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1. INTRODUCCION

El Reporte Anual del Mercado Eléctrico Mayorista 2016 presenta una evaluacién del desempefio y nivel de
competencia del Mercado Eléctrico Mayorista durante su primer afio de operaciones, al 31 de diciembre de
2016. Asimismo, incluye observaciones y recomendaciones sobre el disefio del mercado, protocolos y
procedimientos implementados.

Como parte de la implementacion de la reforma energética en el sector eléctrico, el Gobierno Federal realizd
en el afio 2016 acciones para la implementacién de un mercado eléctrico competitivo. En particular, en enero
de dicho afio se inici6 la operacion del Mercado Eléctrico Mayorista, a través del cual los Participantes del
Mercado realizan transacciones de compra-venta de energia eléctrica y demas productos que se requieren
para el funcionamiento eficiente del Sistema Eléctrico Nacional.

La vigilancia y monitoreo del Mercado Eléctrico Mayorista es ejercido por la Autoridad de Vigilancia del
Mercado, la Unidad de Vigilancia del Mercado y el Monitor Independiente del Mercado, con el objetivo de
asegurar el funcionamiento eficiente del MEM y el cumplimiento de las Reglas del Mercado, vigilando que
éstas cumplan con los objetivos de la Ley de la Industria Eléctrica.

El Monitor Independiente del Mercado se integra por un grupo de expertos independientes para desempefiar
funciones de vigilancia de los Participantes del Mercado, del Mercado Eléctrico Mayorista y de las
determinaciones del Centro Nacional de Control de Energia, con la finalidad de emitir en forma periddica
informes, opiniones y recomendaciones sobre el desempefio y la evolucion del MEM. Asimismo, el MIM
brinda apoyo a la Unidad de Vigilancia del Mercado y, en su caso, a la Autoridad de Vigilancia del Mercado en
el desempefio de sus funciones de vigilancia.

Durante el primer afio de operaciones del Mercado Eléctrico Mayorista en México, el MIM fue operado por el
Instituto Politécnico Nacional y ESTA International, asociacion que integré a expertos nacionales y extranjeros
en temas relacionados al sector eléctrico y al funcionamiento de mercados eléctricos, de conformidad con las
Bases del Mercado Eléctrico.

Este reporte se presenta como resultado de las actividades de vigilancia y monitoreo realizadas por el MIM
durante 2016, afio de inicio de operaciones del Mercado Eléctrico Mayorista en México.

A fin de facilitar la lectura de los interesados, el presente reporte utilizara las definiciones contenidas en el
articulo 3 de la Ley de la Industria Eléctrica, el articulo 2 de su Reglamento y las Reglas del Mercado.

1.1. DISENO DEL MERCADO

El disefio del Mercado Eléctrico Mayorista contempl6 desde un inicio una implementacién escalonada de sus
distintos componentes. En la primera etapa se considero la implementacion del Mercado de Energia de Corto
Plazo con precios topes establecidos en las Reglas del Mercado, transacciones de importacion y exportacién
con programacion fija, Subastas de Largo Plazo, Derechos Financieros de Transmision, Mercado para el
Balance de Potencia y Mercado de Certificados de Energias Limpias. Mientras que en la segunda etapa se
consider6 la implementacién del Mercado de una Hora en Adelanto, transacciones virtuales, transacciones de
importacién y exportacién despachables, Recursos de Demanda Controlable y curvas de demanda para
reservas.

En particular, en el Mercado de Energia de Corto Plazo, se inici6 con la implementacién del Mercado del Dia
en Adelanto para continuar con el Mercado de Tiempo Real, el cual seria utilizado para el despacho y la

3
<




determinacion de los Precios Marginales Locales y precios de Servicios Conexos en tiempo real. Actualmente,
los precios generados en el Mercado del Dia en Adelanto son utilizados para pagar la generacién de energia
eléctrica y la entrega de Servicios Conexos en el Mercado de Tiempo Real.

