsabilidad de este consumidor en ellos. En este 

contexto, la solución óptima es recuperar los costes residuales a través de un cargo fijo que no 

distorsione las otras señales. 

Los costes residuales deberían ser recuperados a través de un cargo fijo. 

Esta solución, sin embargo, puede vulnerar el criterio de equidad de las tarifas, porque, en el 

cambio de un cargo volumétrico a uno fijo, algunos usuarios pasarían a pagar mucho más que 

antes. Además, la demanda de electricidad crece de manera proporcional con la riqueza de un 

hogar; entonces, los consumidores que pasarían a pagar tarifas más altas son exactamente los 

que poseen una menor disponibilidad económica. No existe consenso sobre cómo evitar estos 

efectos distributivos en el diseño tarifario. Algunos autores han propuesto incluir en los cambios 

tarifarios un sistema de subsidios que reduzca el aumento de tarifa para ciertas categorías de 

consumidores, por lo menos durante un periodo de adaptación. Otros autores han analizado la 

posibilidad de introducir cargos fijos desiguales. Los cargos seguirían siendo fijos, pero se 

calcularían a través de una metodología que considere el consumo histórico de electricidad (a 

nivel tanto de energía como de demanda de punta). De este modo, el cambio tarifario 

modificaría las señales económicas que se envían a los consumidores, pero la tarifa que paga 

cada consumidor variaría poco. 

Los problemas de equidad tarifaria generados por la introducción de un cargo fijo 

se pueden solucionar a través de subsidios específicos o mediante el cálculo de 

cargos fijos desiguales basados en el consumo histórico. 

Sin embargo, la introducción de un cargo fijo no elimina del todo los problemas relacionados 

con el aumento de la elasticidad de largo plazo. Las tarifas suelen reflejar los costes incurridos 
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históricamente para garantizar el suministro y, en aquellos sistemas con muchos costes de 

política, podría resultar conveniente desconectarse del sistema, dejar de pagar los costes de red 

y los costes residuales y auto-generar la energía eléctrica a través de sistemas autónomos de 

suministro. No existe un consenso sobre cómo evitar estas desconexiones ineficientes. Una 

alternativa es establecer unos umbrales tarifarios, que se fijarían teniendo en cuenta el coste de 

un equipo de generación autónomo, por encima de los cuales los costes residuales deberían ser 

asignados de otra manera (o directamente incluidos en los presupuestos generales del estado). 

Otra alternativa es sacar parte de los costes residuales de las tarifas eléctricas y recuperarlos a 

través de un proxy, como puede ser el impuesto de propiedad de la vivienda. Otra alternativa 

es desincentivar estas desconexiones a través de unas tasas de salida (exit fees) que obligarían 

a los consumidores a pagar su cuota de costes residuales independientemente de su estado de 

conexión a la red. 

Un diseño tarifario robusto tiene que considerar una estrategia para evitar las 

desconexiones ineficientes de la red. 

Finalmente, se menciona aquí una discusión que involucra tanto al diseño tarifario como al 

άǊŜŘƛǎŜƷƻέ ŘŜƭ Ǌƻƭ ŘŜ ƭŀǎ distribuidoras. Desde la perspectiva de un hogar, la inversión en 

recursos distribuidos puede resultar bastante elevada. Para que los consumidores conectados a 

la red de distribución inviertan en estos recursos, el diseño tarifario tiene que enviar señales 

eficientes que guíen el desarrollo y la operación de la GD. Sin embargo, un sistema de precios y 

cargos eficientes es una condición necesaria pero no suficiente para que estas inversiones 

tengan lugar, porque pueden entrar en juego otros factores, como la aversión al riesgo de los 

agentes, en este caso, de los consumidores. 

Una inversión en recursos distribuidos está sujeta a muchas fuentes de incertidumbre: falta de 

información (un usuario no puede prever el comportamiento futuro del operador de la red de 

distribución, ni el de los otros usuarios conectados a la misma red), riesgo regulatorio, volatilidad 

de largo plazo de precios y cargos contenidos en la tarifa, sólo para mencionar las principales. 

Como ocurre en otros ámbitos del sector eléctrico, para que los agentes puedan gestionar estos 

riesgos y llevar a cabo inversiones que beneficien al conjunto del sistema, es necesario introducir 

señales de largo plazo. 

La inversión en recursos distribuidos por parte de los consumidores domésticos 

requiere señales de largo plazo que permitan gestionar el riesgo. 

En el sector de la distribución, no existe este tipo de señales de largo plazo. Esto genera una 

doble incertidumbre. Por un lado, el operador de la red de distribución no puede prever cómo 

se van a desarrollar los recursos distribuidos y, consecuentemente, no puede planificar de 

manera eficiente la expansión de la red. Por otro lado, los consumidores no pueden prever las 

decisiones de inversión de los otros usuarios, aunque estas decisiones puedan tener un enorme 

impacto en el valor de sus inversiones. Una posible solución a este problema consiste en 

organizar subastas competitivas periódicas para el uso de la red (opciones sobre la capacidad de 

distribución). A través de este mecanismo, el operador de la red comunicaría a los usuarios el 

coste marginal esperado de la expansión de la red y esto incentivaría a los usuarios a revelar el 

valor que dan al servicio de red. Algunos adquirirían la opción para el uso futuro de la red, 

mientras para otros sería más conveniente evitar los nuevos cargos de red a través de la 
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instalación de recursos distribuidos. En este segundo caso, los usuarios se comprometerían a 

entregar un servicio de red al operador durante los periodos de mayor congestión. 

3 PROYECTO DE REGLAMENTO DE GENERACIÓN DISTRIBUIDA Y 

PROPUESTAS AL CORTO PLAZO 

3.1 ANÁLISIS DEL PROYECTO DE REGLAMENTO 
Considerando los aspectos desarrollados previamente y orientados al diseño de un mercado 

eficiente a largo plazo, en el presente apartado se plantean una serie de observaciones al 

άtǊƻȅŜŎǘƻ ŘŜ 5ŜŎǊŜǘƻ {ǳǇǊŜƳƻ ǉǳŜ ŀǇǊǳŜōŀ Ŝƭ wŜƎƭŀƳŜƴǘƻ ŘŜ DŜƴŜǊŀŎƛƽƴ 5ƛǎǘǊƛōǳƛŘŀέ όŜƴ 

ŀŘŜƭŀƴǘŜ ǊŜŦŜǊƛŘƻ Ŝƴ ŜǎǘŜ ŘƻŎǳƳŜƴǘƻ ŎƻƳƻ άŜƭ tǊƻȅŜŎǘƻέύΣ Ŏǳȅŀ ǇǳōƭƛŎŀŎƛƽƴ ŦǳŜ ŀǳǘƻǊƛȊŀŘŀ ǇƻǊ 

la resolución ministerial N° 292-2018-MEM/DM el 31 de julio de 2018.  

Inicialmente se plantean una serie de comentarios generales acerca del proyecto de Decreto, 

que abordan el contexto regulatorio completo que en opinión de los autores debería cubrir el 

Reglamento. Posteriormente, se desarrollan comentarios específicos a algunos de los diferentes 

apartados de la propuesta normativa. 

3.1.1 Comentarios generales 

9ƭ ǇǊƻȅŜŎǘƻ ŘŜ 5ŜŎǊŜǘƻ ǘƛŜƴŜ ŎƻƳƻ ƻōƧŜǘƻ ŘŜŎƭŀǊŀŘƻ άaprobar un Reglamento de Generación 

Distribuida que desarrolle los alcances de la Ley N° 28832 y el Decreto Legislativo N° 1221έΦ /ƻƴ 

ese objeto, se avanza en la definición del marco regulatorio, pero no se abordan con suficiente 

profundidad algunos aspectos clave de la generación distribuida que en el momento actual 

forman parte de la preocupación central de los reguladores en el contexto internacional, en 

especial dos de ellos: 

i) El rediseño de la metodología de tarifas de los usuarios finales de la red. 

ii) Definición de los nuevos papeles tanto del COES como de las Empresas de Distribución 

Eléctrica (EDE), y en especial de la relación entre ambos. En particular, se observa la 

necesidad de avanzar en la regulación peruana en la separación de las diferentes 

actividades, i.e. entre las actividades de red (transmisión y distribución) y las actividades de 

mercado, generación y comercialización (así como una mayor clarificación de la diferencia 

entre estas últimas). 

3.1.1.1 Necesidad de rediseño de la metodología de tarifas de los usuarios finales de la red 

El primer comentario general se centra específicamente en la necesidad de acompañar el 

Proyecto con un proceso de reforma regulatoria que permita asignar los costos del sistema a 

los usuarios de las redes de forma eficiente, para que de esta manera el desarrollo de la 

generación distribuida no suponga innecesŀǊƛƻǎ άŎƻǎǘƻǎ ŀŘƛŎƛƻƴŀƭŜǎ ǇŀǊŀ ƭŀ ǘŀǊƛŦŀ ŜƭŞŎǘǊƛŎŀέ όŜƴ 

contra de lo declarado en el punto 6 de la Exposición de Motivos). 

En el Proyecto, y en línea con lo establecido en la regulación previa, se establece por un lado 

que άŜƭ ǳǎƻ ŘŜ ƭŀǎ ǊŜŘŜǎ ŘŜ ŘƛǎǘǊƛōǳŎi6n para la MGD se realiza pagando únicamente el costo 

ƛƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭ ƛƴŎǳǊǊƛŘƻέ y por otro que άtƻǊ Ŝƭ ŎƻƴǎǳƳƻ ŘŜ ŜƴŜǊƎƝŀ ƭŀ a/5 ŘŜōŜǊł ǇŀƎŀǊ ƭƻǎ 

ǇŜŀƧŜǎ ȅ ŎŀǊƎƻǎ ǘŀǊƛŦŀǊƛƻǎ ŎƻǊǊŜǎǇƻƴŘƛŜƴǘŜǎ ŜǎǘŀōƭŜŎƛŘƻǎ Ŝƴ ƭŀ ƴƻǊƳŀǘƛǾŀ ǾƛƎŜƴǘŜέ. 

Parece establecerse una distinción adecuada entre MGD y MCD, bajo el supuesto de que la 

primera no se contempla que se pueda netear con un consumo. De esta manera, es posible 
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interpretar que la instalación de MCD no debería permitir a un usuario del servicio público de 

electricidad eludir el pago de peajes y cargos tarifarios que le corresponden por el uso que hace 

de la red. 

Para que esto se lleve a efecto de forma eficiente, es urgente abordar un cambio regulatorio 

que conlleve un rediseño de las tarifas aplicadas a los usuarios finales, tal y como están 

planteando la mayoría de los reguladores eléctricos en sistemas mínimamente avanzados, por 

ejemplo Ofgem53 en Gran Bretaña o NVE en Noruega54, por mencionar algunos. 

El desarrollo de la generación distribuida está cambiando por completo el paradigma de 

funcionamiento de los sistemas eléctricos. Para que la transición ocurra, muchos elementos de 

la regulación del sector eléctrico deben adaptarse a las nuevas condiciones. Un elemento central 

de esta adaptación son las tarifas eléctricas para los usuarios finales de las redes. En la mayoría 

de los países del mundo, como es el caso del Perú, los consumidores todavía pagan un cargo 

volumétrico aditivo ($ / kWh) que prioriza la simplicidad sobre la eficiencia en el proceso de 

asignación de costos. 

Estas tarifas no pueden "guiar" un desarrollo eficiente de los servicios de energía distribuida. Los 

recursos centralizados y distribuidos están ubicados en diferentes puntos y niveles de la red y 

tienen diferentes tamaños y patrones temporales. La única forma para que estas dos categorías 

de recursos operen y compitan de manera conjunta y eficiente es establecer un sistema integral 

de señales económicas con un nivel de detalle adecuado para capturar variaciones importantes 

en el valor de un servicio específico a lo largo del tiempo y la ubicación. Se supone que este 

sistema de señales no solo impulsará la operación, sino también la planificación de nuevos 

recursos, y probablemente definirá el equilibrio entre los servicios centralizados y distribuidos 

en el futuro. 

Un diseño tarifario para los usuarios finales basado exclusivamente en un cargo volumétrico 

conduce a un sistema económicamente insostenible55. Por tanto, se observa que el Proyecto 

debería ir acompañado de un proceso de reforma del diseño tarifario que debería ser 

encomendado a Osinergmin, de forma que los potenciales inversores en MCD tuvieran una señal 

clara (no incierta) de inversión, evitando posteriores cambios regulatorios retroactivos que 

serían necesarios para salvar la solvencia económica del sistema en su conjunto. 

3.1.1.2 Redefinición del papel de la Empresa de Distribución Eléctrica (EDE) 

¢ŀƭ ȅ ŎƻƳƻ ǉǳŜŘŀ ǊŜŦƭŜƧŀŘƻ ǇƻǊ ŜƧŜƳǇƭƻ Ŝƴ Ŝƭ ŀǊǘƝŎǳƭƻ мп ά/ƻƳŜǊŎƛŀƭƛȊŀŎƛƽƴ ŘŜ ǇƻǘŜƴŎƛŀ ȅ ŜƴŜǊƎƝŀ 

ŘŜƭ aD5έΣ ά[ŀ aD5 ǇƻŘǊł ǾŜƴŘŜǊ ƭŀ ŜƴŜǊƎƝŀ ǉǳŜ ǇǊƻŘǳȊŎŀ mediante contratos de suministro 

ǎǳǎŎǊƛǘƻǎ Ŏƻƴ ƭŀ 959 ǇŀǊŀ Ŝƭ ŀōŀǎǘŜŎƛƳƛŜƴǘƻ ŀ ǎǳǎ ¦ǎǳŀǊƛƻǎ wŜƎǳƭŀŘƻǎέΦ 

                                                             
53 Reform of network access and forward-looking charges. 
https://www.ofgem.gov.uk/electricity/transmission-networks/charging/reform-network-access-and-
forward-looking-charges; 
Targeted Charging Review: Significant Code Review. 
https://www.ofgem.gov.uk/electricity/transmission-networks/charging/targeted-charging-review-
significant-code-review  
54 https://www.nve.no/energy-market-and-regulation/network-regulation/network-tariffs/ 
55 Ver por ejemplo las discusiones planteadas por los reguladores previamente referidos o Massachusetts 
Institute of Technology Energy Initiative, 2016. Utility of the Future: An MIT Energy Initiative Response to 
an Industry in Transition. Report developed in collaboration with IIT-Comillas, published in December 
2016. 

https://www.ofgem.gov.uk/electricity/transmission-networks/charging/reform-network-access-and-forward-looking-charges
https://www.ofgem.gov.uk/electricity/transmission-networks/charging/reform-network-access-and-forward-looking-charges
https://www.ofgem.gov.uk/electricity/transmission-networks/charging/targeted-charging-review-significant-code-review
https://www.ofgem.gov.uk/electricity/transmission-networks/charging/targeted-charging-review-significant-code-review
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Esto ha conducido a los reguladores de todo el mundo a abordar la necesidad de desarrollar los 

mecanismos regulatorios necesarios para establecer una clara separación entre las actividades 

reguladas de red y de comercialización a Usuarios Regulados, de las actividades de generación 

(tanto centralizada como distribuida), que se desarrollan en régimen de competencia. En ese 

sentido, por ejemplo, los reguladores estadounidenses y la Comisión Europea han establecido 

la necesidad de una separación (como mínimo legal) entre las actividades de distribución y 

generación y comercialización. Al tiempo, en ambos casos, por ejemplo, se ha decidido prohibir 

a las EDE que sean propietarias o que operen generación distribuida de ningún tamaño (salvo 

en situaciones muy excepcionales aprobadas por el regulador, necesarias para mantener la 

seguridad de la operación de las redes)56. 

De la misma forma que en el caso anterior, se plantea la necesidad de que la regulación peruana 

avance en esta línea. Si bien no se considera de carácter tan urgente como el cambio descrito 

en el punto anterior (el diseño actual puede afectar gravemente a la futura competencia en el 

nuevo mercado distribuido) y además conlleva un cambio regulatorio de mayor calado, se 

considera que debería aprovecharse este impulso regulatorio reflejado en el Proyecto para 

ajustar el actual marco institucional a las nuevas e inminentes necesidades. 

Una vez planteadas estas observaciones generales, siguiendo el guión definido por el 

documento que recoge el Proyecto, se plantean una serie de comentarios particulares. 

3.1.2 Comentarios específicos 

3.1.2.1 Definición y alcance de la regulación existente sobre generación distribuida y 

cogeneración 

Antecedentes 

Como previamente se ha explicado, la generación distribuida, a la fecha, es regulada por los 

siguientes dispositivos normativos: 

¶ Ley 28832, que señala que la generación distribuida es la instalación de generación con 

capacidad no mayor a la señalada en el Reglamento, conectada directamente a las redes 

del concesionario de distribución. Asimismo, su Octava Disposición Complementaria 

Final señala que sus excedentes no contratados de energía serán vendidos en el 

Mercado de Corto Plazo, siendo asignados a los generadores de mayor transferencia en 

dicho mercado. Finalmente, señala que, por el uso de las redes de distribución, el 

generador distribuido debe pagar únicamente el costo incremental. 

¶ Decreto Legislativo 1002, cuyo Artículo 6 señala que, los generadores RER que tengan 

las características de generación distribuida pagarán por el uso de las redes de 

distribución conforme a lo señalado en la Ley 28832. 

¶ El Reglamento de la Generación de Electricidad con energías Renovables, aprobado por 

Decreto Supremo N° 012-2011-EM, cuyo Artículo 22 señala que las centrales RER con 

características de generación distribuida pagan por el uso de las redes de distribución 

únicamente el costo incremental incurrido por el distribuidor. Dicho costo se determina 

en función a las inversiones en mejoras, reforzamientos y/o ampliaciones de la red de 

                                                             
56 Ver por ejemplo SP Burger, JD Jenkins, C Batlle, IJ Pérez-Arriaga, 2018. Restructuring Revisited: 
Competition and Coordination in Electricity Distribution Systems. MIT Center for Energy & Enviromental 
Policy Research Working Paper Series. 
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distribución para permitir técnicamente la inyección de energía producida por los 

generadores RER. 

Asimismo, señala que, en un plazo no mayor a 60 días calendario contados a partir de la 

fecha de solicitud de un generador RER, el distribuidor deberá facilitar al solicitante, con 

criterio técnico, un punto de conexión en su red de distribución, así como una 

estimación completa y detallada de los costos incrementales en que incurra. 

Refiere además que son de aplicación las normas sobre contribuciones reembolsables, 

a las mejoras, reforzamientos y/o ampliaciones de la red de distribución. 

Finalmente señala que el cargo por concepto de uso de redes que deba pagar el 

generador RER al distribuidor, debe ser acordado entre las partes. A falta de acuerdo, 

cualquiera de las partes podrá solicitar al Osinergmin que fije dicho cargo. 

¶ Decreto Legislativo 1221, cuyo Artículo 2 señala que los usuarios del servicio público de 

electricidad que disponen de equipamiento de generación RER no convencional o 

cogeneración, hasta la potencia máxima establecida en el Reglamento, tienen derecho 

a disponer de ellos para su propio consumo o pueden inyectar sus excedentes al sistema 

de distribución, sujeto a que no afecte la seguridad operacional del sistema de 

distribución al cual está conectado. 

Asimismo, señala que la potencia máxima, las condiciones técnicas, comerciales, de 

seguridad, regulatorias y la definición de las tecnologías renovables no convencionales 

que permitan la generación distribuida, serán establecidos en el reglamento respectivo. 

¶ El Reglamento de Cogeneración, aprobado por Decreto Supremo N° 037-2006-EM, 

cuyos Artículos 11 y 12 señalan que las Centrales de Cogeneración Calificadas se les 

permite el libre acceso a los sistemas de los concesionarios de transmisión y 

distribución, debiendo asumir los costos de ampliación que implique su conexión con 

carácter de contribución reembolsable; asimismo, que el peaje de conexión que le 

corresponda pagar a un Cogenerador no se considerará su autoconsumo de potencia; 

de igual modo el uso de los Sistemas Secundarios y Complementarios de Transmisión o 

de los Sistemas de Distribución, será pagado por el Cogenerador considerando 

únicamente el costo incremental incurrido. 

El autoconsumo de energía (energía eléctrica para el proceso productivo que forma 

parte del proceso de cogeneración y que no es materia de transacción comercial entre 

agentes) debe medirse independientemente de la producción eléctrica de la central de 

cogeneración. El despacho de la central será decidido por el propietario e informado al 

COES conforme éste disponga, la energía producida y retirada por el Cogenerador serán 

valorizadas por el COES a costos marginales.  

Alcances y concordancias 

Todas estas disposiciones están actualmente vigentes y están referidas a un tipo específico de 

generación distribuida: 

¶ La Ley 28832 está referida a la generación distribuida en general, siempre que las 

instalaciones de generación estén directamente conectadas a la red de distribución, 

independientemente de la fuente energética que se utiliza en la generación; asimismo, 

se trata de generadores que pueden celebrar contratos de suministro y vender sus 

excedentes en el Mercado de Corto Plazo.  
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¶ El Decreto Legislativo 1002 y su Reglamento están referidos exclusivamente a los 

generadores distribuidos que utilizan RER para la generación, estableciendo algunas 

reglas para el pago del uso de las redes de distribución, que han sido desarrolladas en 

su Reglamento Decreto Supremo N° 012-2011-EM 

¶ El Decreto Legislativo 1221 está referido exclusivamente a los usuarios regulados que 

disponen de unidades de generación RER no convencional o cogeneración, 

estableciendo algunas reglas para la comercialización de la electricidad generada, así 

como las condiciones que deben ser reguladas en el reglamento de respectivo. 

En el cuadro siguiente se puede observar la regulación vigente sobre generación distribuida y la 

cogeneración: 

Concepto Ley 28832 Decreto Legislativo 1002 Decreto Legislativo 1221 

Tipo de Generación 
Distribuida regulada 

Aplicable a las instalaciones 
de generación con capacidad 
no mayor a la señalada en el 
Reglamento respectivo, 
conectada directamente a 
las redes de un 
concesionario de 
distribución eléctrica. 
Asimismo, define la 
Cogeneración como el 
proceso de producción 
combinada de energía 
eléctrica y energía térmica, 
que hace parte integrante de 
una actividad productiva, en 
el cual la energía eléctrica 
está destinada al consumo 
propio o de terceros.  Es de 
notar que la Cogeneración 
podría darse con potencias 
por encima del límite 
establecido como 
Generación Distribuida. 

Aplicable a Generadores con 
RER que tengan características 
de Cogeneración o Generación 
Distribuida.  

Aplicable a los usuarios del 
servicio público de 
electricidad que disponen de 
equipamiento de generación 
eléctrica renovable no 
convencional o de 
cogeneración, hasta la 
potencia máxima establecida 
para cada tecnología. 
La norma señala que el 
Reglamento debe contener 
las tecnologías renovables no 
convencionales que permitan 
la generación distribuida.  

Pago por el uso de las redes 
de distribución. 

Generación Distribuida y 
Cogeneración eficiente 
Pagan el costo Incremental. 
El Reglamento de 
Cogeneración  señala 
además que el Cogenerador 
deberá pagar los costos de 
las ampliaciones necesarias 
para su conexión y se le 
aplicarán las disposiciones 
de ley en materia de 
contribuciones 
reembolsables.  Al ser 
igualmente un consumidor 
deberá pagar el VAD si está 
conectado a la red de 
distribución. 

Pagan el costo incremental. El 
Reglamento precisa que el 
cargo por concepto de uso de 
redes que deba pagar el 
Generador RER al Distribuidor, 
será acordado entre las partes. 
A falta de acuerdo, cualquiera 
de las partes podrá solicitar a 
OSINERGMIN que fije dicho 
cargo. 

No precisa, pero podría 
interpretarse que se aplica el 
pago del costo incremental 
regulado en la Ley 28832, 
pues es un tipo de generación 
distribuida. 
Adicionalmente, al tratarse 
de usuarios regulados, deben 
pagar el VAD, por mandato 
de la Ley de Concesiones 
Eléctricas. 

Determinación del Costo 
Incremental 

No ha sido regulado. Desarrollado en el Reglamento 
aprobado por Decreto Supremo 
N° 012-2011-EM, que señala 
que el Costo incremental se 
determina en función a las 
inversiones en mejoras, 
reforzamientos y/o 
ampliaciones de la res de 
distribución para permitir 
técnicamente la inyección de 
energía producida por los 
Generadores RER. 

No precisa, pero podría 
interpretarse por igual que el 
concepto de costo 
incremental le es o no le es 
aplicable. 
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Mecanismo de 
comercialización de 
electricidad generada 

Para la Generación 
Distribuida y Cogeneración: 

¶ PPA con Empresas de 
distribución. 

¶ PPA con Usuarios Libres. 

¶ Mercado de Corto Plazo. 

Para la Cogeneración, por vía 
reglamentaria se exige se 
mida por separado la 
producción y el consumo 
eléctrico. En el caso de la 
Generación Distribuida no se 
precisa. 

No precisa, pero se entiende 
que podrían hacerse extensivas 
las modalidades previstas en la 
Ley 28832, pues es un tipo de 
generación distribuida. 

Estos generadores tienen 
derecho a disponer de su 
generación para su propio 
consumo o puede también 
inyectar sus excedentes al 
sistema de distribución, 
siempre que no afecte la 
seguridad operacional del 
sistema de distribución. 

Procedimiento de c0nexión No ha sido regulado. Regulado en el Reglamento, 
que señala que en un plazo no 
mayor a sesenta (60) días 
calendario contados a partir de 
la fecha de solicitud de un 
Generador RER, el Distribuidor 
deberá facilitar al solicitante, 
con criterio técnico y 
económico, un punto de 
conexión en su red de 
distribución, así como una 
estimación completa y 
detallada de los costos 
incrementales en que incurra. 

No ha sido regulado. 

Potencia máxima Para la Generación 
Distribuida debe ser definido 
en el Reglamento. 

No precisa pero se entiende 
que podrían hacerse extensiva 
la potencia prevista en la Ley 
28832, pues es un tipo de 
generación distribuida.  

Debe ser definido en el 
Reglamento. 

Propiedad de las 
inversiones realizadas para 
la adaptación de la red de 
distribución necesaria para 
la conexión del generador 
distribuido 

No precisa para la 
Generación Distribuida. 
En la Cogeneración, regulado 
por Reglamento. Precisa que 
son de aplicación las normas 
sobre contribuciones 
reembolsables a las mejoras, 
reforzamientos y/o 
ampliaciones de la red de 
distribución. 
En ese sentido, el 
distribuidor adquiere la 
propiedad de las nuevas 
inversiones.  

Regulado en el Reglamento. 
Precisa que son de aplicación 
las normas sobre 
contribuciones reembolsables a 
las mejoras, reforzamientos y/o 
ampliaciones de la red de 
distribución. 
En ese sentido, el distribuidor 
adquiere la propiedad de las 
nuevas inversiones. 

No precisa. 

 

Se observa que existe un marco jurídico vigente que debe ser desarrollado congruentemente, 

de manera concordada y sistemática. El Proyecto de Reglamento desconoce algunas reglas 

vigentes establecidas en el Reglamento del Decreto Legislativo 1002 y el Reglamento de 

Cogeneración. Asimismo, genera confusión sobre la relación que existen entre los mencionados 

ordenamientos jurídicos (Decreto Legislativo 1001, Decreto Legislativo 1221 y Ley 28832), pues 

como ya mencionamos, es factible interpretar que la Ley 28832 crea un régimen general de 

generación distribuida, mientras que las otras dos normas regulan un régimen especial, donde 

también pueden ser aplicables algunas reglas del régimen general. 

En ese sentido, por ejemplo, el Proyecto regula dos tipos de generación distribuida: i) la Mediana 

Generación Distribuida (MGD) y ii) la Microgeneración Distribuida (MCD). La MGD, de acuerdo 

a lo referido en el Proyecto, corresponde a la generación distribuida regulada en la Ley 28832, 

que incluye a todas las tecnologías de producción de electricidad con potencias entre 200 kW y 
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10 MW conectadas a la red de Media Tensión del Distribuidor, conectadas directamente a la red 

de distribución; en tanto, la MCD tiene como base normativa al Decreto Legislativo 1221, al estar 

referida únicamente al usuario del servicio público de electricidad que tiene unidades de 

generación RER no convencional o cogeneración hasta 200 kW conectada a la red de Media 

Tensión o Baja Tensión del Distribuidor. Ello conforme lo indica el Artículo 3 del proyecto. 

Respecto a la generación distribuida regulada por el Decreto Legislativo 1002 y su Reglamento, 

como hemos indicado, que podría estar incluida dentro de la MGD, las condiciones señaladas en 

el Decreto Supremo N° 012-2011-EM no han sido recogidas ni desarrolladas en su totalidad por 

el Proyecto, por lo que no queda claro si este comprende o no a la generación distribuida 

regulada por el Decreto Legislativo 1002. 

Por ejemplo, el Artículo 22 del Decreto Supremo N° 012-2011-EM señala que la empresa de 

distribución tiene un plazo de 60 días de realizada la solicitud del generador RER, para facilitar 

al solicitante un punto de conexión, asimismo, le debe informar la estimación completa y 

detallada de los costos incrementales en que se incurra. De la misma forma, esta norma señala 

que son de aplicación las disposiciones sobre contribuciones reembolsables, reguladas en la Ley 

de Concesiones Eléctricas. 

Lo señalado en el párrafo anterior no ha sido considerado en el proyecto, por lo que no queda 

claro si este comprende también a la generación distribuida regulada por el Decreto Legislativo 

1002, o si es que lo señalado en el Proyecto modifica lo dispuesto por el Decreto Supremo N° 

012-2011-EM. Esto debe ser aclarado en el Reglamento de Generación Distribuida que se 

pretende aprobar. 

Lo mismo aplica en el caso de la Cogeneración que podría por su tamaño ser considerada MGD. 

Recomendamos que se efectúe un proceso de concordancia entre el contenido de los 

Reglamentos de la Ley de Concesiones Eléctricas (RLCE), los diferentes Reglamentos de la Ley 

28832, Reglamento de la Generación de Electricidad con Energías Renovables y el Reglamento 

de Cogeneración, con la finalidad que el Reglamento de Generación Distribuida uniformice los 

distintos conceptos contenidos en las normas antes mencionadas y se proceda a modificar o 

derogar de dichas normas los artículos que deban ser adecuados. Ello con la finalidad de evitar 

confusiones y vacíos como el previamente indicado. Por ejemplo, se aprecia en el proyecto solo 

en materia de operación del sistema ha previsto la modificación del RLCE.  

3.1.2.2 Sobre la definición del Costo Incremental 

De acuerdo con la definición 2, contenida en el Artículo 1 del Proyecto, el costo incremental es 

el costo de las inversiones adicionales que se requieren para viabilizar técnicamente la conexión 

e inyección de energía a la Red de Distribución. Por su parte su Artículo 6 señala que: el uso de 

las redes de distribución para MGD se realiza pagando únicamente el costo incremental 

incurrido. 

[ŀ ŘŜŦƛƴƛŎƛƽƴ ŘŜ άŎƻǎǘƻ ƛƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭέ ŎƻƴǘŜƴƛŘŀ Ŝƴ Ŝƭ tǊƻȅŜŎǘƻ Ŝǎ ŎƻƴŦǳǎŀΦ {Ŝ ŘŜōŜ ǊŜŎƻǊŘŀǊ ǉǳŜ 

la Ley 28832 señala que, por el uso de las redes de distribución, el generador distribuido debe 

ǇŀƎŀǊ ǵƴƛŎŀƳŜƴǘŜ Ŝƭ Ŏƻǎǘƻ ƛƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭ ƛƴŎǳǊǊƛŘƻΦ 5Ŝ Ŝǎǘŀ ƳŀƴŜǊŀΣ Ŝƭ ŎƻƴŎŜǇǘƻ ά/ƻǎǘƻ 

LƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭέ ǊŜƳǳƴŜǊŀ ǵƴƛŎŀƳŜƴǘŜ Ŏƻǎǘƻǎ ƎŜƴŜǊŀŘƻǎ ŎƻƳƻ ŎƻƴǎŜŎǳŜƴŎƛŀ ŘŜƭ ǳǎƻ ŘŜ ƭŀǎ ǊŜŘŜǎ 

de distribución. Quedan excluidos entonces los costos de conexión, pues no son costos 

asociados al uso de las redes de distribución. 
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El uso de la red de distribución se registrará recién desde el momento en que el generador 

distribuido inyecte su energía, antes de ello no se registrará uso alguno. Las labores y obras de 

ŎƻƴŜȄƛƽƴ ȅ ŀŘŀǇǘŀŎƛƽƴ ŘŜ ƭŀ ǊŜŘ ŘŜ ŘƛǎǘǊƛōǳŎƛƽƴ ƴƻ ǇǳŜŘŜƴ ǎŜǊ ŎƻƴǎƛŘŜǊŀŘŀǎ ŎƻƳƻ άǳǎƻ ŘŜ ƭŀ 

ǊŜŘέΣ ǇƻǊ ƭƻ ǉǳŜ ƴƻ ǇǳŜŘŜƴ ǎŜǊ ǊŜƳǳƴŜǊŀŘŀǎ ƳŜŘƛŀƴǘŜ Ŝƭ άŎƻǎǘƻ ƛƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭέΦ 9ƴ ŜǎŜ ǎŜƴǘƛŘƻΣ 

la definición de Costo Incremental contenida en el Proyecto es incompleta respecto de lo 

dispuesto por la Ley 28832. 

Teniendo esto en claro, sería necesario que a nivel reglamentario se precise lo siguiente: 

¶ La metodología para la determinación del Costo Incremental, teniendo en cuenta que este es 

un pago que se remunera únicamente por el uso de la red de distribución. 

¶ La competencia para la determinación del Costo Incremental. Si la competencia es de la 

empresa concesionaria de distribución se debe precisar el procedimiento para su fijación, así 

como las vías con las que contaría el generador distribuido en caso no estuviera conforme con 

las exigencias de la distribuidora. 

¶ Se debe diferenciar el costo incremental de los costos de inversión, operación y 

mantenimiento de la conexión. 

El Costo Incremental no solo debe remunerar costos de nuevas inversiones, sino también costos 

de operación y mantenimiento. Podría darse el caso que una red de distribución, que 

normalmente necesita un mantenimiento anual, requiera luego, como consecuencia de la 

conexión de generadores distribuidos, un mantenimiento más frecuente. Estos costos 

ƛƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭŜǎ Ŝƴ Ŝƭ ƳŀƴǘŜƴƛƳƛŜƴǘƻ ŘŜ ƭŀ ǊŜŘ ŘŜ ŘƛǎǘǊƛōǳŎƛƽƴ ƴƻ ŜƴǘǊŀƴ Ŝƴ ƭŀ ŘŜŦƛƴƛŎƛƽƴ ŘŜ άŎƻǎǘƻ 

ƛƴŎǊŜƳŜƴǘŀƭέ ŎƻƴǘŜƴƛŘŀ Ŝƴ Ŝƭ tǊƻȅŜŎǘƻΣ ǉǳŜΣ ŎƻƴŦƻǊƳŜ ŀ ƭŀ [Ŝȅ нууонΣ Ŝǎ Ŝƭ ǵƴƛŎƻ Ŏƻǎǘƻ ǉǳe el 

generador distribuido debe asumir por el uso de las redes de distribución. 

La Ley 28832 no distingue entre costos de inversión, operación y mantenimiento, ni restringe el 

Costo Incremental únicamente a los costos de inversión como sí lo hace el Proyecto. Se entiende 

que, para el funcionamiento de un sistema de distribución sin generadores distribuidos 

conectados a este, se incurriría en un determinado costo, si este se viera incrementado como 

consecuencia de la conexión de unidades de generación distribuida, les corresponde a los 

generadores distribuidos asumir dicho costo, pues este sería el costo incremental. 

En ese sentido, respecto a la definición de costo incremental, recomendamos que este 

comprenda no solo a los costos de inversión, sino también a los costos de operación y 

mantenimiento incrementales, conforme así lo ordena la Octava Disposición Complementaria 

Final de la Ley 28832. 

3.1.2.3 Sobre la determinación de los costos de conexión para el MGD 

El Artículo 11 del Proyecto señala que, de requerirse inversión en infraestructura, mejoras y/o 

equipamiento en la red, a fin de viabilizar técnicamente la conexión de las instalaciones de MGD 

del interesado, estas serán asumidas íntegramente por el interesado a su costo, para lo cual las 

partes pueden llegar a un acuerdo o, caso contrario, recurrir al Osinergmin para que sea este 

quien determine el costo que se debe reconocer. 

Asimismo, dado que las inversiones en infraestructura, mejoras y/o equipamiento en la red 

necesarios para viabilizar la conexión son asumidas por el MGD, este tendría el derecho de 

propiedad sobre los activos que generen dichas inversiones a menos que se indique en el 

Proyecto claramente que deberán ser transferidos al distribuidor, lo cual consideramos es lo 
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más adecuado. Esto debiera asi mismo ser aplicable para las instalaciones de Cogeneración o 

RER que estén conectadas a la red de transmisión. 

Respecto a lo señalado en el párrafo anterior, si bien se podría distinguir entre las inversiones 

necesarias para conectar la MGD, y las inversiones que se deben ejecutar en las instalaciones 

del distribuidor para hacer viable dicha conexión, ambas deben ser ejecutadas bajo la modalidad 

de contribuciones reembolsables, para asegurar que exista un solo propietario de redes que 

deba garantizar el libre acceso a las mismas. 

De acuerdo con el Artículo 83 de la LCE las contribuciones reembolsables son una modalidad 

para el financiamiento de inversiones necesarias para dotar de nuevos suministros a usuarios 

de electricidad, o para ampliar su potencia contratada. Este financiamiento es realizado por el 

mismo usuario del servicio de redes, a quien luego la empresa distribuidora le devuelve las 

sumas ejecutadas. 

Estas inversiones ejecutadas formarán parte del sistema de distribución, por lo que podrán ser 

consideradas dentro de los procesos de fijación tarifaria respectivos. Asimismo, en caso todavía 

no sean necesarias para brindar el servicio de distribución en la zona de concesión, entonces su 

uso generará un costo incremental que debe ser remunerado por el MGD, mediante la 

aplicación de una compensación que debe ser determinada por Osinergmin. Para esto, puede 

emplearse como base legal lo dispuesto en el literal d) del Artículo 34 de la Ley de Concesiones 

Eléctricas, que señala que es obligación de las concesionarias de distribución permitir la 

utilización de todos sus sistemas y redes por parte de terceros para el transporte de electricidad. 

Asimismo, el Artículo 62 del mismo cuerpo legal señala que las compensaciones y peajes por las 

redes del sistema secundario de transmisión o del sistema de distribución, deben ser reguladas 

por Osinergmin. 

Finalmente, el proyecto debe prever también la posibilidad de cuestionar el monto de las 

contribuciones reembolsables ante el Osinergmin. 

3.1.2.4 Sobre la determinación de los costos de conexión para el MCD 

Respecto a la MCD, el Artículo 17 del Proyecto señala que cuando el convenio de conexión y 

operación establezca la necesidad de realizar inversiones en infraestructura, mejoras y/o 

equipamiento, tales inversiones estarán a cargo de interesado. Asimismo, señala que el 

interesado pagará a la empresa de distribución un cargo de conexión asociada a los costos de 

conexión en los que incurra la empresa distribuidora. 

3.1.2.5 Sobre el resguardo de las condiciones de competencia y no discriminación 

El Reglamento de Generación Distribuida debe consignar, como prohibición expresa de la 

empresa de distribución eléctrica, otorgar un trato diferenciado o discriminatorio a los 

generadores distribuidos, prohibición que debe ser respetada en todo momento, incluso desde 

el momento que el interesado en diseñar o ejecutar un proyecto de generación distribuida 

solicite el inicio del procedimiento de conexión. 

Ello es importante, pues la empresa de distribución, al tener la concesión de distribución, goza 

de una posición monopólica en un determinado territorio, siendo la única titular de las 

instalaciones de distribución donde el interesado pueda conectar sus unidades de generación 

distribuida.  

Esta posición privilegiada puede ser utilizada como herramienta para vulnerar las normas de 

competencia y no discriminación en el mercado, otorgando mayores flexibilidades a uno o 
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perjudicando a otros. Para evitar esto es necesario establecer una prohibición expresa en el 

Reglamento de Generación Distribuida, que sea objeto de sanción conforme a la legislación de 

la materia. 

Debiera analizarse la posibilidad de seguir la línea de los reguladores norteamericanos y 

europeos, los cuales impiden al distribuidor que desarrolle una actividad en competencia; de 

modo que si desea desarrollar un activo de generación este debe ser aprobado por la autoridad 

y utilizado únicamente en condiciones de emergencia (de manera a similar a la Reserva Fría de 

generación cuya operación administra el COES). 

No obstante, en tanto se pueda resolver la separación de actividades reguladas de aquellas 

prestadas en competencia; y con la finalidad que las empresas de distribución no utilicen el 

desarrollo de MGD como una herramienta para desplazar a la MGD de sus competidores, ni a la 

generación eléctrica no distribuida, se debe modificar el Artículo 14 del Proyecto, retirando el 

literal c) del numeral 14.2 y modificando el numeral 14.1 estableciendo que para efectos de la 

atención de la demanda de los Usuarios Regulados, las MGD siempre deberán comprometer su 

potencia y energía mediante su participación en las licitaciones de la Ley 28832. Permitir que las 

MGD de las distribuidoras o sus empresas vinculadas sirvan directamente esta demanda y 

apliquen los precios en barra suponen que se degrade, e inclusive se elimine, la competencia en 

el mercado eléctrico de generación cuando se disponga la atención de Usuarios Regulados. 

3.1.2.6 De la transferencia de los peajes recaudados por parte del MGD 

El numeral 14.3 del Proyecto señala que la MGD asumirá los peajes correspondientes y 

transferirá los montos recaudados conforme el Artículo 137 del Reglamento de la Ley de 

Concesiones Eléctricas (RLCE). 

Al respecto, el numeral en mención no resuelve un problema que actualmente se viene 

suscitando como consecuencia de la instalación de unidades de generación en las redes de 

distribución. 

La generación embebida en las redes de distribución es una actividad que actualmente ya existe 

en nuestro país. Estos generadores comercializan su electricidad, muchas veces con los 

concesionarios de distribución donde están conectados, con quienes suscriben los contratos 

respectivos o son de propiedad de la misma empresa distribuidora. 

Se ha observado que, mientras el concesionario de distribución recauda de sus usuarios los 

peajes correspondientes a los sistemas principal y garantizado y los transfiere a los diversos 

generadores con quienes tienen contratos, entre los que se encuentran los generadores 

conectados directamente a sus redes de distribución, estos no necesariamente realizan la 

transferencia de los montos correspondientes a los titulares de las instalaciones de transmisión, 

pues estas transferencias ocurren únicamente entre los integrantes del COES, y no todos los 

generadores distribuidos forman parte del COES. Lo mismo ocurre con los diversos cargos que 

son recaudados por medio de los peajes. Esto debe ser resuelto en el Reglamento de Generación 

Distribuida.  

Por otra parte, el Artículo 137 del RLCE, invocado en el numeral 14.3 del Proyecto, regula las 

transferencias que ocurren en el COES, entre integrantes del COES, lo cual no necesariamente 

será aplicable a la MGD, pues por la potencia de sus instalaciones, no tienen la obligación de 

integrar el COES. En ese sentido, corresponde precisar la forma en la que los generadores 

distribuidos que no participan en el COES realizarán la transferencia de los peajes respectivos. 
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Igualmente, el Artículo 15 del Proyecto señala que se debe determinar la potencia y energía 

firme de la MGD conforme a los procedimientos del COES; sin embargo, no indica qué entidad 

será responsable de realizar dicho cálculo, ni la correspondiente verificación del cumplimiento 

del Artículo 3.1 de la Ley 28832 referido a la obligación de no contratar más potencia firme ni 

energía firme que la que está en posesión de un generador. 

Asimismo, se debe recordar que el generador no asume los peajes de transmisión, simplemente 

realiza la transferencia de peajes recaudados a los titulares de las instalaciones de transmisión. 

Sugerimos que, para resolver todos estos vacíos, el Reglamento señale la obligatoriedad de que 

toda central MGD debe integrarse al COES, y de tratarse de una central ya existente debe 

efectuarlo en un plazo máximo que deberá ser indicado en el Reglamento. De este modo, los 

vacíos indicados automáticamente serían cubiertos.  

3.1.2.7 Sobre las reglas previstas para la MCD 

Para el caso de la MCD el Proyecto regula lo siguiente: 

¶ El usuario debe correr con los gastos del estudio de conexión respectivo que debe realizar la 

EDE. 

Se observa que el Proyecto otorga libre discrecionalidad a la empresa de distribución para 

determinar los costos que el MCD debe asumir por la realización del estudio de conexión. Al 

respecto, dada la posición de dominio que la empresa de distribución tiene en relación del 

MCD, es necesario resguardar al interesado frente a exigencias onerosas e irrazonables por 

parte del distribuidor. Por esta razón, recomendamos que se incluya en el Reglamento las 

reglas que la distribuidora debe observar para determinar el costo del estudio, cuyo 

cumplimiento será objeto de supervisión y sanción por parte de Osinergmin. 

Alternativamente, Osinergmin podría aprobar los costos aplicables de manera similar a como 

se determinan los costos de corte y conexión para los consumidores eléctricos. Debe quedar 

claro que estos costos, al ser remunerados directamente, no formaran parte del VAD de 

distribución.  

¶ Cuando el MCD genere excedentes en un mes determinado, estos representarán un crédito 

de energía en favor del titular de la MCD, el cual podrá ser utilizado a cargo de su consumo de 

energía en los meses siguientes, teniendo como límite el periodo de un año calendario. Los 

excedentes que no hayan podido ser utilizados en dicho periodo ya no podrán ser utilizados 

como crédito. 

La aplicación de mecanismos como el propuŜǎǘƻΣ ŎƻƴƻŎƛŘƻǎ ŎƻƳƻ ōŀƭŀƴŎŜ ƴŜǘƻ όάƴŜǘ 

ƳŜǘŜǊƛƴƎέύ ƛƳǇƭƛŎŀ ǉǳŜ ǎŜŀƴ ŀǉǳŜƭƭƻǎ ǳǎǳŀǊƛƻǎ ǉǳŜ ƴƻ ŎǳŜƴǘŀƴ Ŏƻƴ ƭŀ ǇƻǎƛōƛƭƛŘŀŘ ŘŜ ǊŜŀƭƛȊŀǊ ƭŀ 

actividad de MCD los que asuman los costos que por el uso de la red efectúan quienes sí 

disponen de MCD. Es de notar que los usuarios que dispongan de MCD hacen tanto o mayor 

uso de las redes de distribución y transmisión eléctricas, toda vez que las utilizan tanto para 

consumir energía como para inyectarla. Por esta razón, la aplicación del balance neto no es 

recomendable y está siendo ampliamente cuestionado en países que cuentan con mayor 

experiencia en el desarrollo de GD. 

De hecho, como desarrollado en el Proyecto de Reglamento, por ejemplo, el usuario BT5 que 

disponga de MGD solo pagaría la tarifa por la energía neta anual que se le mida, no obstante 

que ha estado conectado y hecho uso de la red tanto por el total de su demanda más los 

excesos de energía que entregó a la red. Esto genera a la larga dos efectos: i) que el 
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distribuidor y el transmisor no reciba la remuneración anual completa por sus redes, y ii) que 

los usuarios que no dispongan de MGD eventualmente vean incrementadas sus tarifas para 

poder a futuro recuperar el ingreso mensual de los transmisores y distribuidores.   

Hacemos notar que como redactado el Artículo 20° del Proyecto, el derecho a utilizar un 

excedente mensual persiste por hasta un año en el futuro, por lo que no está definido un 

periodo anual claro para efectos del balance neto introducido, lo que agrava lo mostrado en 

el ejemplo del párrafo precedente. 

En todo caso, si se pretende hacer uso de un mecanismo de incentivos, éste debiera orientarse 

ŀ ǳƴ ƳŜŎŀƴƛǎƳƻ ŘŜ ŦŀŎǘǳǊŀŎƛƽƴ ƴŜǘŀ όάƴŜǘ ōƛƭƭƛƴƎέύ ȅ ǎƻƭƻ ǇƻǊ ŀǉǳŜƭƭŀ ǇŀǊǘŜ ŎƻǊǊŜǎǇƻƴŘƛŜƴǘŜ ŀ 

la componente de la tarifa vinculada a la generación eléctrica. Un caso de referencia que ha 

adoptado este modelo es el chileno. Asimismo, que se limite el neteo se efectué solo durante 

el mes a facturar y mientras el usuario no disponga de los medidores inteligentes que el 

distribuidor está obligado a colocar a futuro conforme lo exige la legislación vigente. 