Otro componente importante para la implementacién del Mercado Eléctrico Mayorista son las Subastas de
Derechos Financieros Transmision. Estos instrumentos permiten a los Participantes del Mercado cubrirse ante
diferencias en los Componentes de Congestion Marginales en el MDA. Durante 2016, solo era posible poseer
Derechos Financieros de Transmision Legados, lo que limitaba la entrada de nuevos Participantes del
Mercado, ya que estos deben enfrentar dichas diferencias sin la oportunidad de adquirir estos instrumentos.

El disefio del Mercado Eléctrico Mayorista contempla un Mercado para el Balance de Potencia que permite
garantizar la instalacién de capacidad de generacion suficiente para abastecer la carga necesaria durante las
horas pico. Este mercado determina el monto que deberé ser pagado por los Participantes del Mercado para
cubrir los desbalances que puedan existir respecto a Transacciones Bilaterales de Potencia y los requisitos de
Potencia que establezca la CRE para Entidades Responsables de Carga. Dicho monto depende de diversos
parametros que deben ser definidos por las autoridades correspondientes; dos de estos parametros se
mantuvieron indefinidos hasta finales del 2016: a) la Reserva de Planeacion Eficiente, y b) los costos fijos
nivelados totales finalizados de la Tecnologia de Generacion de Referencia.

Finalmente, para asegurar un esquema de competencia, la Ley de la Industria Eléctrica estableci6 la
obligacion de otorgar el acceso no indebidamente discriminatorio a la Red Nacional de Transmision y a las
Redes Generales de Distribucion, asi como la obligacion de realizar la generacion, transmision, distribucion,
comercializacién y la proveeduria de insumos primarios para la industria eléctrica de manera independiente
entre ellas y bajo condiciones de estricta separacion legal. La Secretaria de Energia publico el 11 de enero de
2016 en el Diario Oficial de la Federacion, los “Términos para la estricta separacion legal de la Comision
Federal de Electricidad”, los cuales contemplaron la separacién de la CFE en al menos 4 diferentes empresas
de generacién, mas una empresa que representa a los Productores Independientes de Energia y una
empresa que representa a los Contratos de Interconexion Legados. Sin embargo, al momento de elaboracion
del presente reporte, dichas compafrias contintian ofertando y recibiendo una liquidacién de manera conjunta,
por lo que, las mencionadas empresas de generacion aun no compiten entre ellas.

1.2. COMPORTAMIENTO DE LOS PARTICIPANTES DEL MIERCADO

Como parte de las actividades de vigilancia del Monitor Independiente del Mercado, destacan los analisis
realizados para evaluar el comportamiento de los Participantes del Mercado, en particular, la Evaluacién de
Consistencia de Ofertas y la revision de Parametros de Referencia.

La Evaluacion de Consistencia de Ofertas consiste en la comparacién diaria de las Ofertas de Venta de los
Participantes del Mercado con los Parametros de Referencia de las Unidades de Central Eléctrica, o en su
defecto, con los Precios de Referencia estimados por el CENACE con base en la tecnologia de las unidades
para determinar la aceptacion o rechazo de dichas Ofertas para el Mercado de Energia de Corto Plazo. Este
proceso se desarrollé en dos etapas: la evaluacion histérica realizada por la Unidad de Vigilancia del Mercado
desde el inicio de operaciones del MEM hasta el 29 de julio de 2016 y la evaluacién diaria realizada por el
CENACE a partir del 30 de julio de 2016.

Como resultado del proceso de evaluacion histérica, aproximadamente el 75% de las Ofertas presentadas por
los Participantes del Mercado fueron consideradas inconsistentes con los Parametros de Referencia de las
UCE, por lo que la UVM notifico tal situacion a la Autoridad de Vigilancia del Mercado, quien instruy6 al
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CENACE un recalculo de los precios del mercado y, en su caso, una rectificacion de la facturacion
correspondiente, previa emision del estado de cuenta respectivo. Este recalculo de precios resultdé en una
disminucién de los Precios Marginales Locales con una diferencia de 24 mil millones de pesos, sin embargo
99.5% de esta diferencia pertenecia a transacciones entre las empresas de generacion de CFE vy el
Suministrador de Servicios Basicos.