Al mismo tiempo, el hecho de que se pueda contabilizar la energía en un periodo distinto del 

cual en el que se genera, añade una señal ineficiente para la inversión, dado que elimina 

cualquier señal marginal embebida en el precio del mercado. De esta manera, por ejemplo, se 

desincentiva a aquellas instalaciones que pudieran producir en aquellas horas o estaciones en 

las que el costo de la energía en el país es mayor. 

A continuación, se presenta un cuadro de ventajas y desventajas de estas dos modalidades de 

promoción de la generación distribuida. Al respecto, si bien desde el punto de vista del 

consumidor que pueda realizar generación distribuida resulta altamente atractiva el esquema 

de net-metering respecto del de net-billing, para la salud del sistema eléctrico resulta lo 

contrario. En la práctica la implementación de un verdadero sistema de net billing requiere 

del uso de dos medidores y de un sistema de monitoreo que permita garantizar que ninguno 

de estos puede ser manipulado o alterado, a la vez que permita detectar a todo consumidor 

que instale un equipo de generación; lo cual resulta altamente costoso y posiblemente 

ineficaz; por ello, estos dos argumentos entroncan con el necesario rediseño de las tarifas 

aplicadas a los usuarios finales, aspecto fundamental si se quiere asegurar una expansión 

futura del sistema eléctrico caracterizada por unos mínimos niveles de eficiencia. 

No obstante, si se desea hacer uso de estos mecanismos de promoción y se evalua que el 

sistema de control resultará eficaz y no muy costoso, la opción recomendable sería el net 

billing.  
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Comparación entre Net ς Billing y Net - Metering 

 Net-Billing Net-Metering 

Denominación Balance de facturaciones Balance neto del consumo 

Metodología 

Medición separada de la energía 
generada y consumida por un 
cliente 

- Energía generada valorizada 
a tarifa de generación, costo 
marginal o tarifa 
equivalente. 

- Energía consumida 
valorizada a tarifa minorista 
(generación y redes). 

Medición neta de la energía 
generada y/o consumida por un 
cliente. 

- Energía generada valorizada 
a tarifa minorista 
(generación y redes). 

- Energía consumida 
valorizada a tarifa minorista 
(generación y redes). 

Ventajas al 
cliente 

Se reconoce el costo de la energía 
inyectada a la red. 

Posibilidad de generar créditos a 
favor del cliente. 

Se evita pagar extra costos 
regulados como cargos por 
contratos RER. 

Se evita el pago de toda cadena del 
servicio eléctrico (generación, 
transmisión y distribución). 

Desventajas al 
mercado 

N.D. 

Cargos a favor del cliente alteran la 
señal de precios relacionada a la 
inversión. 

Los usuarios que con cuentan con 
medios de generación asumen los 
costos de la red. 

 

 

3.1.2.8 Sobre la puesta en operación comercial de la MGD 

Para el caso de la MGD, por la potencia de las unidades de generación, es conveniente que la 

empresa de distribución participe en el proceso de habilitación de estas unidades, de modo que 

certifique que se cumplió lo previsto por las partes en el convenio de conexión, incluyendo las 

pruebas en vacío y conectadas a red que correspondan, esto con la finalidad de preservar la 

seguridad de las instalaciones del distribuidor. 

En ese sentido, el Reglamento de Generación Distribuida debe prever que, antes de la puesta 

en operación comercial de las unidades de MGD, el distribuidor debe verificar las instalaciones 

del generador distribuido a efectos de supervisar el cumplimiento del convenio de conexión, 

luego de lo cual debe emitir un certificado de conformidad, lo cual debe ser un requisito para la 

puesta en operación comercial de la unidad de MGD. Esto deberá ser reglamentado en el 

Procedimiento MGD correspondiente. 

3.1.2.9 Sobre la vigencia del Reglamento para nuevas instalaciones de GD 

Dado que los aspectos técnicos que deben contener los Procedimientos MCD y MGD que deben 

ser aprobados son esenciales para una operación segura de las redes de distribución, se 
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recomienda que se precise que no se brindará autorización o concesión alguna para realizar 

generación distribuida, ni se autoriza la inyección de energía de aquella GD de menos de 500 

kW, hasta la aprobación de los mencionados Procedimientos. Asimismo, que dichos 

Procedimientos deberán establecer un plazo para que todas aquellas centrales que se 

encuentran ya operando conectadas a las redes de distribución deberán adecuarse a su 

contenido. 

Asimismo, se debe precisar qué entidad será la responsable de aprobar los Procedimientos, toda 

vez que al Proyecto lista al Ministerio, COES y Osinergmin sin especificar qué entidad es 

responsable de qué, lo que configura un escenario de conflicto en términos de competencias. 

En todo caso, se recomienda sea el Ministerio a partir de una propuesta conjuntamente 

elaborada por un equipo técnico compuesto por integrantes del COES y Osinergmin, el cual 

deberá operar hasta la aprobación de estos. 
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SECCIÓN III: DESEMPEÑO DEL COES 

1 PROBLEMÁTICA GENERAL  

El COES es el coordinador de la operación del sistema eléctrico en el Perú. Para ello, se le ha 

designado realizar funciones de interés público y operativas a efectos de cumplir con la 

coordinación de la operación de corto, mediano y largo plazo del SEIN al mínimo costo, 

preservando la seguridad del sistema, el mejor aprovechamiento de los recursos energéticos, 

así como planificar el desarrollo de la transmisión del SEIN y administrar el Mercado de Corto 

Plazo. 

En el proceso de liberalización del sector eléctrico fueron primordiales dos elementos clave (i) 

la creación de múltiples compañías de generación que compitan entre sí, y (ii) la separación del 

control de la operación (y con frecuencia la propiedad) del sistema de transmisión del control 

de la operación de las plantas de generación. A consideración de (Pollitt, 2011), dichos 

elementos fueron necesarios para garantizar una leal competencia entre las empresas de 

generación que requieren acceso al sistema de transmisión. 

Cuando se opta por seguir los modelos que permiten la competencia a nivel generación, se 

requiere asignar la función de coordinación de la operación a algún agente del sistema 

eléctrico; siendo necesario además crear alguna cámara que centralice la labor de liquidar la 

operación de compra-venta mayorista y eventualmente de todos o algunos servicios 

complementarios, los cuales son servicios necesarios para la operación segura y confiable del 

sistema eléctrico. 

Según (Hunt, 2002), en un sistema ideal, el operador del sistema debe ser independiente de 

todos los generadores, y de hecho de todos los comercializadores, compradores y vendedores. 

Todos están de acuerdo con esto y la independencia del operador del sistema es siempre un 

objetivo central de la reestructuración. 

En la medida que el operador del sistema debe tener un control completo sobre las operaciones 

a corto plazo de las centrales de generación y la interfaz con el sistema de transmisión, se confía 

en el juicio del operador, pues en un corto plazo debe resolver los problemas en el sistema de 

transmisión al instruir a los generadores y consumidores qué hacer para mantener el equilibrio 

del sistema. Si el coordinador fuera propietario de algún activo de la industria eléctrica (es 

especial de generación o de consumo), no sería independiente, sería un competidor más, y por 

ende nadie confiará en sus decisiones.  

Luego de realizar un análisis comparativo del marco regulatorio de los coordinadores de los 

sistemas eléctricos de Chile, España y PJM, se ha evidenciado que en el marco legal del COES 

existen riesgos que pueden ser mitigados mediante mejoras regulatorias que permitirían un 

mejor desempeño del COES. 

Por un lado, se han evidenciado defectos regulatorios respecto a los mecanismos de control 

del presupuesto del COES. Ello se debe a que los Integrantes Registrados del COES aprueban sus 

propios aportes al presupuesto del COES, lo cual puede generar incentivos para reducir el monto 

del aporte (riesgo de financiamiento insuficiente) y, por ende, afectar el cumplimiento de las 

políticas públicas relacionadas a la operatividad del sector eléctrico (riesgo de captura del 

operador).  
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Del análisis del marco regulatorio internacional, en Chile el presupuesto del CEN es aprobado 

por la Comisión Nacional de Energía; en España, el presupuesto de REE (operador del sistema) y 

OMIE (operador del mercado) es aprobado por el Ministerio de Industria, Energía y Turismo; 

mientras que PJM financia sus actividades a través de la Tarifa de Transmisión de Acceso Abierto 

la cual es aprobada por la FERC. En síntesis, a nivel internacional se ha optado por no dejar en 

manos del coordinador la aprobación de su presupuesto, sino en designar a una entidad distinta 

dicha aprobación. De esta manera, se mitigan los riesgos de financiamiento insuficiente y 

captura del operador.   

Asimismo, se manifiesta que el COES solo cuenta con mecanismos de control interno respecto a 

los gastos del presupuesto. No se evidencia mecanismos de control externo de un órgano 

independiente. Con relación a ello, la OCDE ha establecido como lineamientos que para 

garantizar la independencia del financiamiento resulta necesario contar con mecanismos de 

control externo e interno. 

Estos lineamientos han sido adoptados por la experiencia internacional. Así, en Chile se ha 

dispuesto la elaboración de un plan de trabajo con objetivos e indicadores de gestión que 

permitan verificar su cumplimiento, y la presentación de un informe auditado que dé cuenta de 

la ejecución presupuestada. En España, los operadores del sistema y del mercado tienen la 

obligación de brindar la información de los costes incurridos con su respectivo desglose en los 

formatos correspondientes al Ministerio y al CNMC. Para PJM, existen métricas estandarizadas 

diseñadas para el seguimiento del desempeño del operador. En la práctica internacional, es un 

estándar regulatorio contar con mecanismos de control externo respecto a la ejecución del 

presupuesto.  

En razón a ello, respecto a los mecanismos de control presupuestario, las propuestas normativas 

que se desarrollan en este informe están destinadas a que la aprobación del presupuesto del 

COES no recaiga en los propios agente, y establecer mecanismos de control externo que 

permitan verificar el cumplimiento de objetivos o indicadores en su ejecución.  

Asimismo, se evidencia riesgo respecto a los mecanismos de selección de los miembros del 

Directorio del COES. Ello se debe a que no se adoptaron las recomendaciones del Libro Blanco 

en establecer una Comisión Ad hoc que se encargue del proceso de selección técnico e imparcial, 

y, de establecer la posibilidad de reelección al cargo de miembro del Directorio solo un periodo 

adicional. Contrariamente a ello, la selección de los miembros del Directorio la realiza cada 

subcomité sin la exigencia de realizar un concurso público de méritos y es posible la reelección 

indefinida.  

El marco regulatorio de Chile ha dispuesto que la elección del Consejo Directivo se realice con la 

participación de un Comité Especial de Nominaciones, el cual está compuesto por un 

representante del CNE, el Consejo de alta Dirección Pública, Presidente del Panel de Expertos, 

Presidente de Tribunal de Defensa de Libre Competencia. En España, los operadores del sistema 

y del mercado, los miembros del Consejo de Administración también son designados con la 

participación de un Comité de Miembros. Finalmente, para PJM, el Consejo es elegido con la 

participación de un Comité de Nominaciones. En síntesis, se aprecia que la práctica internacional 

es común delegar a un órgano independiente que se encargue de la calificación de los 

postulantes a integrantes de los Consejos Directivo. 
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En razón a ello, la propuesta de modificación está destinada a establecer una mejora regulatoria 

en la forma de designación del Directorio del COES, a efectos de dotar mayores garantías de su 

independencia y siguiendo las mejoras prácticas a nivel internacional.   

A su vez, se ha identificado que no existen incentivos para la-participación organizada de los 

agentes para llevar a cabo un adecuado control de las actuaciones del COES. Ello, ocasiona que 

los subcomités solo se limiten a cumplir con los mandatos legislativos relacionados a la 

Participación en la Asamblea y la elaboración de los estudios técnico económicos de la propuesta 

de los Precios en Barra. Consideramos que solo cuando se cree incentivos de participación 

organizada a los Integrantes Registrados del COES, los subcomités podrán realizar actividades 

en conjunto destinadas a supervisar o monitorear el correcto desarrollo de las funciones del 

COES.  

De la experiencia internacional, se evidencia que en España existe un Comité de Agentes del 

Mercado cuyo objetivo es realizar el seguimiento del funcionamiento de la gestión del mercado 

diario e intradiario de energía y elaborar propuestas de mejora en su funcionamiento. Para PJM, 

los Comites de Miembros tiene las funciones de revisar y decidir sobre las iniciatias de cambios 

propuestos por los comités y grupos de usuarios, participando como mediador entre las 

Decisiones del Consejo y la necesidad de los miembro de PJM. En ambos marcos regulatorios se 

ha previsto un mecanismo de participación activa de los agentes del mercado para supervisar el 

desempeño del Coordinador. 

Sin embargo, en nuestro marco regulatorio los agentes del SEIN no muestran dicha participación 

activa. Consideramos que ello se debe a que frente a la liberalidad de organización no se han 

creado incentivos para una participación en conjunta a efectos de supervisar el desempeño del 

COES. Es por ello que la propuesta de modificación está destinada a reforzar el modo de 

organización de los subcomités.      

Finalmente, consideramos que existe un vacío normativo respecto a qué criterios deben ser 

respetados por el COES a efectos de realizar las funciones designadas por Ley y alcanzar los fines 

por los cuales fue creado. Dicho vacío normativo, ha ocasionado que frente a supuestos no 

previstos normativamente el COES muestre una participación pasiva para garantizar el 

cumplimiento de sus finalidades.  

A modo de ejemplo, podemos citar el caso de inflexibilidades operativas que motivó la 

modificación del RLCE57. Mediante el Informe N° 087-2017/MEM-DGE-DEPE se identificó que 

resultaba necesario establecer procedimientos que incluyan las reglas y plazos para que se 

                                                             
57 Mediante el Decreto Supremo N° 040-2017-EM se modificaron los artículos 95 y 96 del RLCE. En virtud 
a dicha modificación, se dispuso que la información de las unidades de generación correspondiente a 
tiempo de arranque, potencia mínima, tiempo mínimo de operación y tiempo mínimo entre arranques, a 
ser usada en la programación de la operación, así como cualquier otra de naturaleza similar que implique 
una Inflexibilidad Operativa de la unidad, será entregada con el respectivo sustento técnico al COES y a 
OSINERGMIN, pudiendo este último disponer las acciones de supervisión y/o fiscalización 
correspondientes. De no remitir el Generador la información señalada anteriormente, o si OSINERGMIN 
determina su inconsistencia, las Inflexibilidades Operativas del Generador serán comunicadas por 
OSINERGMIN al COES, sin perjuicio de las acciones legales que correspondan. En los casos que estime 
pertinente OSINERGMIN, podrá solicitar la opinión sustentada del COES a los valores propuestos por el 
Generador. 
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supervise la información que sea reportada por los Generadores Integrantes del COES, respecto 

de las inflexibilidades operativas.  

Consideramos que el problema detectado por el Ministerio habría sido solucionado si se contase 

con principios claramente definidos que guíen el desarrollo de las funciones del COES. Ello se 

debe a que el COES para garantizar la preservación de la seguridad del sistema, debe cumplir 

con reportar a Osinergmin los incumplimientos que puedan tener implicancias sobre la 

seguridad del sistema. Forma parte intrínseca de las funciones del COES, tener el interés que 

Osinergmin supervise la información de las inflexibilidades operativas. No resultaba necesario 

que se modifique el RLCE para que el COES tenga una participación más activa frente a este 

problemática58.  

Asimismo, podemos citar como ejemplo, que de acuerdo al Procedimiento Técnico COES N° 4659 

los cálculos del COES asociados a la determinación del monto de las Garantías y a su ejecución, 

no son impugnables mediante los recursos y acciones reconocidas por el Estatuto del COES. Cabe 

señalar que dicha medida se adoptó tomando en cuenta que el RMME60 exigía contar con un 

instrumento líquido y de ejecución inmediata.  

Con relación a ello, frente al supuesto que el COES cometa un error al establecer el monto de la 

garantía u ordenar su ejecución, a primera vista el agente involucrado estaría expuesto a una 

situación de indefensión jurídica, no obstante, consideramos que frente a dicho supuesto el 

COES debería actuar de oficio y corregir su decisión en virtud a que forma parte intrínseca de 

sus funciones administrar de forma adecuada el Mercado de Corto Plazo.   

De lo expuesto, se evidencia que existen actividades que el COES debe realizar por formar parte 

intrínseca de sus funciones de interés público y operativas, establecidas en los artículos 13 y 14 

de la Ley 28832. Para ello, resulta necesario contar con principios que guíen al COES en el 

desarrollo de sus funciones frente a supuestos no previstos en el marco legal.  

De la revisión de la experiencia internacional, se evidencia que en los países de Chile, España y 

para PJM se han definido principios y/o criterios que permiten al coordinador de la operación 

del sistema eléctrico desempeñar sus funciones frente a supuestos no regulados en los cuales 

resulta primordial su participación. En tal sentido, la propuesta de modificación tiene como 

objetivo establecer el contenido de los principios y/o criterios que el COES debe tener en cuenta 

para desarrollar sus funciones. 

 

                                                             
58 Por ejemplo, el coordinador de Chile (CEN) cuenta con el Anexo Técnico: Determinación de Mínimos 
Técnicos en Unidades Generadoras, equivalente a un procedimiento técnico del COES, mediante el cual 
el CEN está habilitado para verificar mediante pruebas los mínimos técnicos de las centrales eléctricas, 
asimismo el informe de mínimos técnicos que presente la central de generación debe ser sometido a 
publicidad para su revisión por parte de los agentes del mercado antes de su aprobación. 
59 tǊƻŎŜŘƛƳƛŜƴǘƻ ¢ŞŎƴƛŎƻ ŘŜƭ /h9{ bϲ пс άDŀǊŀƴǘƝŀǎ ȅ /ƻƴǎǘƛǘǳŎƛƽƴ ŘŜ CƛŘŜƛŎƻƳƛǎƻǎ ǇŀǊŀ Ŝƭ aŜǊŎŀŘƻ 
Mayorista de ElŜŎǘǊƛŎƛŘŀŘέΣ ŀǇǊƻōŀŘƻ ǇƻǊ wŜǎƻƭǳŎƛƽƴ ŘŜ /ƻƴǎŜƧƻ 5ƛǊŜŎǘƛǾƻ ŘŜ hǎƛƴŜǊƎƳƛƴ bϲ мфл-217-
OS/CD. 
60 Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad, aprobado por Decreto Supremo N° 026-2016-EM. 
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2 MARCO REGULATORIO PERUANO  

2.1 ANTECEDENTES 
Mediante el Decreto Ley N° 25844, Ley de Concesiones Eléctricas (en adelante, LCE), de fecha 

19 de noviembre de 1992, se creó el Comité de Operación Económica del Sistema (en adelante, 

COES) conformado únicamente por los titulares participantes de las centrales de generación y 

sistemas de transmisión del Sistema Interconectado Centro Norte, vía reglamento (en adelante, 

RLCE)61 se establecieron los aspectos de su organización, integración, presupuesto y entre otros.  

Dicho operador inició sus operaciones el 01 de enero de 1995 con la denominación de Comité 

de Operación Económica del Sistema Interconectado Centro Norte (COES-SICN), posteriormente 

para el año 2000 se incorporaron las empresas conformadas por el Comité de Operación 

Económica del Sistema Interconectado Sur (COES-SUR). Para el 2001, al modificarse varios 

aspectos del RLCE mediante Decreto Supremo N° 011-2001-EM, bajo Estatuto cambiaron la 

denominación del operador del sistema a Comité de Operación Económica del Sistema 

Interconectado Nacional (COES-SINAC). 

Posteriormente en el año 2006, con la promulgación de la Ley N° 28832, Ley para asegurar el 

desarrollo eficiente de la Generación Eléctrica (en adelante, Ley 28832), mediante su Única 

Disposición Complementaria Derogatoria se dispuso la derogación de los artículos 39°, 40° y 41° 

de la LCE, artículos que regulaban la gobernanza del COES, a efectos de emitirse nuevos 

dispositivos normativos que reformaron el COES, transformando la composición de sus 

integrantes, incluyendo desde entonces a los Usuarios Libres y a los Distribuidores, y le añadió 

nuevas funciones, principalmente la planificación de la expansión de la transmisión del Sistema 

Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN).  

En virtud al artículo 12° de la Ley 28832, se otorga al COES personalidad jurídica propia como 

una entidad privada, sin fines de lucro y con personería de Derecho Público, siendo el único 

coordinador del SEIN con el objeto de preservar la seguridad del sistema y mejor 

aprovechamiento de los recursos energéticos.  

Vía reglamento, mediante Decreto Supremo N° 027-2008-EM (en adelante, Reglamento del 

COES), se regula la adecuación a lo dispuesto por la Ley 28832, precisándose, además, en su 

artículo 7°, que el COES no está sujeto a las disposiciones administrativas, presupuestarias, 

contratación de personal, control y otras que rigen para la actividad del Estado o para la 

actividad empresarial del Estado sino que se rige por su Estatuto62, asimismo, se desarrolla todas 

las consideraciones, actividades, procedimientos, requisitos y entre otros que el COES deberá 

seguir para cumplir sus objetivos y funciones establecidos en la Ley 28832, mencionando como 

sus órganos de gobierno, su naturaleza, funciones, estructura interna, presupuesto, aportes, 

resolución de conflictos y entre otros. 

A continuación, desarrollaremos detalladamente las funciones, gobernanza, estructura interna 

y presupuesto del COES en atención a las vigentes normas antes señaladas. 

                                                             
61 Reglamento de la Ley de Concesiones Eléctricas aprobado mediante Decreto Supremo N° 009-93-EM. 
62 Modificado por última vez mediante Acuerdo de Asamblea del 27 de noviembre del 2009. 
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2.2 COES COMO COORDINADOR DE LA OPERACIÓN DEL SEIN 
De acuerdo con el artículo 12° de la Ley 28832, el COES es una entidad privada, sin fines de lucro 

y con personería de Derecho Público. El COES se encuentra conformado por todos los Agentes 

del SEIN y sus decisiones son de cumplimiento obligatorio por los Agentes.  

El COES tiene por finalidad la coordinación de la operación de corto, mediano y largo plazo del 

SEIN al mínimo costo, preservando la seguridad del sistema, el mejor aprovechamiento de los 

recursos energéticos, así como planificar el desarrollo de la transmisión del SEIN y administrar 

el Mercado de Corto Plazo. 

Cabe señalar que, de acuerdo al artículo 7° del Reglamento del COES, éste no se encuentra sujeto 

a disposiciones administrativas, presupuestarias, contratación de personal, control y otras que 

rigen para la actividad del Estado o para la actividad empresarial del Estado, sino que se rige por 

su Estatuto. Las decisiones del COES son de cumplimiento obligatorio, lo cual no desmerita la 

posibilidad de que los integrantes puedan impugnarlos, ya sea ante el COES o por vía arbitral63, 

cuando corresponda.  

De acuerdo al artículo 3° del Reglamento del COES, existen dos tipos de integrantes: i) 

Obligatorios y ii) Voluntarios. Los integrantes Obligatorios obedecen a las siguientes 

condiciones: 

o Generadores: Cuya potencia instalada sea mayor o igual a 50 MW. 

o Transmisores: Pertenecer al Sistema Garantizado de Transmisión o al Sistema Principal de 

Transmisión, cuyo nivel de tensión no sea menor de 138 kV y cuya longitud total de líneas de 

transmisión no sea menor de 50 kilómetros. 

o Distribuidores: Cuya máxima demanda coincidente anual de sus sistemas de distribución 

interconectados al SEIN, sea mayor o igual a 50 MW. 

o Usuarios Libres: Cuya máxima demanda contratada en el SEIN sea mayor o igual a 10 MW. 

En cambio, los integrantes Voluntarios son aquellos que no cumplen con los requisitos antes 

mencionados y, por tanto, formará parte de su libre elección la decisión de inscribirse o no en 

el Registro de Integrantes del COES.  

2.3  FUNCIONES DEL COES 
Las funciones del COES se encuentran establecidas por ley, dividiéndose en funciones de interés 

público y funciones operativas.   

De acuerdo a lo dispuesto en el artículo 13° de la Ley 28832, el COES tiene a su cargo las 

siguientes funciones de interés público: 

a. Elaborar la propuesta del Plan de Transmisión para su aprobación por el Ministerio de 

Energía y Minas. 

b. Elaborar los procedimientos en materia de operación del SEIN y administración del 

Mercado de Corto Plazo. Esto es elaborado por la Dirección Ejecutiva del COES y requiere 

la aprobación de OSINERGMIN64.  

                                                             
63De acuerdo al Artículo 14° de la Ley 28832.  
64 {ŜƎǵƴ Ŝƭ ƴǳƳŜǊŀƭ рΦн ŘŜƭ ŀǊǘƝŎǳƭƻ рϲ ŘŜƭ wŜƎƭŀƳŜƴǘƻ ŘŜƭ /h9{Σ Ŝƭ /h9{ ŎǳŜƴǘŀ Ŏƻƴ ǳƴŀ άDǳƝŀ Ře 
9ƭŀōƻǊŀŎƛƽƴ ŘŜ tǊƻŎŜŘƛƳƛŜƴǘƻǎ ¢ŞŎƴƛŎƻǎέΣ ƭŀ Ŏǳŀƭ Ƙŀ ǎƛŘƻ ŀǇǊƻōŀŘŀ ǇƻǊ hǎƛƴŜǊƎƳƛƴ ƳŜŘƛŀƴǘŜ wŜǎƻƭǳŎƛƽƴ 
N° 476-2008-OS/CD.  
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c. Asegurar el acceso oportuno y adecuado de los interesados a la información sobre la 

operación del SEIN, la planificación del sistema de transmisión y la administración del 

Mercado de Corto Plazo. 

d. Asegurar condiciones de competencia en el Mercado de Corto Plazo. De acuerdo al 

numeral 11.1 del artículo 11° del Decreto Supremo N° 026-2016-EM, Reglamento del 

Mercado Mayorista de Electricidad, señala que el COES efectuará la función de 

mon¿itoreo del desempeño del mercado de acuerdo con el procedimiento que elabore 

y apruebe OSINERGMIN, para asegurar las condiciones de competencia. 

e. Procurar las mejoras tecnológicas que aseguren el eficiente cumplimiento de sus 

funciones. 

Por otro lado, en el artículo 14° de la Ley 28832 señala las funciones operativas del COES, entre 

ellas tenemos:  

a. Desarrollar los programas de operación de corto, mediano y largo plazo, así como 

disponer y supervisar su ejecución. 

b. Programar y coordinar el mantenimiento mayor de las instalaciones de generación y 

transmisión. 

c. Coordinar la operación en tiempo real del SEIN. 

d. Coordinar la operación de los enlaces internacionales y administrar las Transacciones 

Internacionales de Electricidad. 

e. Calcular los costos marginales de corto plazo del sistema eléctrico (precios del 

mercado65). 

f. Calcular la potencia y energía firmes de cada una de las unidades generadoras. 

g. Determinar y valorizar las Transferencias de potencia y energía entre los Agentes 

integrantes del COES. 

h. Administrar el Mercado de Corto Plazo. 

i. Asignar responsabilidades en caso de trasgresiones a la NTCSE así como calcular las 

compensaciones que correspondan. 

j. Planificar y administrar la provisión de los Servicios Complementarios que se requieran 

para la operación segura y económica del SEIN. 

k. Resolver divergencias o controversias derivadas de la aplicación de la Ley, del 

Reglamento, de las normas técnicas, de los procedimientos y demás disposiciones 

complementarias, dentro del ámbito de su competencia, así como de los recursos 

impugnativos que se interpongan contra sus decisiones. 

Si las decisiones del COES afectaran a los Usuarios Regulados, éstos podrán impugnarlos 

ante el Tribunal de Solución de Controversias del OSINERGMIN, quien resuelve como 

última instancia administrativa. En los demás casos, la solución de controversias podrá 

ser mediante arbitraje y de acuerdo a lo que se establezca en el Estatuto del COES. 

2.4  GOBERNANZA DEL COES 
Conforme al artículo 15° de la Ley 28832, los órganos de gobierno del COES son la Asamblea, el 

Directorio y la Dirección Ejecutiva. 

                                                             
65 De acuerdo con el artículo 43° de la LCE, el COES deberá regular los precios aplicables a la transferencia 
de potencia y energía entre generadores. 
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2.4.1 Asamblea 

De acuerdo al artículo 16° de la Ley 28832, la Asamblea es el órgano supremo del COES integrado 

por los Agentes del SEIN, quienes se encuentran agrupados en cuatro Subcomités, de acuerdo 

al tipo de actividad que desempeñan: Generadores, Distribuidores, Transmisores y Usuarios 

Libres. 

[ŀ ǇŀǊǘƛŎƛǇŀŎƛƽƴ ŘŜ ƭƻǎ !ƎŜƴǘŜǎ ǎŜ ŜƴŎǳŜƴǘǊŀ ƭƛƎŀŘƻ ŀ ǳƴŀ άǊŜǇǊŜǎŜƴǘŀǘƛǾƛŘŀŘέ ǇƻǊ ǇŀǊǘŜ ŘŜ ǳƴ 

titular y su respectivo suplente de cada Subcomité. Tanto el representante titular como el 

suplente serán elegidos de acuerdo a los procedimientos y formalidades que los integrantes de 

cada Subcomité hayan adoptado libremente66, empero deberán respetar en cualquier caso para 

la elección la mayoría requerida en el numeral 9.3 del artículo 9° del Reglamento del COES, 

siendo la elección mediante el voto conforme de la mitad más uno de los Integrantes Registrados 

de cada Subcomité, por un periodo anual. 

Dicha designación deberá ser puesta en conocimiento del Director Ejecutivo antes de la fecha 

convocada para la sesión ordinaria de la Asamblea que se celebre en el mes de noviembre de 

cada año, salvo que la designación se haga durante la celebración de dicha Asamblea. 

Subsiguientemente, el Director Ejecutivo se encargará de verificar la legitimidad de la elección 

tanto del representante titular como del titular suplente, para luego comunicar el nombre de 

los representantes elegidos por cada Subcomité al Presidente del Directorio y a OSINERGMIN, 

siendo de esta manera reconocidos durante el año calendario siguiente para participar en 

nombre del respectivo Subcomité.  

Cabe mencionar que, la representación del titular únicamente será respecto a los aspectos 

operativos y sobre los cuales cuenten con la aprobación previa de su respectivo Subcomité; 

asimismo, otorgan la facultad que una misma persona puede tener la representación de más de 

un Integrante Registrado.  

En cuanto a las facultades que se otorga a la Asamblea, el artículo 16° de la Ley 28832 señala las 

siguientes: 

a. Designar y remover, según corresponda, al Presidente del Directorio y fijar la 

remuneración del Presidente y de los Directores.  

De acuerdo al inciso 4 del artículo vigésimo séptimo del Estatuto del COES, la 

remuneración fijada, será ajustada a valor real en cada aprobación presupuestal. La 

remuneración de los Directores en ejercicio y de los que hayan cesado en sus funciones 

será aplicada de manera uniforme en los términos y condiciones que sean aprobados 

por la Asamblea.  

b. Aprobar y/o modificar el presupuesto anual, que comprende el presupuesto de ingresos 

y el presupuesto de egresos. 

c. Designar o delegar en el Directorio la designación de los auditores externos. 

d. Pronunciarse sobre la gestión y los resultados económicos del ejercicio anterior, 

expresados en los estados financieros. 

e. Aprobar y modificar los estatutos del COES. 

f. Aprobar la memoria, el balance y los estados financieros. 

Con relación a la reunión de la Asamblea, el artículo 10° del Reglamento del COES, establece que 

la convocatoria es realizada por el Presidente del Directorio, cuando lo ordena el Reglamento 

                                                             
66 De acuerdo al artículo vigésimo cuarto del Estatuto del COES. 
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del COES o el Estatuto del COES, cuando lo acuerda el Directorio, cuando lo solicitan dos 

Directores o los representantes de al menos dos Subcomités.  

De acuerdo al artículo 9º del Reglamento del COES, la Asamblea se reúne en Asamblea ordinaria 

cuando menos una vez al año y en Asamblea extraordinaria según lo previsto en el Estatuto del 

COES.  

El Estatuto del COES precisó que la Asamblea se reunirá de forma ordinaria por lo menos dos 

veces al año, siendo la primera sesión ordinaria donde se acuerde la designación del Presidente 

del Directorio, aprobar la memoria, balance, estados financieros y delegar en el Directorio la 

designación de auditores externos; mientras que en la segunda sesión ordinaria, celebrada en 

el mes de noviembre, es donde se aprueba el presupuesto anual. Asimismo, se indicó que la 

Asamblea extraordinaria se reunirá cuando lo acuerde el Directorio o lo soliciten, por escrito, al 

menos dos directores o por los representantes de al menos dos Subcomités, dentro de los 

quince días calendarios siguientes a la recepción de la solicitud.    

Con relación a los acuerdos adoptados en las sesiones de la Asamblea, el numeral 16.3 del 

artículo 16° de la Ley 28832, indica que estos deberán alcanzar en la votación un puntaje 

superior al 66,7% del puntaje máximo total. Para ello, el puntaje de cada subcomité será igual al 

cociente del número de sus integrantes que votó a favor de una determinada decisión, entre el 

número total de los integrantes que lo conforman. Para obtener la suma ponderada de los 

puntajes de cada Subcomité, se deberá considerar un factor de ponderación de 0,25 para cada 

uno de ellos.  

Luego de llegar a un acuerdo, las actas deberán ser firmadas por el Presidente, el Director 

Ejecutivo en su calidad de Secretario de la Asamblea, los representantes de cada Subcomité y 

por un Notario Público quien dará fe de lo acontecido en la sesión, así también podrán ser 

firmadas por los representantes de los Integrantes Registrados que concurrieron a la sesión que 

así lo deseen. 

2.4.2 Directorio 

En atención al artículo 17° de la Ley 28832, el Directorio es el principal órgano de gobierno del 

COES y es responsable del cumplimiento de las funciones de interés público y operativas del 

COES. El Directorio debe actuar de manera independiente e imparcial, con criterio técnico y 

estricta observancia a la normativa aplicable. 

El Directorio está compuesto por cinco miembros, de los cuales, cuatro son en representación 

de cada uno de los Subcomités y uno como Presidente del Directorio, quien es designado por la 

Asamblea.  

Los Directores asumirán el cargo por un periodo de cinco años, con la posibilidad de ser 

reelegidos indefinidamente. Cabe señalar que, pueden ser removidos por la Asamblea cuando 

se detecte incapacidad o falta grave, debidamente comprobada y fundamentada.  

De acuerdo al artículo 23° del Reglamento del COES y el artículo vigésimo octavo del Estatuto, 

el Directorio tiene como funciones: 

a. Aprobar la estructura organizativa del COES, para el adecuado desempeño de sus 

funciones. 

b. Aprobar las propuestas de Procedimientos y gestionar su aprobación ante el 

OSINERGMIN, según lo establecido en el artículo 5° del Reglamento del COES. 
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c. Aprobar los informes y estudios según lo establecido en la Ley, LCE, Reglamentos y/o 

normas aplicables. 

d.  Resolver los recursos de reconsideración o apelación, según corresponda, presentados 

por los Integrantes Registrados. 

e.  Aprobar el cuadro de requerimientos de personal y de niveles salariales, a propuesta 

del Director Ejecutivo, tomando en cuenta las funciones que deben desempeñar. 

f.  Otras que señale el Estatuto en el marco de la Ley, LCE, los Reglamentos y normas 

aplicable. 

g. Designar y remover al Director Ejecutivo.  

h.  Otorgar los poderes necesarios al personal responsable de la dirección y/o de la 

administración del COES para celebrar todo tipo de contratos, así como para realizar 

operaciones bancarias y financieras.  

i. Someter a la Asamblea para su aprobación, la Memoria Anual y los Estados Financieros 

del COES.  

j. Proponer y someter a la Asamblea para su consideración y eventual aprobación las 

modificaciones estatutarias que crea pertinente.  

k. Tomar las acciones necesarias a fin de que la Dirección Ejecutiva cumpla con sus 

obligaciones, de conformidad con las disposiciones de la LCE, el RLCE, la Ley, el 

Reglamento, el presente Estatuto, los Procedimientos del COES y las Normas Técnicas.  

l. Fiscalizar la gestión de la Dirección Ejecutiva, disponer auditorías y controlar la ejecución 

del presupuesto anual.  

m. Informar periódicamente a los Integrantes, al Ministerio de Energía y Minas y a 

OSINERGMIN los hechos, actos, acuerdos o decisiones de importancia que puedan 

afectar la operación del sistema, del mercado de corto plazo y/o de la planificación de 

la transmisión. Dicha información debe ser publicada en el portal de Internet del COES 

junto con la respectiva información de sustento.  

n. Establecer pautas y criterios para la correcta ejecución y control del presupuesto del 

COES, para lo cual deberá aprobar los procedimientos administrativos 

correspondientes, que incluyan transferencias entre y dentro de partidas 

presupuestales hasta un total acumulado de 10% del monto del presupuesto total anual 

aprobado.  

o. Aprobar y fijar la remuneración del Director Ejecutivo y las del personal de la Dirección 

Ejecutiva. La política de remuneración del personal de la Dirección Ejecutiva se fija por 

acuerdo del Directorio. 

p. Designar y remover al Secretario y al Asesor Legal del Directorio, quienes no podrán 

desempeñar funciones similares para otros órganos integrantes del COES.  

q. Garantizar el acceso de los Agentes, el Ministerio y el OSINERGMIN a la información 

administrada y/o producida por el COES que pueda afectar la operación del sistema, del 

mercado de corto plazo y/o la planificación de la transmisión.  

r. Aprobar el Plan Anual de la Oficina de Perfeccionamiento Técnico de conformidad con 

lo establecido en el numeral 24.3 del Reglamento del Coes.  

s. Las demás funciones que se deriven o establezcan en la LCE, el RLCE, la Ley, el 

Reglamento del Coes, los Procedimientos del COES, las Normas Técnicas, el Estatuto y 

demás normas legales aplicables o tratar los demás asuntos que les sean elevados por 

la Dirección Ejecutiva. 

Para la elección de los Directores, cada Subcomité elige a un Director con una votación favorable 

de la mitad más uno de los Integrantes Registrados del Subcomité, mientras que la elección del 

Presidente del Directorio es a cargo de la Asamblea. Los Directores deben responder a los 
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requisitos señalados en los artículos 16° y 17° del Reglamento del COES y artículo trigésimo 

primero del Estatuto, que indican lo siguiente: 

o Deberán ser personas naturales. 

o No ser incapaces declarados judicialmente. 

o No ser quebrados declarados por resolución judicial firme. 

o No ser impedidos de ejercer el comercio, ya sea en razón de su cargo o funciones. 

o No contar con procesos penales con mandato de detención en curso o haya sido 

condenado a pena privativa de libertad. 

o Tener título profesional. 

o Experiencia acreditada en el sector eléctrico nacional o extranjero de, al menos, 10 años. 

o No contar con alguna disputa judicial o arbitral con el COES y/o con algún Agente en 

calidad de demandante al momento de la presentación de la candidatura. 

o No ser director o accionista de uno o más Agentes Integrantes del COES, con una 

participación superior a medio (0,5%) por ciento de su capital social. 

Los Directores tienen prohibido realizar las siguientes actividades hasta un año posterior al 

ejercicio de su cargo:  

o Desempeñar actividades para la Administración Pública, bajo cualquier forma de 

contratación o nombramiento. 

o Ser miembro del directorio de las empresas vinculadas de los Agentes o contar con 

relación con los accionistas mayoritarios o aquellos que tienen control de las mismas o 

poseer vínculos laborales bajo cualquier forma de contratación con los Agentes.  

o Poseer vínculos comerciales o financieros de cualquier índole con los Agentes y/o 

entidades referidas en b), exceptuándose el ser accionista con una participación que no 

supere el medio por ciento (0,5%) del capital social o el ser cliente regulado. 

o Tener disputa judicial o arbitral con el COES en calidad de demandante. 

o Poseer vínculos laborales, comerciales o financieros, bajo cualquier forma de 

contratación o modalidad, con las instituciones similares al COES de otros países con los 

que se realizan Transacciones Internacionales de Electricidad y/o con los agentes 

integrantes de los mismos. 

o Divulgar o utilizar cualquier información sin autorización escrita del Directorio, o no 

publicada en el Portal de Internet del COES, en especial cualquier información 

empresarial confidencial a que tengan acceso como resultado del desempeño de sus 

cargos que pueda perjudicar al COES o a cualquiera de sus Integrantes. 

En consecuencia, si el Director incumple las mencionadas prohibiciones, tendrá que ser 

removido, ya que se constituye como falta grave, y, por tanto, perderá el derecho de percibir su 

remuneración durante el período anual posterior al ejercicio del cargo de Director. También, se 

considera como falta grave el hecho de que el Director no asista justificadamente a tres sesiones 

del Directorio que sea convocada de forma consecutiva o a cinco sesiones de Directorio en forma 

alternada, durante las diez últimas convocatorias efectuadas. Los Directores y el Presidente 

también son removidos en caso de incapacidad o falta grave debidamente demostrada, donde 

los Integrantes Registrados deberán formular la denuncia respectiva ante el Director Ejecutivo y 

dará lugar a un proceso de investigación cuya duración no será mayor de cuarenta (40) días 

hábiles desde la presentación de la denuncia67.    

                                                             
67 Conforme al artículo trigésimo cuarto del Estatuto del COES. 
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2.4.3 Dirección Ejecutiva 

De acuerdo al artículo 25° del Reglamento del COES, la Dirección Ejecutiva es el principal órgano 

de gerencia y administración, y se encuentra constituida, conforme al artículo 18° de la Ley 

28832, por la Dirección de Operaciones y la Dirección de Planificación de Transmisión. 

Sobre el particular, en concordancia con lo señalado en los artículos 13°, 14° y numeral 18.1 de 

la Ley 28832, la Dirección Ejecutiva es responsable por el cumplimiento de las siguientes 

funciones68: 

Funciones generales: 

a. Proponer al Directorio las modificaciones del Estatuto. 

b. Elaborar y proponer al Directorio el presupuesto del COES. 

c. Elaborar las propuestas de Procedimientos requeridos para la marcha de COES. 

d. Elaborar los informes regulares establecidos en la LCE, la Ley 28832 y los Reglamentos. 

e. Nominar comités de trabajo para tareas específicas. Estos comités no tienen facultades 

decisorias y se extinguen al cumplimiento del encargo. 

f. Difundir información relativa a las actividades de los Agentes, del COES y del SEIN. 

g. Otras que el Directorio y el Estatuto le encomiende. 

Funciones de operación del sistema y del mercado: 

a. Coordinar la operación segura y de calidad en tiempo real del SEIN, y administrar el 

Mercado de Corto Plazo. 

b. Elaborar los programas de operación de corto, mediano y largo plazo del SEIN, y 

comunicarlos a los Agentes para su cumplimiento. 

c. Supervisar la ejecución de los programas de operación de corto plazo. En caso se 

produzca un hecho que afecte la correcta operación del sistema y del Mercado de Corto 

Plazo, lo comunicará a OSINERGMIN y a la DGE en un plazo no mayor de dos (02) días. 

d. Remitir a OSINERGMIN, dentro de las veinticuatro (24) horas, un informe de la 

supervisión de la ejecución del programa diario de despacho. 

e. Coordinar el mantenimiento mayor de las instalaciones y ordenar a los Agentes acatar 

las medidas correctivas necesarias. 

f. Calcular y verificar la potencia y energía firme de cada una de las unidades generadoras 

de los Agentes. 

g. Planificar, administrar, valorizar y controlar los Servicios Complementarios que proveen 

los Agentes. 

h. Coordinar la operación de los enlaces internacionales de transmisión y, valorizar y 

administrar las Transacciones Internacionales de Electricidad. 

i. Calcular los Costos Marginales Nodales de la energía del sistema eléctrico. 

j. Determinar y valorizar las transferencias de potencia y energía entre los Agentes que 

resulten de la operación a mínimo costo del conjunto del sistema. 

k. Determinar y valorizar las transacciones entre los Agentes en el Mercado de Corto Plazo. 

l. Determinar y asignar responsabilidades específicas entre los Agentes, así como calcular 

las compensaciones que correspondan por las transgresiones a la Norma Técnica de 

Calidad de los Servicios Eléctricos (NTCSE), conforme al Procedimiento correspondiente. 

Funciones de planificación del sistema de transmisión: 

                                                             
68 Establecidas en el artículo 27° del Reglamento del COES. 
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a. Cumplir con el marco normativo aplicable a la planificación del sistema de transmisión, 

incluyendo la política para el desarrollo eficiente de la transmisión definida por el 

Ministerio, los criterios y metodologías de planificación elaborados por OSINERGMIN y 

aprobados por el Ministerio, la Ley, LCE, los Reglamentos y los Procedimientos. 

b. Elaborar y/o contratar los estudios especializados requeridos como sustento del Plan de 

Transmisión, de acuerdo con las políticas y criterios establecidos por el Ministerio. 

Ahora bien, la Dirección Ejecutiva se encuentra a cargo de un Director Ejecutivo quién, en su 

desempeño, deberá actuar de manera independiente e imparcial, con criterio técnico y estricta 

observancia a las normas del Sector, del Estatuto y de los Procedimientos del COES. Asimismo, 

El Director Ejecutivo representa al COES ante todo tipo de autoridad y es el responsable por su 

buena marcha operativa y administrativa, así también, responde ante los Integrantes 

Registrados y terceros por los daños y perjuicios que ocasione por el incumplimiento de sus 

obligaciones, dolo o negligencia grave69. 

Al respecto, la selección y nombramiento del Director Ejecutivo se encuentra a cargo del 

Directorio, con el voto favorable de, al menos, cuatro Directores. Asimismo, conforme el artículo 

25° del Reglamento del COES, el Director Ejecutivo deberá cumplir con los requisitos mínimos 

siguientes:  

o Ser Ingeniero electricista o mecánico electricista, colegiado en el Colegio de Ingenieros 

del Perú 

o Tener experiencia acreditada en el sector eléctrico nacional o extranjero de, al menos, 

quince años. 

o No tener disputa judicial o arbitral con el COES y/o con algún Agente en calidad de 

demandante al momento de su designación. 

En caso desee renunciar, en atención al numeral 26.2 del artículo 26 del Reglamento del COES, 

deberá presentarlo al Presidente del Directorio y sólo podrá ser removido por éste en caso de 

incapacidad o falta grave, debidamente comprobada y fundamentada, con el voto de al menos 

4 Directores. En caso de vacancia, con el voto favorable de cuatro Directores, será el Director de 

Operaciones quien asumiría temporalmente el cargo y las responsabilidades del Director 

Ejecutivo hasta que se nombre al reemplazante.  

                                                             
69 De acuerdo al artículo quincuagésimo del Estatuto del COES. 
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2.5 ESTRUCTURA  
En conformidad con el artículo 23° del Reglamento del COES, indica que el COES deberá contar 

con una estructura organizativa a efectos de desempeñar correctamente sus funciones, la que 

será determinada por el Directorio. 

*Fuente: Memoria Anual del COES 2017 

En efecto, dicha estructura interna fue aprobada por el Directorio mediante Sesión N° 466, 

encontrándose vigente desde el 22 de enero de 2016, el cual se organizó por oficinas, 

departamentos, direcciones y subdirecciones para cada área en función.  

2.6 PRESUPUESTO DEL COES 
Conforme el artículo 19° de la Ley 28832, el presupuesto del COES es cubierto por los aportes 

que realizan anualmente sus Integrantes Registrados, viéndose cada aporte en proporción a sus 

ingresos obtenidos en el ejercicio anterior de:  

o Las inyecciones de potencia y energía de los Generadores, valorizadas al Precio Básico 

de la Potencia de Punta y a Costo Marginal de Corto Plazo, respectivamente 

o Los ingresos totales derivados de la prestación del servicio de transmisión de los 
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o Los retiros de potencia y energía de los Distribuidores y Usuarios Libres, valorizadas al 

Precio Básico de la Potencia de Punta y a Costo Marginal de Corto Plazo, 

respectivamente.        

 

Cabe señalar que el presupuesto no podrá ser superior a la suma del 0,75% de cada uno de los 

montos mencionados, puesto que, estos serán determinados con base en la información 

considerada en las valorizaciones de las transferencias mensuales efectuadas por el COES para 

el periodo enero a diciembre del ejercicio anterior y otra información pertinente remitida por 

los Agentes a requerimiento del COES.  

Asimismo, en atención al artículo 33° del Reglamento del COES, señala que el presupuesto de 

egresos se elabora cada año calendario, e incluye como componentes el gasto corriente y de 

inversión. Por su parte, el componente inversión debe considerarse los proyectos a ser 

ejecutados durante el ejercicio y la parte de aquellos proyectos que cubran más de un ejercicio. 

En efecto, este presupuesto deberá ser presentado por el Directorio ante la Asamblea, para su 

aprobación, en el mes de noviembre del año previo a su ejecución70. 

3 ANÁLISIS CRÍTICO DEL MARCO REGULATORIO  

3.1 MECANISMOS DE CONTROL EXTERNO DEL PRESUPUESTO DEL COES 
Para el desarrollo de las actividades del coordinador de la operación del sistema eléctrico, 

resulta primordial garantizar la independencia de su financiamiento. Para evaluar el grado de 

independencia aplicaremos los criterios de la OECD respecto a la independencia del 

financiamiento de organismos reguladores (OCDE, 2017).  

3.1.1 Fuente del financiamiento  

Los operadores del sistema eléctrico pueden financiarse principalmente por dos medios: (i) tasas 

de recuperación de gastos, o (ii) recursos del presupuesto gubernamental. A fin de aumentar la 

confianza del público y la eficiencia en las decisiones del operador, es indispensable tener 

claridad y transparencia sobre las fuentes de financiamiento y los gastos. 

De acuerdo al artículo 19° de la Ley 28832, el presupuesto del COES es cubierto por los aportes 

que realizan anualmente sus Integrantes Registrados. En tal sentido, se evidencia que el 

legislador peruano ha optado por financiar las actividades del COES mediante tasas de 

recuperación de gastos. 

De acuerdo a los lineamientos de la OCDE (OCDE, 2018), si las tasas de recuperación de gastos 

contribuyen al financiamiento, debe tomarse en cuenta los siguientes criterios: 

¶ El nivel de las tasas de recuperación de gastos y el campo de actividades relacionados 

con las tasas. Es aconsejable que las normas regulatorias fijen las tasas conforme a los 

objetivos de política pública del gobierno y cualquier directriz sobre recuperación de 

gastos. 

¶ Se debe estar consciente de que las tasas aumentan el costo total de las regulaciones y, 

por eso, debe garantizar que el esquema no imponga costos innecesarios ni onerosos a 

                                                             
70 Conforme al artículo 35° del Reglamento del COES. 
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las entidades reguladas y tampoco genere costos de cumplimiento importantes que no 

puedan justificarse mediante un análisis de costos/beneficio. 

¶ El esquema y el proceso para determinar las tasas de recuperación deben ser 

transparentes, claros, comprensibles y accesibles para todos los interesados. 

3.1.2 Aprobación del financiamiento 

De acuerdo al artículo 16.1 de la Ley 28832, la Asamblea del COES es el encargado de aprobar el 

presupuesto del COES. Al respecto, es necesario precisar que, conforme al artículo 16.2 de la 

Ley 28832, la Asamblea se encuentra compuesta por los integrantes registrados del COES. Es 

decir, los propios integrantes registrados son quienes aprueban sus propios aportes del 

presupuesto del COES. 

Cabe señalar que los aportes exigibles tienen efectos en los costos de los aportantes, lo cual 

genera incentivos para reducir el monto del aporte (riesgo de financiamiento insuficiente) y, por 

ende, afectar el cumplimiento de las políticas públicas relacionadas a la operatividad del sector 

eléctrico (riesgo de captura del operador).  

La OCDE ha identificado lineamientos que permitirían brindar independencia al financiamiento. 

A continuación, se detallan los lineamientos vinculados a la aprobación del presupuesto (OCDE, 

2017):  

¶ Identificación de las necesidades: El operador deberá proporcionar suficiente 

información respecto a los costos y recursos necesarios para cumplir su mandato antes 

de iniciar su próximo ciclo presupuestario. Esta información debe incluir datos sobre 

programas, intervenciones y recursos relacionados con sus funciones y objetivos. El 

marco jurídico debe prever procedimientos para solicitar fondos adicionales.  

¶ Decisión presupuestaria: La decisión presupuestaria debe ser transparente con un 

proceso claramente definido. La parte responsable deberá revelar la decisión 

presupuestaria junto con una explicación del periodo de asignación y cualquier otra 

condición. 

¶ Asignación presupuestaria: El proceso para asignar el presupuesto debe ser claramente 

definido y congruente. Si la fuente de ingresos es la industria, debe haber un canal 

independiente y responsable para hacer la asignación. 

3.1.3 Mecanismos de control presupuestario  

El artículo 33° del Reglamento del COES, establece que el presupuesto de egresos se elabora 

cada año calendario, e incluye como componentes el gasto corriente y de inversión. El 

componente inversión está compuesto por los proyectos a ser ejecutados durante el ejercicio y 

la parte de aquellos proyectos que cubran más de un ejercicio.  

El COES cuenta con los siguientes mecanismos de control respecto a su presupuesto: 

¶ La Asamblea aprueba y/o modifica el presupuesto anual, que comprende el presupuesto 

de ingresos y el presupuesto de egresos. 

¶ El Directorio aprueba y/o modifica el proyecto de presupuesto anual elaborado por el 

Director Ejecutivo del COES, que comprenderá el presupuesto de ingresos y el 

presupuesto de egresos, cuidando que cumplan las reglas previstas en los artículos 33 y 

34 del Reglamento del COES. 

¶ El Directorio fiscaliza la gestión de la Dirección Ejecutiva, dispone auditorías y controla 

la ejecución del presupuesto anual. 
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¶ El Directorio establece pautas y criterios para la correcta ejecución y control del 

presupuesto del COES, para lo cual aprueba los procedimientos administrativos 

correspondientes, que incluyan transferencias entre y dentro de partidas 

presupuestales hasta un total acumulado de 10% del monto del presupuesto total anual 

aprobado. 

¶ Constituye una falta grave cuando el Director denunciado apruebe cualquier gasto que 

no esté contemplado en el presupuesto anual de funcionamiento del COES, salvo que 

dicha aprobación haya sido indispensable para el correcto funcionamiento del COES, y 

sujeto a que sea sometido a la aprobación de la Asamblea. 

De lo expuesto, se evidencia que actualmente el COES solo cuenta con mecanismos de control 

interno respecto a los gastos del presupuesto. No se evidencia mecanismos de control externo 

realizado por un órgano independiente.  

La OCDE ha identificado lineamientos que permitirían brindar independencia al financiamiento. 

A continuación, se detallan los lineamientos vinculados a los mecanismos de control del 

presupuesto (OCDE, 2017): 

¶ Gestión Financiera: Debe haber autonomía adecuada y responsable al gastar el 

presupuesto. El operador debe determinar sus propias normas de gasto, deberá haber 

medidas para la rendición de cuentas, tal como la demostración de gasto eficaz y 

adecuado a través de indicadores de rendimiento clave sobre el desempeño de la 

organización y la directiva. 

¶ Controles del gasto: La recomendación de la OCDE es no interferir en el uso del 

presupuesto en tanto se mantenga dentro de las normas generales de comportamiento 

presupuestario con justificación legítima. En caso hay causas para intervenir, deberá 

haber un proceso transparente y responsable.  

¶ Criterios de reasignación presupuestaria: La reasignación presupuestaria o el proceso 

de revisión para futuros presupuestos deberán realizarse con criterios de evaluación 

comunicados públicamente y convenido con el operador antes del inicio del proceso de 

revisión. 

¶ Control externo: La evaluación externa del gasto del organismo deberá hacerla un 

órgano independiente, tal como una institución de auditoria suprema que sea apolítica. 

¶ Control interno: La evaluación interna del gasto del organismo deberá incluir 

información del desempeño, la propuesta inicial del presupuesto del operador, y el uso 

de mecanismos para recuperación de costos. 

3.1.4 Experiencia internacional  

A nivel internacional, se observa que el encargado de aprobar el presupuesto anual no es el 

Operador del Sistema, sino más bien se encuentra a cargo de un tercero quien es supervisor y 

fiscalizador o regulador del sector eléctrico o un Comité independiente. 

3.1.4.1 Chile  

De acuerdo al DFL 4, en su artículo 212-1, el ά/ƻƻǊŘƛƴŀŘƻǊ 9ƭŞŎǘǊƛŎƻ bŀŎƛƻƴŀƭέ ό/9bύ es el 

organismo técnico e independiente encargado de la coordinación de la operación del conjunto 

de instalaciones del sistema eléctrico nacional que operen interconectadas entre sí. El CEN es 

una corporación autónoma de derecho público, sin fines de lucro, con patrimonio propio y de 

duración indefinida. 
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El patrimonio del CEN está conformado por los bienes muebles, inmuebles, corporales o 

incorporales, que se le transfieran o adquieran a cualquier título, como asimismo por los 

ingresos que perciba por los servicios que preste. 

De acuerdo al artículo 212°-11 del DFL 4, el financiamiento de CEN se establece mediante un 

presupuesto anual, el cual es aprobado por la Comisión Nacional de Energía en forma previa 

a su ejecución. Este presupuesto es financiado por cargos de servicio público.  

Respecto a la aprobación del presupuesto, el Consejo Directivo del CEN presenta a la Comisión, 

antes del 30 de septiembre de cada año, el presupuesto anual detallando el plan de trabajo 

para el respectivo año calendario, e identificando las actividades que se desarrollarán, los 

objetivos propuestos y los indicadores de gestión que permitan verificar el cumplimento de 

dichos objetivos.  

El presupuesto debe permitir cumplir con los objetivos y funciones establecidas para el 

Coordinador en la normativa eléctrica vigente. Es por ello que la Comisión justificadamente 

podrá observar y solicitar modificaciones al presupuesto anual del Coordinador, las que 

necesariamente deberán ser incorporadas.  

Cabe señalar que la Comisión deberá aprobar el presupuesto anual del Coordinador antes del 

19 noviembre de cada año. Sin embargo, el Consejo Directivo, en cualquier momento y en forma 

debidamente justificada, podrá presentar a la Comisión para su aprobación uno o más 

suplementos presupuestarios. En caso de aprobación, la Comisión ajusta el cargo por servicio 

público con el objeto de financiar dicho suplemento.  

Asimismo, corresponde indicar que como mecanismo de control respecto al gasto del 

presupuesto se ha dispuesto que, dentro de los primeros cuarenta días de cada año, el 

Coordinador presente a la Comisión un informe auditado que dé cuenta de la ejecución 

presupuestaria del año calendario inmediatamente anterior y el grado de cumplimiento de los 

indicadores de gestión. El Consejo Directivo considerará los resultados de dicho informe para el 

pago de los incentivos por desempeño o de gestión que pueda acordar entregar a los 

trabajadores y altos ejecutivos del Coordinador.  

Con relación al cargo por servicio público, debemos indicar que, de acuerdo al artículo 212°-13 

del DFL 4, es aquel cargo por el cual la totalidad de usuarios finales, libres y sujetos a fijación de 

precios financian el presupuesto del CEN, del Panel de Expertos y el estudio de franja71, y se fija 

                                                             
71 Nos referimos a aquel estudio que el Ministerio deberá dar inicio para aquellas obras nuevas que 
requieren de la determinación de una franja preliminar. Este estudio contiene lo siguiente:  

a) Las franjas alternativas evaluadas;  
b) Una zona indirecta de análisis o de extensión, a cada lado de la franja, que tenga la función de 
permitir movilidad al futuro proyecto;  
c) Levantamiento de información en materias de uso del territorio y ordenamiento territorial;  
d) Levantamiento de información vinculada a áreas protegidas y de interés para la biodiversidad;  
e) Levantamiento de la información socioeconómica de comunidades y descripción de los grupos 
de interés;  
f) Levantamiento de las características del suelo, aspectos geológicos y geomorfológicos 
relevantes de las franjas alternativas;  
g) Diseño de ingeniería que permita identificar las franjas alternativas;  
h) Identificación y análisis de aspectos críticos que podrían afectar la implementación de las 
franjas alternativas;  
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anualmente por la Comisión Nacional de Energía, mediante resolución antes del 19 de 

noviembre de cada año, con el objeto de que el cargo señalado sea incorporado en las 

respectivas boletas o facturas a partir del mes de diciembre del año anterior del período 

presupuestario correspondiente. 

El cargo por servicio público se calcula considerando la suma de los presupuestos anuales del 

Coordinador, el Panel de Expertos y el estudio de franja, dividido por la suma de la energía 

proyectada total a facturar a los suministros finales para el año calendario siguiente. En función 

a dicho cargo se realizan los siguientes pagos:  

- El monto a pagar por los usuarios finales corresponderá al cargo por servicio público 

multiplicado por la energía facturada en el mes correspondiente.  

- En el caso de los clientes sujetos a fijación de precios, este valor será incluido en las 

cuentas respectivas que deben pagar a la empresa distribuidora, las que a su vez 

deberán efectuar el pago de los montos recaudados mensualmente al CEN. 

- En el caso de los clientes libres, este cargo deberá ser incorporado explícitamente en las 

boletas o facturas entre dichos clientes y su suministrador, los que deberán a su vez 

traspasar mensualmente los montos recibidos de parte de los clientes al CEN.  

El CEN reparte los ingresos recaudados a prorrata de los respectivos presupuestos anuales del 

mismo CEN, del Panel de Expertos y el elaborado por la Subsecretaría de Energía para el estudio 

de franja, según corresponda. Los saldos a favor o en contra que se registren deberán 

imputarse al ejercicio de cálculo del presupuesto correspondiente del año siguiente. 

3.1.4.2 España  

España se desarrolla bajo un modelo distinto, el cual cuenta con dos operadores: i) del sistema, 

quien se encuentra a cargo Red Eléctrica de España (REE), y ii) del mercado, a cargo del Operador 

del Mercado Ibérico polo Español (OMIE).  

3.1.4.2.1 Operador del Sistema REE 

El Ministerio de Industria, Energía y Turismo es el encargado de aprobar la propuesta de 

retribución del Operador del Sistema y fijar los precios que se deberán cobrar a los sujetos o 

agentes de mercado para su financiación.  

Sin embargo, actualmente, el Operador del Sistema no cuenta con una metodología, empero, el 

Ministerio de Industria, Energía y Turismo aprueba dicha retribución y financiamiento mediante 

una Orden Ministerial de forma anual.  

Para ello, aplica la Orden IET/221/2013, de 14 de febrero de 2013, que estableció a la Comisión 

Nacional de los Mercados y la Competencia (CNMC) elaborar y enviar al Ministerio una 

propuesta de metodología para el cálculo de la retribución del Operador del Sistema, y la fijación 

de los precios que éstos deben cobrar a los agentes que participan en el mercado. 

Cabe señalar que, el Ministerio además de aprobar el presupuesto de REE, establece 

mecanismos de control de ejecución del presupuesto. A modo de ejemplo, conforme a la 

Disposición Transitoria Segunda de la Orden ETU/1282/217 de 22 de diciembre de 2017, se 

                                                             
i) Indicación de los caminos, calles y otros bienes nacionales de uso público y de las propiedades 
fiscales, municipales y particulares que se ocuparán o atravesarán, individualizando a sus 
respectivos dueños;  
j) Un análisis general del costo económico de las franjas alternativas, y  
k) Un análisis general de aspectos sociales y ambientales, en base a la información recopilada. 
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dispuso que el Operador del Sistema deberá enviar a la Comisión Nacional de los Mercados y la 

Competencia con copia al Ministerio de Energía, Turismo y Agenda Digital la información de los 

costes incurridos en el ejercicio 2018 y sucesivos, con su respectivo desglose en los formatos 

correspondientes. 

Adicionalmente a ello, REE realiza sus propias actividades de supervisión de la información 

financiera que se encuentran a cargo de la Comisión de Auditoría, el cual cuenta con las 

siguientes funciones: 

o La aprobación de los principios contables a utilizar en la elaboración de las Cuentas 

Anuales de las Sociedad y de su Grupo consolidado 

o La supervisión del proceso de elaboración y presentación, así como la integridad de la 

información financiera de la sociedad, y en su caso, del Grupo, velando por que se 

tengan presente los requisitos normativos 

o La adecuada delimitación del perímetro de consolidación 

o La correcta aplicación de los principios y criterios contables que le sean de aplicación.  

Con el objeto de realizar sus funciones, dicha Comisión cuenta con el apoyo de la Dirección de 

Auditoría Interna y Control de Riesgos, el cual dependen jerárquicamente del Presidente de la 

Sociedad y funcionalmente de la Comisión de Auditoría.  

La Auditoría Interna diseña y ejecuta un plan de pruebas sobre el entorno de control, controles 

generales, controles a nivel de área y los procedimientos establecidos, y verifica, en bases 

selectivas, el cumplimiento de los flujogramas diseñados.  

El Consejo de Administración requiere de forma periódica, al menos una vez al año, a los 

auditores externos una valoración de la calidad de los procedimientos de control interno del 

Grupo. 

3.1.4.2.2 Operador del Mercado (OMIE) 

En el numeral 2 del artículo 2° del Convenio MIBEL, se señala que los operadores de mercado, 

OMIE y OMIP, se encuentran regidos por el principio de autofinanciación. El Ministerio de 

Industria, Energía y Turismo es el encargado de aprobar la propuesta de retribución del 

Operador del Mercado y fijar los precios que se deberán cobrar a los sujetos o agentes de 

mercado para su financiación. 

Sin embargo, de la misma forma que sucede con el Operador del Sistema, el Operador del 

Mercado (OMIE) no cuenta con una metodología, sin embargo, el Ministerio de Industria, 

Energía y Turismo aprueba dicha retribución y financiamiento mediante una Orden Ministerial 

de forma anual.  

Para ello, aplica la Orden IET/221/2013, de 14 de febrero de 2013, que estableció a la Comisión 

Nacional de los Mercados y la Competencia (CNMC) elaborar y enviar al Ministerio una 

propuesta de metodología para el cálculo de la retribución del Operador del Sistema, y la fijación 

de los precios que éstos deben cobrar a los agentes que participan en el mercado. 

Cabe señalar que, el Ministerio además de aprobar el presupuesto de REE, establece 

mecanismos de control de ejecución del presupuesto. A modo de ejemplo, en la Orden 

ETU/1282/2017 de 22 de diciembre de 2017, que fijó la retribución del Operador del Mercado 

(OMIE), se dispuso que ésta se encuentra supeditada a la acreditación documental de los costes 

en los que pueda incurrir, para ello, deberá enviar a la CNMC con copia al Ministerio de energía, 
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Turismo y Agencia Digital la información de dichos costos incurridos en el ejercicio 2018 y 

sucesivos, con el desglose y los formatos correspondientes. 

3.1.4.3 PJM - Estados Unidos  

En el caso de Estados Unidos se desarrolla a continuación el caso de PJM 

PJM Interconnection (PJM) es una organización de transmisión regional (RTO por sus siglas en 

inglés) responsable de la operación del mercado eléctrico mayorista y del despacho central del 

sistema. Coordina el movimiento de la electricidad al por mayor en los Estados de Delaware, 

Illinois, Indiana, Kentucky, Maryland, Michigan, Nueva Jersey, Carolina del Norte, Ohio, 

Pennsylvania, Tennessee, Virginia, Virginia Occidental. Sus operaciones están sujetas a la 

regulación de la Federal Energy Regulatory Commission (FERC).72 

De acuerdo con la regulación federal, PJM opera sin generar ganancias, lo que significa que los 

ingresos y gastos totales deben ser iguales entre sí a largo plazo. Por lo que PJM se financia a 

ǘǊŀǾŞǎ ŘŜ ƭƻǎ ŎŀǊƎƻǎ ŀ ƭŀǊƎƻ ǇƭŀȊƻ Ŝƴ Ŝƭ ŘƻŎǳƳŜƴǘƻ ά¢ŀǊƛŦŀ ŘŜ ¢ǊŀƴǎƳƛǎƛƽƴ ŘŜ !ŎŎŜǎƻ !ōƛŜǊǘƻέ 

abonada por todos los usuarios del sistema eléctrico. Dichos cargos son presentados ante la 

FERC para su aprobación, las cuales le permite recuperar los costos de la operación del sistema 

de transmisión eléctrica y de los mercados mayoristas de electricidad a través de su facturación 

a los miembros de PJM en función de sus niveles de actividad y a los usuarios finales. 

La Tarifa de Transmisión de Acceso Libre recauda en base a dos criterios: (i) los servicios 

prestados por PJM, como la coordinación de la operación del sistema; y (ii) la actividad realizada 

por los miembros de PJM de acuerdo al nivel de actividad que desarrollan. Ambos exigen la 

participación de PJM por lo que merecen su inclusión como cargos en la tarifa menciona. 

PJM presenta una propuesta de presupuesto de sus gastos de capital y operativos ante la FERC 

para su aprobación, quien garantiza su razonabilidad y concordancia lo prestado. Para ello, la 

FERC lleva a cabo procedimientos tarifarios considerando la información sobre los gastos 

propuestos por la RTO y los comentarios de las partes interesadas. Estos procedimientos no 

necesariamente son anuales pues se realizan a solicitud de parte. 

En determinadas circunstancias, la FERC puede considerar otras fuentes de información sobre 

los gastos mencionados, como los presupuestos anuales y el reporte financiero anual de la RTO. 

Asimismo, en los casos que se presentan controversias respecto a la veracidad de los hechos, la 

FERC puede llevar a cabo un juicio, con audiencia probatoria, ante un juez de Derecho 

Administrativo antes de determinar las tarifas para una RTO. Las partes interesadas también 

desempeñan un papel en la revisión de los gastos de los observadores a corto plazo y decisiones 

que afectan a los precios de la electricidad mediante la presentación de observaciones ante la 

RTO o la FERC. (GAO, 2008) 

Para garantizar el manejo del presupuesto, PJM ha establecido un sistema interno de control 

contable y financiero, así como procedimientos, que brindan seguridad sobre la integridad y 

fiabilidad de la información financiera presentada a la FERC. La administración revisa 

continuamente la efectividad y la eficiencia de este sistema, y toma acciones cuando se 

identifican oportunidades de mejora. 

                                                             
72 Es una agencia independiente que entre sus funciones está el regular la transmisión interestatal de 
electricidad, gas natural y petróleo en Estados Unidos. 
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Dicho sistema incluye un una Auditoría Interna independiente que supervisa los controles 

internos e informa directamente informa directamente al Comité de Auditoría del Consejo. Su 

actividad se encuentra separada de las actividades de PJM relacionados con el cumplimiento de 

la política, los procedimientos y la ley, así como la protección de los activos.  

El Comité de Auditoría (Audit Advisory Committee)73 se reúne regularmente con gerentes de 

PJM, los auditores internos y los auditores independientes para revisar la información financiera, 

los controles internos y el proceso de auditoría interna. 

Para un mejor resultado, la FERC, como parte de su Plan Estratégico 2014, ha incluido el uso de 

métricas. Conjuntamente con la comunidad RTO/ISO ha diseñado medidas estandarizadas o 

métricas diseñadas para brindar seguimiento al desempeño de las operaciones y mercados 

ISO/RTO, asimismo, para identificar los cambios que puedan ser necesarios frente a cualquier 

problema de rendimiento. Existen una serie de métricas reconocidas por la FERC, sin embargo, 

las 3 categorías principales son: 

¶ Las métricas de rendimiento de confiabilidad, se eligieron para medir la confiabilidad 

de las operaciones diarias en métricas tales como el cumplimiento de los estándares de 

confiabilidad nacionales y regionales, el envío, el pronóstico y los esquemas de 

protección especial, así como para medir la confiabilidad a largo plazo en métricas tales 

como la planificación de generación y transmisión a largo plazo. 

¶ Las métricas de beneficios de mercado permiten medir el desempeño de los ISO / RTO 

según los precios de mercado, los costos de gestión de congestión y la disponibilidad de 

recursos, y para medir la eficiencia de los mercados de ISO / RTO en la convergencia de 

precios y las métricas de competencia. 

¶ Las métricas de efectividad de la organización, las cuales miden el desempeño de ISO / 

RTO para lograr sus objetivos de una manera rentable que proporcione valor a los 

participantes del mercado.74 

Cabe resaltar que las métricas son herramientas recomendadas por la FERC, por lo que su uso 

por parte de las RTO/ISO no es obligatorio. 

3.1.5 Propuesta de modificación  

De lo expuesto, se evidencia que nuestro actual marco regulatorio muestra dos deficiencias 

respecto al presupuesto del COES: 

- Los Integrantes Registrados del COES aprueban sus propios aportes al presupuesto del 

COES. Lo cual genera incentivos para reducir el monto del aporte (riesgo de 

financiamiento insuficiente) y, por ende, afectar el cumplimiento de las políticas 

públicas relacionadas a la operatividad del sector eléctrico (riesgo de captura del 

operador).  

- El COES solo cuenta con mecanismos de control interno respecto a los gastos del 

presupuesto. No se evidencia mecanismos de control externo de un órgano 

independiente.  

                                                             
73El Comité Asesor de Auditoría revisa y monitorea las auditorías externas del proceso de liquidación de 
mercado de PJM. Proporciona información al Comité de Auditoría de la Junta de PJM sobre el alcance y el 
calendario de las auditorías de SSAE 16 y sugiere cambios, según sea necesario. 
74 Comission Staff Report AD10-5-000, FERC ISO/RTO Performance Metric (2010) pp 17 
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3.1.5.1 La aprobación del presupuesto debe estar a cargo de Osinergmin  

La Ley 28832 dispone que la Asamblea sea el órgano encargado de aprobar el presupuesto del 

COES. La Asamblea se encuentra compuesta por los integrantes registrados del COES. Es decir, 

se establece que los Integrantes Registrados del COES sean quienes aprueben sus propios 

aportes al presupuesto del COES. Esto genera incentivos para reducir el monto del aporte (riesgo 

de financiamiento insuficiente) y, por ende, afectar el cumplimiento de las políticas públicas 

relacionadas a la operatividad del sector eléctrico (riesgo de captura del operador).  

Al respecto, la OCDE ha identificado, como lineamiento para brindar independencia al 

financiamiento, que el proceso de asignación del presupuesto deba ser claramente definido y 

congruente. En caso, la fuente de ingresos es la industria, debe haber un canal independiente y 

responsable para hacer la asignación. (OCDE, 2017)  

En tal sentido, resulta necesario garantizar una independencia en la decisión de la asignación 

del presupuesto. Por ello, se requiere que la aprobación del presupuesto del COES no recaiga 

sobre los mismos Integrantes Registrados del COES que tienen el incentivo de reducir sus 

aportes. 

Ahora bien, de la revisión de la experiencia internacional se advierte que, como medida 

regulatoria que permita garantizar la independencia del financiamiento, en ningún caso se deja 

en el ámbito de los agentes participantes de la Industria Eléctrica la aprobación del presupuesto 

del Operador del Sistema. Para mayor detalle se puede observar el siguiente cuadro: 

Cuadro 1 - Medidas regulatorias respecto a la aprobación del presupuesto del Operador 

 Chile España 
 

USA - PJM 

CEN REE OMEI PJM 

Elaboración de 
presupuesto 

CEN REE OMEI PJM 

Aprobación de 
Presupuesto 

CNE Ministerio 
de Industria, 

Energía y 
Turismo 

Ministerio 
de Industria, 

Energía y 
Turismo 

FERC 

Periodo 
presupuestario 

anual anual anual Cuando 
conveniente 

*Elaboración propia 

En razón a lo expuesto, y con el fin de otorgar mayor independencia al financiamiento del COES, 

se propone modificar los siguientes dispositivos normativos de la Ley 28832: 

- Modificar el Artículo 16 de la Ley 28832 en los siguientes términos: 

ά!ǊǘƝŎǳƭƻ мсΦ- La Asamblea del COES  

16.1 La Asamblea es el órgano supremo del COES. Tiene como funciones las siguientes: 

a) Designar y remover, según corresponda, al Presidente del Directorio y fijar la 

remuneración del Presidente y de los Directores; 

b) Aprobar el presupuesto anual; 
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c) Designar o delegar en el Directorio la designación de los auditores externos; 

d) Pronunciarse sobre la gestión y los resultados económicos del ejercicio anterior, 

expresados en los estados financieros; 

e) Aprobar y modificar los estatutos del COES. 

16.2 La Asamblea está integrada por los Agentes del SEIN, agrupados en cuatro subcomités: 

uno de Generadores, uno de Distribuidores, uno de Transmisores y uno de Usuarios Libres. 

16.3 Los acuerdos de la Asamblea, para cada decisión, se adoptan cuando se alcance en la 

votación un puntaje superior al 66,7% del puntaje máximo total. El puntaje total a favor de 

una determinada decisión resulta de sumar el puntaje a favor de todos los subcomités. El 

puntaje de cada subcomité será igual al cociente del número de sus integrantes que votó a 

favor de una determinada decisión, entre el número total de los integrantes que lo 

conforman. 

16.4 El Reglamento establece los requisitos de convocatoria, quórum y demás aspectos 

relativos a ƭŀ ŎŜƭŜōǊŀŎƛƽƴ ŘŜ ƭŀ !ǎŀƳōƭŜŀΦέ 

- Incorporar el numeral 19.3 al Artículo 19 de la Ley 28832 en los siguientes términos: 

άArtículo 19.- Presupuesto del COES y aportes de los Agentes 

όΧύ 

19.3 El presupuesto será aprobado por Osinergmin anualmente. El COES elaborará su 

propuesta de presupuesto detallando el plan de trabajo para el respectivo año calendario, 

e identificando las actividades que se desarrollarán, los objetivos propuestos y los 

indicadores de gestión que permitan verificar el cumplimento de dichos objetivos.έ 

3.1.5.2 El presupuesto debe estar sujeto a mecanismos de control externo  

Actualmente, vía Reglamento del COES, se han establecido diversos mecanismos de control 

interno respecto al presupuesto del COES. No se evidencian mecanismos de control externo 

realizado por un órgano independiente.  

Al respecto, la OCDE ha identificado, como lineamiento que permitiría brindar independencia al 

financiamiento, que adicionalmente a los mecanismos de control interno, debe haber una 

evaluación externa del gasto del presupuesto, la cual deberá estar a cargo de un órgano 

independiente, tal como una institución de auditoria suprema que sea apolítica. (OCDE, 2017) 

Con relación a ello, de la revisión de la experiencia internacional se ha evidenciado que en los 

marcos regulatorios del sector eléctrico confluyen mecanismos de control interno y externo 

respecto al presupuesto del Operador del Sistema Eléctrico. Para mayor detalle se puede 

observar el siguiente cuadro: 

Cuadro 2 - Mecanismos de control interno y externo del presupuesto 

 Chile España USA - PJM 

Control 
Interno Auditoría 

Interna 
Auditoría Interna Auditoria interna 
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Control 
Externo 

Reporte 
anual 

presentando 
ante la CNE 

Reporte anual 
presentando ante 
el Ministerio de 

Industria, Energía y 
Turismo 

Reporte anual 
presentando ante la 

FERC 

*Elaboración propia 

En razón a lo expuesto, y con el fin de otorgar mayor independencia al financiamiento del COES, 

se propone incorporar el numeral 19.4 al Artículo 19 de la Ley 28832 en los siguientes términos:  

 ά!ǊǘƝŎǳƭƻ мфΦ- Presupuesto del COES y aportes de los Agentes 

όΧύ 

19.4 Dentro de los primeros sesenta días de cada año, el COES presentará al Osinergmin 

un informe auditado que dé cuenta de la ejecución presupuestaria del año calendario 

ƛƴƳŜŘƛŀǘŀƳŜƴǘŜ ŀƴǘŜǊƛƻǊ ȅ Ŝƭ ƎǊŀŘƻ ŘŜ ŎǳƳǇƭƛƳƛŜƴǘƻ ŘŜ ƭƻǎ ƛƴŘƛŎŀŘƻǊŜǎ ŘŜ ƎŜǎǘƛƽƴΦέ 

3.2  MECANISMOS DE SELECCIÓN DE LOS MIEMBROS DEL DIRECTORIO DEL COES  

3.2.1 Criterios de selección establecidos en la Ley 28832 

De acuerdo al artículo 15 de la Ley 28832, los órganos de gobierno del COES son: la Asamblea, 

el Directorio y la Dirección Ejecutiva. 

Respecto al Directorio, el artículo 17° de la Ley 28832, indica que está conformado por cinco 

miembros. Cuatro son en representación de cada uno de los cuatro Subcomités: Generadores, 

Distribuidores, Transmisores y Usuarios Libres; y, uno es el Presidente del Directorio, quien será 

designado por la Asamblea.  

La Ley 28832 estableció que el Presidente y los miembros del Directorio deberán tener un 

mínimo de diez años de experiencia profesional en el sector eléctrico. Mientras ejerzan su cargo, 

están prohibidos de desempeñar actividades para la Administración Pública bajo cualquier 

modalidad; así como poseer vínculos laborales, comerciales o financieros con los Agentes, sus 

empresas vinculadas, o con los accionistas mayoritarios de las mismas. La única excepción a las 

restricciones señaladas es la actividad docente. Una vez que cesen en el ejercicio del cargo 

estarán sujetos a las mismas prohibiciones por el lapso de un año, periodo durante el cual 

percibirán la misma remuneración del periodo en ejercicio, salvo que hayan cometido falta 

grave. 

Asimismo, la Ley 28832 establece que los miembros del directorio asuman el cargo por un 

periodo de cinco años. Cabe señalar que, se dispuso que solo puedan ser removidos por la 

Asamblea en caso de incapacidad o falta grave, debidamente comprobada y fundamentada. 

3.2.2 Criterios de selección recomendados por el Libro Blanco 

El Libro Blanco es el documento que contiene la propuesta de reforma del COES, en base a la 

cual se aprobó la Ley 28832. De acuerdo a lo expuesto en el Libro Blanco, el cambio más 

importante de la estructura de gobernabilidad del COES, estaba relacionada en la composición 

del Directorio. Efectivamente, se propuso que el Directorio esté integrado por cinco miembros, 

sin vinculación alguna, directa o indirecta con los agentes participantes en el SEIN. 
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El Libro Blanco recomendó que los miembros del Directorio deben ser profesionales con 

experiencia de por lo menos 10 años en el ejercicio profesional. Que, deben ser seleccionados 

mediante concurso de méritos, privilegiando su experiencia profesional. El concurso debería ser 

convocado por una Comisión Ad-hoc de cinco miembros, uno por los Generadores, uno por los 

Distribuidores, uno por los Transmisores, uno por el Ministerio de Energía y Minas y uno por 

Osinergmin. El proceso de selección debería ser público, privilegiando la experiencia profesional 

en el sector eléctrico. La Comisión Ad-hoc sólo tendría la misión de conducir un proceso de 

selección técnico e imparcial y en esa función no representa los intereses de las entidades que 

los designan. 

El Libro Blanco recomendó que la designación de los miembros del Directorio sea por un periodo 

de cinco años, pudiendo renovarse por una sola vez.  

3.2.3 Criterios de selección establecidos en el Reglamento del COES 

Contrariamente a lo recomendado por el Libro Blanco, el Reglamento del COES dispuso normas 

que no se encuentran acordes a dichas recomendaciones. Nos referimos a los siguientes criterios 

para la selección del Directorio del COES: 

- La selección de los miembros del Directorio lo realiza cada subcomité. 

El Reglamento del COES, en su artículo 16.1, dispuso que cada Subcomité elige a un Director 

con el voto favorable de la mitad más uno de los Integrantes Registrados del Subcomité. 

Asimismo, se dispuso que el Presidente del Directorio sea elegido por la Asamblea. Es decir, 

no se adoptó la recomendación del Libro Blanco en establecer una Comisión Ad hoc que se 

encargue del proceso de selección técnico e imparcial.  

- Reelección indefinida de los miembro del Directorio 

El Reglamento del COES, en su artículo 16.3, dispuso que los Directores puedan ser 

reelegidos indefinidamente. Evidenciándose, una vez más, que se optó una medida 

regulatoria contraria a las recomendaciones del Libro Blanco.  

Cabe señalar que, las recomendaciones del Libro Blanco están destinadas a garantizar que el 

operador sea un ente imparcial ajeno a los intereses de los actores participantes. 

3.2.4 Análisis de la experiencia internacional 

En contraste, observamos que a nivel internacional la elección de su Directorio u órgano 

principal de gobierno del operador del sistema es de forma distinta. 

3.2.4.1 Chile  

Conforme al artículo 212°-3 del DFL 4, la dirección y administración del CEN estará a cargo de un 

Consejo Directivo. A este Consejo Directivo le corresponderá la representación judicial y 

extrajudicial del organismo y para el cumplimiento de sus funciones.  

El Consejo Directivo está compuesto por cinco consejeros, de los cuales uno ejercerá como 

Presidente. Cabe señalar que, cada uno de los consejeros y el presidente son elegidos, 

separadamente, en procesos públicos y abiertos, por el Comité Especial de Nominaciones. 

Para los efectos de dar inicio a los procesos de selección de los miembros del Consejo Directivo 

y de su Presidente, el Comité de Nominaciones solicitará, a través del Coordinador, la 

contratación de empresas especializadas en reclutamiento y selección de personal, que serán 

responsables de la elaboración de los perfiles profesionales de competencias y atributos de los 
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cargos, y un proceso de evaluación de candidatos, cabe indicar que todo ello será aprobado en 

definitiva por el Comité de Nominaciones. De acuerdo al Reglamento del DFL 4, dicho proceso 

no debería extenderse más allá de cuatro meses desde su inicio. 

Los consejeros y el Presidente durarán cinco años en su cargo, pudiendo ser reelegidos solo 

por una vez. Los consejeros podrán ser removidos de su cargo por el Comité Especial de 

Nominaciones por abandono de funciones, negligencia manifiesta en el ejercicio de sus 

funciones o falta de idoneidad por haber sido condenado por crimen o simple delito que 

merezca pena aflictiva o a la pena de inhabilidad perpetua para desempeñar cargos u oficios 

públicos, por el mismo quórum calificado fijado para su elección.  

La remoción de cualquiera de los miembros del Consejo Directivo, será decretada por el 

Comité especial de Nominaciones, a solicitud de la Superintendencia de Electricidad y 

Combustibles (supervisor del mercado de energía), por causa justificada y conforme a un 

debido procedimiento que está a cargo del Comité. 

Como se puede apreciar, el Comité de Nominaciones tiene una participación relevante en la 

elección y remoción de los miembros del Consejo Directivo, en tal sentido cabe precisar que 

dicho Comité se encuentra conformado de la siguiente manera: 

¶ El Secretario Ejecutivo de la Comisión Nacional de Energía (CNE, organismo regulador),  

¶ Un consejero del Consejo de Alta Dirección Pública75;  

¶ El Presidente del Panel de Expertos76 o uno de sus integrantes designado para tal efecto, 

y  

¶ El Presidente del Tribunal de Defensa de la Libre Competencia o uno de sus ministros 

designado para tal efecto. 

El funcionamiento del Comité Especial de Nominaciones y las demás normas que lo rijan serán 

establecidos por la Comisión Nacional de Energía mediante resolución dictada para tal efecto. 

Adicionalmente a ello, es relevante señalar que los acuerdos del Comité son adoptados por el 

voto favorable de, al menos, tres de sus cuatro miembros, y, que los integrantes del Comité no 

perciben remuneración ni dieta adicional por el desempeño de sus funciones. 

La remuneración de los miembros del Consejo Directivo es equivalente a la de los miembros del 

Panel de Expertos, que de acuerdo al artículo 212° del DFL 4 es de trescientas veinte unidades 

tributarias mensuales. Cabe precisar que en el caso de su Presidente, dicha remuneración se 

incrementará en un 10%.  

                                                             
75 Es un cuerpo colegiado, de carácter autónomo que cumple el rol de garante del buen funcionamiento 
de la Alta Dirección Pública. Junto con el Servicio Civil, integra la institucionalidad del Sistema. Sería 
equivalente a SERVIR en el caso peruano. 
76 El panel de expertos emite dictámenes respecto a la discrepancia que se produzcan entre el 
Coordinador y las empresas sujetas a su coordinación, las discrepancias entre empresas eléctricas por la 
aplicación técnica o económica de la normativa del sector (siempre que de común acuerdo se sometan al 
dictamen), y todas aquellas señaladas por las leyes de materia energética. Este panel está conformado 
por siete profesionales (5 ingenieros de ciencias económicas y 2 abogados, nacionales o extranjeros) con 
amplia trayectoria profesional o académica en materia técnica, económica o jurídica del sector 
energético. Son designados por el Tribunal de Defensa de la Libre Competencia por concurso público y el 
nombramiento se realiza mediante Resolución del Ministerio de Energía.  
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3.2.4.2 España 

3.2.4.2.1 Operador del Sistema (REE) 

La Ley 24/2013 dispuso que REE adoptará una forma de sociedad mercantil. En razón a ello, su 

Estatuto Social-Texto Refundido señala que el gobierno y administración de la Compañía se 

encuentra encomendado a la Junta General de Accionistas y al Consejo de Administración. 

La Junta General de Accionistas se rige por los Estatutos Sociales y el Reglamento de la Junta 

General de Accionistas, en consonancia con lo establecido por la Ley de Sociedades de Capital. 

Sobre el particular, la Junta General cuenta con un presidente, el presidente del Consejo de 

Administración, y en su ausencia, por el Vicepresidente, también cuentan con un Secretario de 

la Junta y la Mesa de la Junta General. 

El Consejo de Administración, se rige por lo dispuesto en los Estatutos Sociales, Reglamento del 

Consejo de Administración y normativas de gobierno corporativo que resulten aplicables. Está 

compuesto por un mínimo de nueve y un máximo de trece miembros. La Junta General fijará el 

número efectivo de Consejeros dentro de los límites y máximo señalado. 

Figura 1: Estructura Organizacional  

*Elaboración propia 

El Consejo de Administración, está compuesto por consejeros externos, quienes representan 

una amplia mayoría del Consejo, y consejeros ejecutivos, quienes serán el mínimo necesario. 

Dentro de los consejeros externos, se puede identificar a consejeros dominicales e 

independientes. Con relación a ello, debemos precisar lo siguiente: 

¶ Los ejecutivos son aquellos que desempeñen funciones de dirección.  

¶ Los dominicales son aquellos que posean una participación accionarial igual o superior 

a la que se considere legalmente como significativa o que hubieran sido designados por 

su condición de accionistas.  

¶ Los independiente son aquellos quienes son designados en atención a sus condiciones 

personales y profesionales, puedan desempeñar sus funciones sin verse condicionados 

por relaciones con la Sociedad o su Grupo.  

¶ Los consejeros independientes son aquellos que no pueden desempeñar el cargo como 

consejero en más de dos Consejos de Administración de otras compañías cotizadas. 

Por otra parte, el Consejo de Administración deberá tener la siguiente composición cualitativa: 

¶ Un presidente del Consejo, quien es el máximo responsable de la dirección. 
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¶ Un consejero independiente coordinador, quien es elegido entre los consejeros 

independientes. 

¶ Uno o varios consejeros delegados. 

¶ Un secretario del Consejo de Administración. 

¶ Un vicesecretario, quien no necesitará ser consejero.   

En la actualidad, el Consejo de Administración se encuentran compuesto por doce miembros 

con una mayoría de consejeros independientes y un 25% de mujeres, asimismo, tiene 

constituidas con carácter permanente dos comisiones: la Comisión de Auditoría y la Comisión 

de Nombramientos y Retribuciones. 

El Consejo de Administración, siguiendo las recomendaciones del Código Unificado de Buen 

Gobierno y las mejores prácticas internacionales de gobierno corporativo, ha creado la figura 

del Consejero Independiente coordinador, aprobada por la Junta General de Accionistas. 

Figura 2: Composición del Consejo de Administración 

*Fuente: Informe Anual de Gobierno Corporativo del ejercicio 2017 

Ahora bien, acerca de la elección de los consejeros, como bien lo hemos mencionado, se rigen 

en lo particular por lo señalado en el Reglamento del Consejo de Administración, el cual, precisa 

los requisitos y la forma de elección.  

Sobre el particular, conforme el artículo 21° del Reglamento del Consejo de Administración, los 

consejeros son nombrados por la Junta General o, en caso de vacante anticipada, por el Consejo 

de Administración, de conformidad con las previsiones contenidas en la Ley de Sociedades de 

Capital, en los Estatutos Sociales de la Sociedad y en el presente Reglamento mencionado. 

Cabe señalar que, el nombramiento de los consejeros independientes deberá ser bajo previo 

informe de propuesta de nombramiento, a cargo de la Comisión de Nombramientos y 

Retribuciones, empero para el resto de consejeros será a cargo del propio Consejo. En dicho 

informe, se deberá justificar la competencia, experiencia y méritos del candidato propuesto, el 

cual se unirá al acta de la Junta General o del propio Consejo. 

Por su parte, conforme al artículo 9° del Reglamento del Consejo de Administración, señala que 

para la elección del Presidente del Consejo de Administración, será elegido entre sus miembros 

previo informe de la Comisión de Nombramiento y Retribuciones, sin embargo, si el cargo de 

presidente recae sobre un consejero ejecutivo, su designación requerirá el voto favorable de 

dos tercios de los miembros del Consejo de Administración. 

En cuanto al consejero delegado, será elegido por el Consejo de Administración previo informe 

de la comisión Nombramiento y Retribuciones, pudiendo designarse entre sus miembros a uno 

o varios, asimismo, pueden ser consejeros distintos al presidente del Consejo de Administración. 
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La designación de consejeros externos, conforme el artículo 22° del Reglamento del Consejo de 

Administración, el Consejo de Administración deberá seguir la política de nombramientos y 

evaluación de candidatos aprobada por el mismo, y podrá utilizar asesores externos cuando lo 

considere necesario, ello en razón a que de acuerdo a un análisis previo de las necesidades del 

Consejo de Administración se plasmará en el informe justificativo de la Comisión de 

Nombramientos y Retribuciones y se publicará al convocar la junta general de accionistas. 

Por último, conforme el artículo 12° del Reglamento del Consejo de Administración, el 

nombramiento del secretario será informado previamente por la Comisión de Nombramientos 

y Retribuciones para que sea sometido luego a decisión por el Consejo. Por su parte, el vice-

secreatario, podrá ser nombrado por el Consejo de Administración, el cual no necesitará ser 

consejero, sin embargo, deberá tener la condición de Letrado.  

3.2.4.2.2 Operador del Mercado (OMIE) 

Conforme al numeral 2 del artículo 4° del Convenio MIBEL, OMIE estará gobernado por un 

Consejo de Administración que contará con un Presidente y Vicepresidente.  

El mandato de cada representante se mantendrá en vigor por un período inicialmente previsto 

de, al menos, seis años, repartido en períodos iguales de tres años, respectivamente, en las 

funciones de presidencia y vicepresidencia.  

La elección de los cargos de Presidente y Vicepresidente de ambas sociedades será 

responsabilidad conjunta de los órganos societarios de las entidades OMI Polo Español y OMI 

Polo Portugués, con el acuerdo de ambos Gobiernos.  

Figura 3: Estructura Interna del Consejo de Administración 

 

*Elaboración propia 

Ahora bien, la elección del Consejo de Administración, conforme al artículo 11° de su Estatuto, 

se encuentra a cargo por la Junta General, para lo cual, para ser elegido como Administrador no 

se necesita ser accionista, sin embargo, no podrán ocupar cargos en la sociedad. 

Por su parte, de acuerdo al artículo 15° de su Estatuto, el Consejo de Administración nombrará 

en su seno al Presidente y a un Vicepresidente, quien sustituirá al Presidente en caso de vacante, 
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ausencia o enfermedad; cabe precisar que, para ocupar dichos cargos deberán necesariamente 

ser miembros del Consejo de Administración. De esta forma, para su elección se requerirá el 

voto favorable de las dos terceras partes de los votos de los consejeros concurrentes a la sesión, 

pues en caso de haber número impar de consejeros, las dos terceras partes se determinará por 

defecto. 

Por otro lado, la designación del Secretario y a un Vicesecretario será a cargo también del 

Consejo de Administración, cabe señalar que para ocupar dichos cargos, no será necesario ser 

miembro del Consejo de Administración empero si bien éstos cuentan con voz pero no tendrán 

voto. 

3.2.4.3 Estados Unidos 

El máximo órgano de gobierno de PJM es el Consejo. Sus miembros, al igual que todos los 

empleados de PJM, no tienen afiliación ni participación financiera en ningún participante del 

mercado de PJM. El Consejo es responsable de garantizar que PJM opere de forma segura y 

confiable la red, cree y opere mercados de energía eléctrica competitivos y no discriminatorios. 

El Consejo también garantiza que ningún miembro o grupo de miembros tenga influencia 

indebida sobre las operaciones de PJM.  

Según la sección 7.1 del Acuerdo de Operación, el Consejo está compuesta por nueve miembros 

votantes, más el Presidente, quien es un miembro sin derecho a voto. Los miembros de 

votación son elegidos por períodos de tres años por el Comité de Miembros en cada Reunión 

Anual de los Miembros. Asimismo, se dispone que para la le elección de un nuevo miembro del 

Consejo se realizará lo siguiente: 

¶ El Comité de Nominaciones (Nominating Committee)77, contrata un consultor 

independiente, quien entrega una lista de personas calificadas y dispuestas a formar 

parte del Consejo.  

¶ 30 días antes de cada Reunión Anual de los Miembros (Annual Meeting of the 

Members), el Comité de Nominaciones distribuye a los representantes de los Comités 

de Miembros un candidato nominado de la lista indicada, con sus antecedentes y  

experiencia de los candidatos para su evaluación para cada vacante o periodo de 

mandato finalizado que haya en el Consejo; en caso no sea elegido, el Comité de 

Nominaciones, a su discreción, puede nominar, sin contratar a un consultor 

independiente, un miembro del Consejo cuyo mandato haya culminado y que desea 

servir por un plazo adicional. 

¶ Las elecciones para el Consejo se llevarán a cabo en cada Reunión Anual de los 

Miembros de acuerdo con las disposiciones de la Sección 7.3 (a)78 del Acuerdo de 

Operación, o para seleccionar a quien ocupe como miembro del Consejo cuyo periodo 

haya terminado. 

                                                             
77 El Comité de Nominaciones es un órgano compuesto por un representante elegido anualmente de cada 
sector del Comité de Miembros establecido conforme a la Sección 8.1 del Acuerdo de Operación y tres 
miembros del Consejo con derecho a voto (siempre que uno de ellos participe solo como un mimbro sin 
derecho a voto dentro del Comité de Nominaciones). 
78Acuerdo de Operación Sección 7.3 (a).- Aquellos que sean parte de la Junta de Gerentes de la LLC 
inmediatamente antes de la entrada en vigencia de este acuerdo, continuarán en el cargo hasta la primera 
Reunión Anual de los Miembros. En ella, los miembros del Consejo que deseen continuar en el cargo serán 
elegidos por los Miembros para servir hasta la segunda Reunión Anual de los Miembros o hasta que sus 
sucesores sean elegidos, junto con aquellos que cumplan con lo establecido en la Sección 7.1 y 7.2. 
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¶ Si el Comité de Miembros no elige a todos los miembros del Consejo de entre los 

nominados propuestos por el Comité de Nominaciones, este último podrá proponer un 

nuevo candidato de la lista hecha por el consultor independiente (o su reemplazo) por 

cada vacante al Consejo, para que estos puedan ser considerados por los miembros en 

la próxima reunión regular del Comité de Miembros. 

¶ Las vacantes libres serán ocupadas por los miembros elegidos anteriormente hasta la 

próxima Reunión Anual de Miembros donde se elegirá a una persona para que cumpla 

con el resto del plazo del puesto vacante de la Junta. La remoción de un miembro del 

Consejo requerirá la aprobación del Comité de Miembros 

Los miembros del Consejo, mientras se desempeñen en ese cargo, no podrán tener ninguna 

relación comercial directa ni ninguna otra afiliación con ningún miembro o sus Afiliados o 

Partes relacionadas (Related Parties)79. De los 9 miembros del consejo, 4 tendrán experiencia y 

conocimientos en: 

¶ Uno en las áreas de liderazgo corporativo a nivel de gerencia o junta directiva, o 

especialidad en finanzas o contabilidad, ingeniería, o regulación de servicios públicos. 

¶ Uno con experiencia en la operación del servicio público de transmisión. 

¶ Uno en planificación de sistemas de transmisión. 

¶ Uno con experiencia en el área de comercialización y gestión de riesgos asociados. 

Asimismo, los miembros del Consejo no deberán ser ni haber sido dentro de los dos años 

posteriores a su elección, directores, funcionarios o empleados de los miembros de PJM o 

partes relacionadas ni a las Afiliadas. 

Entre sus funciones, la sección 7.7 del Acuerdo de Operaciones señala que el Consejo es 

responsable de supervisar todos los asuntos que correspondan a la Región de PJM y la LLC80. 

3.2.5 Propuesta de modificación   

De lo expuesto, se evidencia que el Reglamento del COES muestra dos deficiencias respecto al 

mecanismo de designación de los miembros del Directorio del COES:  

- No se adoptó la recomendación del Libro Blanco en establecer una Comisión Ad hoc que 

se encargue del proceso de selección técnico e imparcial. Contrariamente a ello, la 

selección de los miembros del Directorio la realiza cada subcomité sin realizar un 

concurso de méritos. 

- No se adoptó la recomendación del Libro Blanco en establecer la posibilidad de 

reelección al cargo de miembro del Directorio solo por un periodo adicional. 

Contrariamente a ello, se ha establecido la posibilidad de la reelección indefinida de los 

miembros del Directorio.  

En ese sentido, se requiere la modificación del Reglamento del COES a efectos de superar estas 

deficiencias y acogerse a las recomendaciones del Libro Blanco, toda vez que, están destinadas 

                                                             
79 El Acuerdo de Operación la define para sus efectos, como (i) cualquier cooperativa de generación y 

transmisión y uno de sus miembros de la cooperativa de distribución; y (ii) cualquier agencia municipal 
conjunta y uno de sus miembros. No se considera que los representantes de los organismos 
gubernamentales estatales o federales son Partes relacionadas entre sí, tampoco los mencionados sobre 
un Miembro. 

80 Es la compañía de responsabilidad limitaŘŀ ŘŜƭ ŜǎǘŀŘƻ ŘŜ 5ŜƭŀǿŀǊŜΣ ŘŜƴƻƳƛƴŀŘŀ άLƴǘŜǊŎƻƴŜȄƛƽƴ tWaέΦ 
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a garantizar que el operador sea un ente imparcial ajeno a los intereses de los actores 

participantes. 

3.2.5.1 Selección de los miembros del Directorio a través de una Comisión independiente  

De acuerdo al artículo 17° de la Ley 28832, el Directorio del COES está conformado por cinco 

miembros. Cuatro son en representación de cada uno de los cuatro Subcomités: Generadores, 

Distribuidores, Transmisores y Usuarios Libres; y, uno es el Presidente del Directorio, quien será 

designado por la Asamblea.  

Cabe destacar que la Ley 28832 estableció quienes serán los encargados de designar a los 

miembros del directorio, mas no se señaló de qué manera se realizaría la designación. 

Entendemos que el legislador optó por establecer el modo de designación vía Reglamento del 

COES. 

Ahora bien, el Reglamento del COES dispuso que el modo de selección de los miembros del 

Directorio se realizará con el voto favorable de la mitad más uno de los Integrantes Registrados 

del Subcomité. En caso del Presidente del Directorio, con el voto favorable de la Asamblea.  

Cabe señalar que dicha medida del Reglamento del COES, contraviene las recomendaciones del 

Libro Blanco, documento que contiene la propuesta de reforma del COES, en base a la cual se 

aprobó la Ley 28832.  

La recomendación del Libro Blanco estaba destinada a que los miembros del Directorio deben 

ser seleccionados mediante concurso de méritos, privilegiando su experiencia profesional. El 

concurso debería ser convocado por una Comisión Ad-hoc de cinco miembros, uno por los 

Generadores, uno por los Distribuidores, uno por los Transmisores, uno por el Ministerio de 

Energía y Minas y uno por Osinergmin. El proceso de selección debería ser público, privilegiando 

la experiencia profesional en el sector eléctrico. La Comisión Ad-hoc sólo tendría la misión de 

conducir un proceso de selección técnico e imparcial y en esa función no representa los intereses 

de las entidades que los designan. 

Se evidencia que el Reglamento del COES se apartó de las recomendaciones del Libro Blanco 

que estaban destinadas a garantizar que el operador sea un ente imparcial ajeno a los intereses 

de los actores participantes.  

De la experiencia internacional se evidencia que es común optar por medidas regulatorias 

destinadas a garantizar una selección de miembros de Directorio en base a un concurso de 

méritos con el apoyo de una comisión especializada que permita escoger a los mejores 

profesionales para el cargo. Para mayor detalle se puede visualizar el contenido del siguiente 

cuadro: 
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Cuadro 3 ς Mecanismos de Designación de miembros del Directorio  

 Chile España USA  

 CEN REE OMIE PJM 

Órganos de 
Gobierno 

Consejo 
Directivo 

Consejo de 
Administración 

Consejo de 
Administración 

Consejo 

Número de 
miembros 

3 consejeros 
más 1 

presidente y 1 
vicepresidente 

Entre 9 a 13. 
Compuesto por 1 

presidente, 1 
consejero 

independiente 
coordinador, 1 
secretario, 1 

vicesecretario, uno 
o varios consejeros 

delegados. 

Entre 6 a 12. 
Compuesto 

por 1 
presidentes, 1 
vicepresidente 
y consejeros. 

9 miembros más 
1 presidente 

Nombramiento 
y elección  

A cargo de 
Comité de 

Nominaciones 
vía concurso. 

A cargo por la Junta 
General de 

Accionistas bajo 
recomendación 

fundamentada por 
la Comisión de 

Nombramiento y 
Retribuciones 

Junta General 
de Accionistas 

A cargo del 
Comité de 

Miembros con 
la ayuda de un 

consultor 
independiente. 

 

Periodo de 
gobernanza 

5 años, 
pudiendo 

ser 
reelegidos 
solo por un 

periodo 
más. 

 

4 años, pudiendo 
ser designados 

indefinidamente 

3 años, 
pudiendo ser 

reelegidos 

3 años, 
pudiendo ser 

reelegidos 

*Elaboración propia 

En razón a lo expuesto, y con el fin de garantizar que la designación de los miembros del 

Directorio se realice de forma imparcial se propone modificar el artículo 16 del Reglamento del 

COES en los siguientes términos:  

άArtículo 16.- Elección del Directorio  

16.1 El Directorio está compuesto por cinco (05) miembros. Cada Subcomité elige a un 

Director con el voto favorable de la mitad más uno de los Integrantes Registrados del 

Subcomité. El Presidente del Directorio es elegido por la Asamblea, conforme a lo establecido 

en el artículo 12. La Comisión Ad-hoc presentará a la Asamblea una terna de candidatos 

para que se lleve a cabo la elección del Presidente. 
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Cada Subcomité elige a un Director mediante concurso de méritos, privilegiando su 

experiencia profesional en el sector eléctrico. La Comisión Ad-hoc presentará a cada 

subcomité una terna de candidatos para que se lleve a cabo la elección de su Director. 

La Comisión Ad-hoc estará conformada por seis miembros, uno por los Generadores, uno 

por los Distribuidores, uno por los Transmisores, uno por los Usuarios Libres, uno por el 

Ministerio de Energía y Minas y uno por Osinergmin. La Comisión Ad-hoc Llevará a cabo 

un proceso de selección público y sólo tendrá la misión de conducir un proceso de 

selección técnico e imparcial. 

όΧύέ 

3.2.5.2 Reelección de los miembros del Directorio 

Asimismo, la Ley 28832 establece que los miembros del directorio asuman el cargo por un 

periodo de cinco años.  

Con relación a ello, el Reglamento del COES, en su artículo 16.3, dispuso que los Directores 

puedan ser reelegidos indefinidamente. Estableciendo un criterio adicional a lo dispuesto en la 

Ley 28832.  

Cabe señalar que dicho criterio contraviene la recomendación expuesta en el Libro Blanco, pues 

a efectos de garantizar la independencia del COES se recomendó que la designación de los 

miembros del Directorio sea por un periodo de cinco años, pudiendo renovarse por una sola vez.  

De la experiencia internacional se demuestra que, en aquellos países que cuentan con un 

Operador Eléctrico similar al COES, se evidencia la misma medida regulatoria recomendada por 

el Libro Blanco al disponer la posibilidad de la renovación al cargo de Director por una sola vez. 

Para mayor detalle, se observa el siguiente cuadro:  

Cuadro 4 - Posibilidad de renovar el cargo de miembro del Directorio  

 Chile España USA  

 CEN REE OMIE PJM 

Posibilidad de 
Relección  

Sí, solo por 
un periodo 
adicional 

Sí, indefinidamente 
Sí, 

indefinidamente  

Sí, solo por 
cuatro periodos 

adicionales 
*Elaboración propia 

En razón a lo expuesto, corresponde modificar el artículo 16.3 del Reglamento del COES en los 

siguientes términos: 

ά!ǊǘƝŎǳƭƻ мсΦ- Elección del Directorio  

όΧύ 

16.3 Los Directores pueden ser reelegidos indefinidamente por una sola vezΦ όΧύέ 

3.3  PARTICIPACIÓN ORGANIZADA DE LOS AGENTES RESPECTO AL COES 
La participación de los Subcomités se encuentra reconocida en el numeral 16.2 del artículo 16° 

de la Ley 28832, se establece que la Asamblea se encuentra integrada por cuatro subcomités: 

uno de Generadores, uno de Distribuidores, uno de Transmisores y uno de Usuarios Libres.  
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3.3.1 Organización de los subcomités  

El artículo 14 del Reglamento del COES, señala que los Subcomités están organizados y actúan 

de acuerdo a lo establecido en el Estatuto del COES, el mismo que establecerá la forma mediante 

el cual se garantizará la representatividad frente a terceros.  

De acuerdo al artículo vigésimo tercero del Estatuto del COES, en caso lo consideren 

conveniente, los Integrantes Registrados agrupados dentro de un mismo Subcomité podrán 

organizarse libremente bajo cualquiera de las formas reconocidas por la legislación vigente. 

Se evidencia que, no existe una norma que cree incentivos de participación de los Integrantes 

Registrados del COES a través de la conformación de subcomités. Ello, ocasiona que los 

subcomités solo se limiten a cumplir con los mandatos legislativos relacionados a la Participación 

en la Asamblea y la elaboración de los estudios técnico económicos de la propuesta delos Precios 

en Barra.  

Consideramos que solo cuando se cree incentivos de participación organizada a los Integrantes 

Registrados del COES, los subcomités podrán realizar actividades en conjunto destinadas a 

supervisar o monitorear el correcto desarrollo de las funciones del COES.    

3.3.2 Participación en la Asamblea   

El artículo 9 del Reglamento del COES señala que para fines de la Asamblea, los Agentes se 

agrupan en los cuatro Subcomités de acuerdo al tipo de actividad que desempeñan. Cada 

Subcomité elige anualmente a un representante titular y uno suplente, mediante el voto 

conforme de la mitad más uno de los Integrantes Registrados de cada Subcomité.  

Los representantes de los Subcomités ejercerán la representación de éstos ante la Asamblea 

únicamente en los aspectos operativos y sobre aquellos para los cuales cuenten con la 

aprobación previa de su respectivo Subcomité. 

Los representantes de cada uno de los Subcomités, desempeñan la función de coordinador de 

su Subcomité en la Asamblea, así como las funciones que les señale el Estatuto del COES. La 

representación de cada Subcomité se acredita debidamente ante el Presidente del Directorio 

del COES y ante OSINERGMIN y se entenderá vigente mientras el Subcomité no comunique por 

escrito lo contrario y cumpla con designar a un reemplazante. 

De acuerdo al artículo 10 del Reglamento del COES, los representantes de por lo menos dos 

subcomités pueden solicitar que el Presidente del Directorio convoque la Asamblea. 

Para la adopción de acuerdos en la Asamblea, se requiere computar la suma ponderada de los 

puntajes de cada subcomité, considerando un factor de ponderación de 0,25 para cada uno de 

los cuatro subcomités. El puntaje de cada Subcomité resulta del cociente del número de 

integrantes que votó a favor de una determinada propuesta entre el número de Integrantes 

Registrados de dicho Subcomité. 

Todos los acuerdos alcanzados en la junta de la Asamblea constan en actas suscritas por el 

Presidente, el Secretario de la Asamblea y los representantes de cada Subcomité. 

3.3.3 Elaboración de estudios técnico- económicos de la propuesta de los Precios en Barra 

Los Subcomités de Generadores y Transmisores son responsables de presentar a OSINERGMIN 

los estudios técnicos-económicos de la propuesta de los precios en barra conforme a lo 

dispuesto en los numerales 14.3 y 14.4 del Reglamento del COES. 
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Para efectos del cumplimiento de lo establecido en los artículos 51 y 52 de la LCE, los 

representantes del Subcomité de Generadores y Transmisores ejercen de manera separada e 

independiente la representación de los intereses de sus integrantes ante el OSIMNERGMIN, el 

Ministerio y/o cualquier otra autoridad con ocasión de los procedimientos a los que se refieren 

los referidos artículos. 

3.3.4 Análisis de la experiencia internacional  

3.3.4.1 Chile  

La organización, composición, funciones y atribuciones del Coordinador Eléctrico Nacional (CEN) 

se rige según lo establecido en la Ley N° 20.936 (la Ley) y Decreto N° 52, que aprueba el 

Reglamento del Coordinador Independiente del Sistema Eléctrico Nacional (Reglamento). En 

ellas no se ha previsto la formación de subcomités al interior del CEN.  

Lo que sí reconoce la Ley, es la obligación de que el Coordinador cuente con una estructura 

interna y personal, determinado por el Consejo Directivo, necesario e idóneo que le permita dar 

cumplimiento a sus funciones. Para estos efectos, el Consejo Directivo elabora los άEstatutos 

Internos del CoordinadorέΣ ƳŜŘƛŀƴǘŜ Ŝƭ Ŏǳŀƭ regula la organización interna de la institución de 

forma específica. Sin embargo, esta disposición tampoco incluye la participación de los agentes 

del mercado eléctrico mediante subcomités o alguna otra forma de organización que les permita 

intervenir en las decisiones realizadas por el Directorio. 

3.3.4.2 España 

En España, los Agentes del mercado, en conformidad con la 4ta regla de las Reglas de 

Funcionamiento de los Mercados Diario e Intradiario de Producción de Energía Eléctrica81, son 

toda aquella persona jurídica o física que interviene en las transacciones económicas que tengan 

lugar en el mercado de producción de energía eléctrica, comprando o vendiendo electricidad. 

Para tal sentido, para ejercer el derecho a comprar y vender energía en el mercado, los agentes 

deberán, además de cumplir con los requisitos para su participación, adherirse a las Reglas de 

Funcionamiento del Mercado de Producción de Energía Eléctrica, siendo los siguientes: 

o Los productores de energía eléctrica: quienes generan energía eléctrica 

o Los comercializadores: quienes acceden a las redes de transporte o distribución y tienen 

como función la venta de energía eléctrica a los consumidores o a otros sujetos del 

sistema. 

o Los consumidores: quienes adquieren la energía para su propio consumo. 

o Los consumidores directos en el mercado: quienes adquieren energía eléctrica 

directamente en el Mercado de producción. 

o Los representantes: quienes actúan por cuenta de cualquier sujeto a los efectos de su 

participación en el Mercado, también podrá ser en representación por cuenta ajena, 

indirecta o directa.  

o Gestores de cargas del sistema: son aquellas sociedades que, siendo consumidores, 

están habilitados para la reventa de energía eléctrica para servicios de recarga 

energética. 

Ahora bien, luego de haber identificado quiénes pueden ser agentes del mercado español, es 

preciso citar la Ley 54/1997, debido a que se promulgó con el objeto de asegurar el correcto 

funcionamiento del sistema eléctrico. En atención a ello es que, mediante el apartado 4 del 

                                                             
81 Aprobado por la Secretaría de Estado de Energía mediante Resolución de 9 de mayo de 2018.   
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artículo 33° de la citada Ley 54/1997 se crea el Comité de Agentes del Mercado, el cual se 

encuentra conformado por todos los sujetos que tengan acceso al mercado, así como los 

consumidores cualificados y el operador del mercado y del sistema. 

De acuerdo al artículo 1° del Reglamento Interno de Funcionamiento del Comité de Agentes del 

Mercado, dicho Comité de Agentes del Mercado se constituye como un órgano privado sin 

personalidad jurídica, además, en atención al artículo 28° del Real Decreto 2019/1997 de 26 de 

diciembre, expresa que tiene como objeto el seguimiento del funcionamiento de la gestión del 

mercado diario e intradiario de producción y la propuesta de medidas que puedan redundar en 

un mejor funcionamiento del mercado. Por tanto, desarrolla las siguientes funciones específicas: 

a) Realizar el seguimiento del funcionamiento del mercado diario e intradiario de 

producción y el desarrollo de los procesos de casación y liquidación.  

b) Conocer, a través del operador del mercado las incidencias que hayan tenido lugar en el 

funcionamiento del mercado diario e intradiario.  

c) Proponer al operador del mercado las normas de funcionamiento que puedan redundar 

en una mejor operativa de los mercados diario e intradiario de producción.  

d) Asesorar al operador del mercado en la resolución de las incidencias que se produzcan 

en las sesiones de contratación.  

e) Obtener información periódica del operador del mercado sobre aquellos aspectos que 

permitan analizar el nivel de competencia del mercado diario e intradiario de 

producción de energía eléctrica 

En cuanto a su composición, se encuentra conformado por todos los agentes del mercado, sin 

perjuicio a ello, conforme a la Regla 23°, 24° y 25° de las Reglas de Funcionamiento del Mercado 

Diario e Intradiario de Producción de Energía Eléctrica, mencionan que los miembros del Comité 

serán representantes de las distintas asociaciones más significativas de cada una de las 

actividades, en atención a su volumen de energía negociadas en el mercado diario de 

producción, viéndose además que ningún representante podrá ocupar los puestos 

correspondientes a un mismo grupo, salvo exista un solo miembro. Por tanto, el Comité se 

encuentra formado por un máximo de 25 miembros representantes titulares, compuesto por 

los siguientes grupos: 

V Seis representantes de los productores de instalaciones no pertenecientes a fuentes de 

energía renovables (excepto las que formen parte de una unidad de gestión hidráulica), 

cogeneración de alta eficiencia y residuos.  

V Cuatro representantes de los productores de instalaciones de energía renovables 

(excepto las que formen parte de una unidad de gestión hidráulica), cogeneración de 

alta eficiencia y residuos.  

V Un representante de los agentes que actúan como representantes.  

V Un representante de los comercializadores no residentes.  

V Dos representantes de los comercializadores de referencia. ς Cuatro representantes de 

los comercializadores. 

V Tres representantes de los consumidores.  

V Dos representantes del «OMI-polo español, S.A. (OMIE)».  

V Un representante de cada uno de los Operadores del Sistema, español y portugués, sin 

derecho a voto y sin entrar en turno de presidencia. 

De esta forma, conforme a la regla 26° de las Reglas de Funcionamiento del Mercado Diario e 

Intradiario de Producción de Energía Eléctrica señala que el Comité deberá contar con un 
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reglamento interno de funcionamiento donde se plasme la periodicidad de las sesiones, 

procedimiento de convocatoria, normativa de código de conducta, procedimiento de adopción 

de acuerdos y periodicidad para la renovación de los miembros.  

9ǎ ŀǎƝ ǉǳŜΣ ŀ ƭŀ ŦŜŎƘŀ Ŝƭ ƳŜƴŎƛƻƴŀŘƻ /ƻƳƛǘŞ ŎǳŜƴǘŀƴ Ŏƻƴ Ŝƭ άwŜƎƭŀƳŜƴǘƻ LƴǘŜǊƴƻ ŘŜ 

CǳƴŎƛƻƴŀƳƛŜƴǘƻ ŘŜƭ /ƻƳƛǘŞ ŘŜ !ƎŜƴǘŜǎ ŘŜƭ aŜǊŎŀŘƻέ ŜǎǘƛǇǳƭŀƴŘƻ ƭƻ ǎŜƷŀƭŀŘƻ ǇƻǊ ƭŀ ŎƛǘŀŘŀ 

disposición de las Reglas de Funcionamiento. Asimismo, se observa que cuentan con órganos de 

gobierno, siendo el Pleno, el Presidente, el Vicepresidente y el Secretario.  

3.3.4.3 Estados Unidos 

La estructura de gobierno de PJM posee 2 niveles, luego del Consejo, se encuentra el Comité de 

Miembros.  

El Comité de Miembros, tiene como funciones revisar y decidir sobre las iniciativas de cambio 

propuestos por los comités y grupos de usuarios, de esta manera, participa como mediador 

entre las decisiones del Consejo y las necesidades de los miembros de PJM, quienes tienen la 

facultad de conformar grupos de usuarios82 y comités83.  

Asimismo, se encarga de prever asesorías y recomendaciones a PJM en lo referente a la 

operación segura y confiabilidad de la red, así como a la creación y operación de un mercado 

eléctrico competitivo y no discriminatorio.  

Por último, se encarga de asegurar que ningún miembro o grupo de miembros influya 

indebidamente en las actividades de PJM, ejerciendo así una función de control. 

De esta manera, a través del Comité de Miembros se garantiza la participación de los miembros 

en la gobernanza de PJM, el cual, además, se encuentra compuesto por 5 sectores quienes, a 

través de sus representantes, eligen al Presidente, Vicepresidente, y Secretario de dicho Comité, 

órgano que a su vez se encargará de elegir a los miembros del Consejo. 

Cabe resaltar que para ser considerado miembro de PJM, es requisito indispensable calificar en 

uno de los 5 sectores, así como haber firmado el Acuerdo de Operaciones. De esta manera, 

señalamos los requisitos y características de cada uno, los cuales son muy equivalentes a los 

denominados subcomités del COES en la legislación peruana: 

Á Propietario de transmisión (Transmission Owner): califican los Miembros que poseen 

o adquieren temporalmente derechos equivalentes a los propietarios de las 

Instalaciones de transmisión, tomar el servicio de transmisión no será suficiente para 

calificar como parte de este sector.  

 

Á Propietario de generación (Generation Owner): califican los Miembros que poseen o 

adquieren temporalmente derechos equivalentes a la propiedad de un recurso de 

                                                             

82 Los grupos de usuarios son aquellos conformados por cinco o más miembros votantes que comparten 

un interés común en un elemento que sienten que no se ha resuelto satisfactoriamente a través del 
proceso estándar de partes interesadas (standard stakeholder process) 

 
83 Sirven como foro en el que los miembros se reúnen para refinar y mejorar activamente las reglas, 
políticas y procesos de PJM. Entre los comités superiores tenemos al Comité de Implementación del 
Mercado, al Comité de Operaciones y al Comité de Planificación. Mientras que, los demás comités se 
encargan de supervisar una tarea en específico de manera continua para velar por su cumplimiento. 
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capacidad (Capacity Resource)84 o un recurso de energía (Energy Resource)85 dentro de 

PJM. No obstante, para que califique como miembro de este sector, en el primer caso, 

es requisito que haya realizado una subasta RPM86, mientras que en el segundo caso, se 

requiere la suscripción de un acuerdo de interconexión jurisdiccional FERC o un acuerdo 

de participación en el mercado mayorista dentro de PJM.  

Asimismo, un Miembro que es principalmente un usuario final minorista de electricidad 

que posee la facultad de realizar generación puede calificar dentro de este sector si 

cumple con los siguientes requisitos: 

-  El recurso de generación es objeto de un acuerdo de interconexión jurisdiccional 

FERC o acuerdo de participación en el mercado mayorista dentro de PJM 

-  El promedio de la capacidad física no forzada que posee el Miembro y sus 

afiliados durante los cinco períodos de planificación anteriores al período 

relevante excede la obligación promedio de capacidad PJM del Miembro y sus 

afiliados durante el mismo período de tiempo 

-  La energía promedio producida por el Miembro y sus afiliados dentro de PJM 

durante los cinco Períodos de Planificación inmediatamente anteriores al 

período relevante excede la energía promedio consumida por el Miembro y sus 

afiliados dentro de PJM durante el mismo período de tiempo 

 

Á Distribuidor eléctrico (Electric Distributor): es el Miembro que posee o adquiere 

temporalmente derechos equivalentes a los propietarios de instalaciones de 

distribución eléctrica que se utilizan para proporcionar un servicio de distribución 

eléctrica a la carga eléctrica dentro de la Región PJM.  

Asimismo, califica dentro de este sector las cooperativas de generación y transmisión o 

las agencias municipales conjuntas que tengan un miembro con las condiciones 

señaladas anteriormente. 

 

Á Cliente de uso final (End-Use Customer): Usuario final minorista de electricidad dentro 

de la Región de PJM. En caso posea capacidad de generación, puede calificar como un 

Cliente de Uso Final en cualquiera de los siguientes casos:   

-  La capacidad física promedio no forzada que posee el Miembro y sus afiliadas 

en la región de PJM durante los cinco Períodos de Planificación inmediatamente 

anteriores a la correspondiente al período de planificación no excede la 

obligación de capacidad promedio de PJM para el Miembro y sus afiliados 

durante el mismo período de tiempo 

-  La energía promedio producida por el Miembro y sus afiliadas dentro de la 

región de PJM durante los cinco períodos de planificación inmediatamente 

anteriores al período relevante no excede la energía promedio consumida por 

ese Miembro y sus afiliadas, dentro de la región de PJM, durante el mismo 

tiempo período.  

                                                             
84 El Glosario de PJM la define como la unidad de generación, el recurso de demanda o el recurso de 
eficiencia energética que ha cumplido con los requisitos de calificación para participar en el mercado de 
capacidad de PJM 
85 El Capítulo I del documento de gobernanza Tarifa de Transmisión de Acceso Abierto es definido como 
la instalación de generación que no es un recurso de capacidad. 
86 Reliability Pricing Model: Mercado de capacidad de PJM compuesto por una serie de subastas para 
satisfacer los requisitos de confiabilidad de la región de PJM para un año de entrega. 
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Á Otro proveedor (Other Supplier): Califican los Miembros que se dedican a la compra, 

venta o transmisión de energía eléctrica, capacidad, servicios auxiliares, derechos de 

transmisión financiera u otros servicios disponibles según los documentos que rigen en 

PJM a través de la Interconexión. Este no debe calificar dentro o como parte de los 

anteriores sectores. 

3.3.5 Propuesta de modificación 

Un mecanismo de participación de los agentes de la Industria Eléctrica en el Perú es la 

agrupación mediante subcomités. El artículo 14 del Reglamento del COES, dispuso que la 

organización de los Subcomités dependerá del Estatuto del COES. El cual estableció que, en caso 

lo consideren conveniente, los Integrantes Registrados agrupados dentro de un mismo 

Subcomité podrán organizarse libremente bajo cualquiera de las formas reconocidas por la 

legislación vigente. 

Se advierte que, no existe una norma que incentive la participación de los Integrantes 

Registrados del COES a través de la conformación de Subcomités. Ello, ocasiona que los 

subcomités solo se limiten a cumplir con los mandatos legislativos relacionados a la Participación 

en la Asamblea y la elaboración de los estudios técnico económicos de la propuesta de los 

Precios en Barra.  

Consideramos que solo cuando se cree incentivos de participación organizada a los Integrantes 

Registrados del COES, los subcomités podrán realizar actividades en conjunto destinadas a 

supervisar o monitorear el correcto desarrollo de las funciones del COES.    

De la experiencia internacional, se evidencia que existen diversos mecanismos de participación 

de los agentes de la Industria Eléctrica destinados a que puedan supervisar o monitorear el 

desarrollo de las funciones del Operador del Sistema Eléctrico. Para mayor detalle se puede 

revisar el siguiente cuadro: 

Cuadro 5- Mecanismos de participación de los agentes 

 Chile España USA 

Existencia de 
un Comité o 
agrupación 

No 
Sí, creada por 

mandato de Ley. 
Sí 

Denominación _ 
Comité de Agentes 

del Mercado 
Comité de 
Miembros 

Forma de 
agrupación 

_ 

Por representantes 
de las asociaciones 
más significativas 
de cada una de las 

actividades, en 
atención a su 
volumen de 

energía negociadas 
en el mercado 

diario de 
producción. 

Por 1 representante 
de cada uno de los 5 

sectores: 
generación, 

suministradores o 
proveedores, 
transmisión, 

distribución, y 
usuarios finales. 
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Número de 
miembros 

_ 25 5 

Regulación 
interna 

_ 
Sí, cuentan con un 

Reglamento 
Interno 

Sí, se rigen por: i) el 
Acuerdo de 

Operaciones, y ii) la 
Tarifa de 

Transmisión de 
Acceso Abierto 

*Elaboración propia 

En razón a ello, corresponde modificar el artículo 14.1 del Reglamento del COES en los siguientes 

términos: 

ά!ǊǘƝŎǳƭƻ мпΦ- De los Subcomités 

14.1 Los Subcomités están organizados y actúan de acuerdo a lo establecido en el 

Estatuto del COES, el mismo que establecerá la forma mediante el cual se garantizará la 

representatividad frente a terceros. Cada Subcomité establece sus propias reglas de 

operatividad, funciones, entre otros, que serán vinculantes a todos los integrantes de 

cada Subcomité. 

όΧύέ 

3.4  DEFINIR PRINCIPIOS COMO CRITERIOS PARA EL DESARROLLO DE LAS FUNCIONES DEL 

COES 
La Ley 28832 establece en el artículo 12 que el COES tiene por finalidad coordinar la operación 

de corto, mediano y largo plazo del SEIN al mínimo costo, preservando la seguridad del sistema, 

el mejor aprovechamiento de los recursos energéticos, así como planificar el desarrollo de la 

transmisión del SEIN y administrar el Mercado de Corto Plazo.  

Cabe señalar que, a efectos de cumplir con la finalidad establecida en la Ley 28832, se 

establecieron de forma expresa las funciones de interés público y operativas del COES en los 

artículos 13 y 14, respectivamente. 

Se advierte que en el actual marco regulatorio existe un vacío normativo respecto a qué criterios 

deben ser respetados por el COES a efectos de realizar las funciones designadas por Ley y 

alcanzar los fines por los cuales fue creado. 

Dicho vacío normativo, ha ocasionado que frente a supuestos no previstos normativamente el 

COES muestre una participación pasiva para garantizar el cumplimiento de sus finalidades.  

A modo de ejemplo, podemos citar el caso de inflexibilidades operativas que motivó la 

modificación del RLCE87. Mediante el Informe N° 087-2017/MEM-DGE-DEPE se identificó que 

                                                             
87 Mediante el Decreto Supremo N° 040-2017-EM se modificaron los artículos 95 y 96 del RLCE. En virtud 
a dicha modificación, se dispuso que la información de las unidades de generación correspondiente a 
tiempo de arranque, potencia mínima, tiempo mínimo de operación y tiempo mínimo entre arranques, a 
ser usada en la programación de la operación, así como cualquier otra de naturaleza similar que implique 
una Inflexibilidad Operativa de la unidad, será entregada con el respectivo sustento técnico al COES y a 
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resultaba necesario establecer procedimientos que incluyan las reglas y plazos para que se 

supervise la información que sea reportada por los Generadores Integrantes del COES, respecto 

de las inflexibilidades operativas.  

Consideramos que el problema detectado por el Ministerio habría sido solucionado si se contase 

con principios claramente definidos que guíen el desarrollo de las funciones del COES. Ello se 

debe a que el COES para garantizar la preservación de la seguridad del sistema, debe cumplir 

con reportar a Osinergmin los incumplimientos que puedan tener implicancias sobre la 

seguridad del sistema. Forma parte intrínseca de las funciones del COES, tener el interés que 

Osinergmin supervise la información de las inflexibilidades operativas. No resultaba necesario 

que se modifique el RLCE para que el COES tenga una participación más activa frente a este 

problema.  

Asimismo, podemos citar como ejemplo, que de acuerdo al Procedimiento Técnico COES N° 4688 

los cálculos del COES asociados a la determinación del monto de las Garantías y a su ejecución, 

no son impugnables mediante los recursos y acciones reconocidas por el Estatuto del COES. Cabe 

señalar que dicha medida se adoptó tomando en cuenta que el RMME89 exigía contar con un 

instrumento líquido y de ejecución inmediata.  

Con relación a ello, frente al supuesto que el COES cometa un error al establecer el monto de la 

garantía u ordenar su ejecución, a primera vista el agente involucrado estaría expuesto a una 

situación de indefensión jurídica, no obstante, consideramos que frente a dicho supuesto el 

COES debería actuar de oficio y corregir su decisión en virtud a que forma parte intrínseca de 

sus funciones administrar de forma adecuada el Mercado de Corto Plazo.   

De lo expuesto, se evidencia que existen actividades que el COES debe realizar por formar parte 

intrínseca de sus funciones de interés público y operativas, establecidas en los artículos 13 y 14 

de la Ley 28832. Para ello, resulta necesario contar con principios que permitan al COES 

desarrollar sus funciones frente a supuestos no previstos en el marco legal. Cabe señalar que a 

diferencia del tratamiento internacional, nuestro marco regulatorio no cuenta con dichos 

principios.   

3.4.1 Análisis de la experiencia internacional 

3.4.1.1 Chile  

De acuerdo a lo dispuesto en el artículo 72°.1 del DFL 4 y artículo 5 de su reglamento, la principal 

actividad del CEN de coordinar la operación de las instalaciones eléctricas que operen 

interconectadas entre si debe cumplir con los siguientes principios: 

¶ Preservar la seguridad del servicio en el sistema eléctrico; 

                                                             
OSINERGMIN, pudiendo este último disponer las acciones de supervisión y/o fiscalización 
correspondientes. De no remitir el Generador la información señalada anteriormente, o si OSINERGMIN 
determina su inconsistencia, las Inflexibilidades Operativas del Generador serán comunicadas por 
OSINERGMIN al COES, sin perjuicio de las acciones legales que correspondan. En los casos que estime 
pertinente OSINERGMIN, podrá solicitar la opinión sustentada del COES a los valores propuestos por el 
Generador. 
88 tǊƻŎŜŘƛƳƛŜƴǘƻ ¢ŞŎƴƛŎƻ ŘŜƭ /h9{ bϲ пс άDŀǊŀƴǘƝŀǎ ȅ /ƻƴǎǘƛǘǳŎƛƽƴ ŘŜ CƛŘŜƛŎƻƳƛǎƻǎ ǇŀǊŀ Ŝƭ aŜǊŎŀŘƻ 
aŀȅƻǊƛǎǘŀ ŘŜ 9ƭŜŎǘǊƛŎƛŘŀŘέΣ ŀǇǊƻōŀŘƻ ǇƻǊ wŜǎƻƭǳŎƛƽƴ ŘŜ /ƻƴǎŜƧƻ 5ƛǊŜŎǘƛǾƻ ŘŜ hǎƛƴŜǊƎƳƛƴ bϲ мфл-217-
OS/CD. 
89 Reglamento del Mercado Mayorista de Electricidad, aprobado por Decreto Supremo N° 026-2016-EM. 
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¶ Garantizar la operación más económica para el conjunto de las instalaciones del sistema 

eléctrico, y 

¶ Garantizar el acceso abierto a todos los sistemas de transmisión, en conformidad a esta 

ley. 

A diferencia de la normativa peruana, en el marco jurídico de chile no se identifica una norma 

que enliste las funciones del CEN como coordinador de la operación del sistema eléctrico, sin 

embargo, dichas funciones se derivan de la lectura completa del DFL 4 y su Reglamento. En tal 

sentido, forman parte de las funciones del CEN las siguientes actividades:  

¶ Coordinar la operación de las instalaciones de su sistema eléctrico el cual operan 

interconectadas entre sí. Solo podrá operar las instalaciones sistémicas de control, 

comunicación y monitoreo necesarias para la coordinación. 

¶ Realizar la programación de la operación de sus sistemas medianos en que exista más 

de una empresa generadora. 

¶ Requerir a los Coordinados la entrega y actualización en forma oportuna, toda la 

información que considere necesaria para el cumplimiento de sus funciones, así como 

también realizar las respectivas auditorías de dicha información. 

¶ Formular los programas de operación y mantenimiento para el cumplimiento de sus 

funciones. 

¶ Emitir las instrucciones necesarias para el cumplimiento de los fines de la operación 

coordinada. 

¶ Exigir a los Coordinados el cumplimiento de la normativa técnica. 

¶ Elaborar el informe de servicios complementarios y demás funciones relativas a dichos 

servicios, de acuerdo a Ley. 

¶ Solicitar a los Coordinados la realización de ensayos a sus instalaciones o la debida 

certificación de la información proporcionada, de modo que verifiquen el correcto 

funcionamiento de sus instalaciones, a fin de que no se afecten la operación coordinada 

del sistema eléctrico. 

¶ Realizar auditorías e inspecciones periódicas de las instalaciones. 

¶ Realizar Procedimientos Internos necesarios para su funcionamiento. 

¶ Coordinar y determinar las transferencias económicas entre los Coordinados, asimismo 

adoptar las medidas pertinentes para garantizar la continuidad en la cadena de pagos 

de las transferencias económicas sujetas a su coordinación, de lo contrario, deberá 

informar a la Superintendencia de Electricidad y Combustible (SEC) cualquier conducta 

que ponga en riesgo la continuidad de dicha cadena. 

¶ Autorizar la conexión a los sistemas de transmisión por parte de terceros, de acuerdo a 

los requisitos y exigencias a la que se encuentran sujetos, asimismo, determinar 

fundadamente la capacidad técnica disponible de los sistemas de transmisión dedicados 

y autorizar el uso de dicha capacidad. 

¶ Implementar sistemas de información pública, el cual contenga información de las 

características técnicas y económicas de las instalaciones sujetas a coordinación. 

¶ Monitorear permanentemente las condiciones de competencia existentes en el 

mercado eléctrico a efectos de garantizar los principios de la coordinación del sistema 

eléctrico. 

¶ Informar a la Fiscalía Nacional Económica o de las autoridades que corresponda cuando 

se haya detectado indicios de actuaciones que pudieran llegar a ser constitutivas de 

atentados contra la libre competencia. 
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¶ Cuenta con la responsabilidad de la coordinación de la operación técnica y económica 

de los sistemas de interconexión internacional, preservando la seguridad y calidad de 

servicio en el sistema eléctrico nacional. 

¶ Realizar y promover la investigación en el desarrollo e innovación en materia energética 

a efectos de mejorar la operación y coordinación del sistema eléctrico. 

¶ Realizar reportes periódicos, por lo menos anuales, acerca del desempeño del sistema 

eléctrico comunicando dichos reportes a la Comisión y a la SEC. 

¶ Comunicar a la SEC acerca de las instalaciones sujetas a coordinación con un desempeño 

que se encuentre fuera de los estándares establecidos en las normativas técnicas. 

¶ Solicitar a la Comisión la elaboración o modificación -de normas técnicas. 

¶ Elaborar los Informes de Estudio de Análisis de Falla, de acuerdo con los formatos que 

la SEC defina, el cálculo de las compensaciones por indisponibilidad de suministro a 

usuarios finales y demás funciones que la Ley disponga.  

¶ Elaborar anualmente una propuesta de expansión para los distintos segmentos de la 

transmisión. 

¶ Elaborar las Bases de Licitación para obras nuevas y expansiones del sistema de 

transmisión nacional y zonal, y efectuar los correspondientes procesos de licitación. 

¶ Informar sobre los impactos de las propuestas de la Comisión sobre expansión de la 

interconexión internacional de servicio público e informar sobre todo proyecto de 

interconexión internacional de interés privado nuevo o que corresponda a la ampliación 

de uno ya existente. 

¶ Reasignar la componente de ingresos tarifarios por retraso o indisponibilidad de entrada 

en operación de instalaciones de transmisión. 

¶ Realizar todos los cálculos necesarios para la repartición de los ingresos facturados por 

concepto de cargo semestral por uso e ingresos tarifarios reales. 

¶ Prestar apoyo administrativo al Comité de Nominaciones para su debido 

funcionamiento. 

3.4.1.2 España 

3.4.1.2.1 Operador del Sistemas (REE) 

La Ley 24/2013 del Sector Eléctrico, con fecha 26 de diciembre del 2013, atribuye a REE un 

régimen de exclusividad en el ejercicio de sus actividades de transporte y operación del sistema. 

Como Operador del Sistema, REE tiene la función principal de garantizar la continuidad y 

seguridad del suministro eléctrico y la correcta coordinación del sistema de producción y 

transporte. Para ello, coordina con los operadores y sujetos del Mercado Ibérico de la Energía 

Eléctrica bajo los principios de transparencia, objetividad, independencia y eficiencia 

económica.  

De manera concreta, la Ley 24/2013 estableció las siguientes funciones para el Operador del 

Sistema: 

¶ Prever y controlar el nivel de garantía de abastecimiento de electricidad del sistema 

eléctrico.  

¶ Prever la demanda de energía eléctrica, y la utilización del equipamiento de producción, 

en especial del uso de las reservas hidroeléctricas.  

¶ Recibir la información necesaria sobre los planes de mantenimiento de las unidades de 

producción, averías u otras circunstancias que puedan llevar consigo la excepción de la 

obligación de presentar ofertas. 
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¶ Coordinar y modificar, en su caso, los planes de mantenimiento de las instalaciones de 

transporte, de manera que se asegure un estado de disponibilidad adecuado de la red 

que garantice la seguridad del sistema. 

¶ Establecer y controlar las medidas de fiabilidad del sistema de producción y transporte. 

¶ Impartir las instrucciones de operación de la red de transporte, para su maniobra en 

tiempo real. 

¶ Ejecutar, en el ámbito de sus funciones, aquellas decisiones que sean adoptadas por el 

Gobierno. 

¶ Determinar la capacidad de uso de las interconexiones internacionales, gestionar los 

intercambios de energía eléctrica y el tránsito de electricidad con los sistemas 

exteriores. 

¶ Recibir del operador del mercado y de los sujetos que participan en sistemas de 

contratación bilateral con entrega física la información necesaria, a fin de poder 

determinar la programación de entrada en la red y para la práctica de las liquidaciones 

que sean competencia del operador del sistema. 

¶ Recibir las garantías que, en su caso, procedan. La gestión de estas garantías podrá 

realizarla directamente o a través de terceros autorizados. 

¶ Programar el funcionamiento de las instalaciones de producción de energía eléctrica de 

acuerdo con el resultado de las ofertas comunicadas por el operador del mercado.  

¶ Impartir las instrucciones necesarias para la correcta operación del sistema eléctrico de 

acuerdo con los criterios de fiabilidad y seguridad que se establezcan, y gestionar los 

mercados de servicios de ajuste del sistema que sean necesarios para tal fin. 

¶ Liquidar y comunicar los pagos y cobros relacionados con la garantía de suministro 

incluyendo entre ellos los servicios de ajuste del sistema y la disponibilidad de unidades 

de producción en cada período de programación. 

¶ Liquidar los pagos y cobros relacionados con los desvíos efectivos de las unidades de 

producción y de consumo en cada período de programación. 

¶ Colaborar con todos los operadores y sujetos del Mercado Ibérico de la Electricidad y en 

su caso, del mercado europeo, que resulten necesarios para el ejercicio de sus 

funciones. 

¶ Colaborar con el Ministerio de Industria, Energía y Turismo y con las Comunidades 

Autónomas y Ciudades de Ceuta y Melilla en la evaluación y seguimiento de los planes 

de inversión anuales y plurianuales presentados por el titular de las instalaciones de 

transporte de energía eléctrica. 

¶ Garantizar mediante propuestas en la planificación que la red de transporte pueda 

satisfacer a medio y largo plazo la demanda de transporte de electricidad al menor coste 

para el sistema, así como la fiabilidad de la misma. 

¶ Proporcionar a todos los gestores de las redes información suficiente para garantizar el 

funcionamiento seguro y eficiente, el desarrollo coordinado y la interoperabilidad de la 

red interconectada. 

¶ Garantizar la no discriminación entre usuarios o categorías de usuarios de las redes. 

¶ Proporcionar a los usuarios la información que necesiten para acceder eficientemente 

a las redes. 

¶ Gestionar los despachos técnicos y económicos para el suministro de energía eléctrica 

en los sistemas eléctricos aislados de los territorios no peninsulares, la liquidación y 

comunicación de los pagos y cobros relacionados con dichos despachos, así como la 

recepción de las garantías que en su caso procedan.  






























































































































































































































































































































