En el caso de la revision de Pardmetros de Referencia, se obtuvo un impacto inmediato en la operacién
eficiente del Sistema Eléctrico Nacional al contar con parametros técnicos y de costos actualizados de la
Unidades de Central Eléctrica, ya que actualmente el operador del mercado cuenta con insumos de calidad
para el modelo de asignacién y despacho de Unidades de Central Eléctrica del CENACE para el MDA, lo cual
repercute directamente en el costo total para el Sistema Eléctrico Nacional y en los precios del mercado.

1.3. DESEMPENO DEL MERCADO

El analisis del desempefio del mercado se enfoco en el Mercado de Energia de Corto Plazo, debido a que el
resto de los elementos ain se encuentran en proceso de implementacion.

Durante 2016, el rango de los Precios Marginales Locales en el Mercado del Dia en Adelanto fue de
-$1,388.54 por MWh a $6,855 por MWh, presentando poca variabilidad ya que aproximadamente el 90% de
los precios horarios fueron menores a $1,500 por MWh y se presentaron Unicamente 20 observaciones de
PML negativos.

Respecto al andlisis de los determinantes de los Precios Marginales Locales, se identificaron diversos
factores que pueden impactar el aumento o la disminucién de los precios de energia eléctrica como la
demanda de energia eléctrica, la tasa de calor de las Unidades de Central Eléctrica, los precios y la
disponibilidad de los combustibles y la saturacién de enlaces. De los cuales, se identificé a la saturacion de
enlaces como el determinante mas importante del Precio Marginal Local, ya que cuando la solucion del
modelo del MDA no permite cumplir con los requerimientos de energia de una gerencia de control regional se
deben realizar cortes de energia provocando, en algunos casos, Componentes de Congestion Marginal mas
altos que el Componente de Energia Marginal.

Asimismo, se realizé un anélisis de precios de Servicios Conexos, el cual indica que el operador del mercado
reduce requerimientos de reserva cuando hay escasez de reserva y crea una reduccidn de precios de reserva
por debajo del Precio Marginal Local, por lo que el Generador preferira generar energia a proveer reservas al
sistema.

1.4. DETERMINACIONES DEL CENACE

Otra de las actividades de vigilancia del Monitor Independiente del Mercado se enfoca en analizar las
determinaciones del CENACE como parte de sus actividades de operador del Mercado Eléctrico Mayorista,
detectandose una problematica de disminucidn del almacenamiento de energia hidroeléctrica.

A continuacion se enlistan las principales razones identificadas de generacion hidraulica no planeada:

1. Salidas de operacion forzada
2. Incertidumbre en la prevision de generacidn edlica - variacion en los recursos de viento y otros
recursos intermitentes de generacion
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3. ladiferencia entre los prondsticos de generacidn proveniente de los Contratos de Interconexién
Legados y su generacion real

A partir de noviembre de 2016, el CENACE implementd un nuevo proceso para estimar la generacién de los
CIL al utilizar patrones histdricos de conducta y jucios de expertos que resulté en una disminucién de la
generacién hidroeléctrica adicional en el tiempo real.
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2. DISENO DEL MERCADO
2.1. APERTURA DEL MERCADO

El disefio del Mercado Eléctrico Mayorista contemplé desde un inicio una implementacion escalonada con una
diversidad de componentes, los cuales se mencionan a continuacion:

Tabla 1 Componentes del MEM

MERCADO ELECTRICO MAYORISTA

Mercado de Energia de Corto Plazo

Mercado del Dia en Adelanto

a
BN 1ccado de Tiempo Real

22 Etapa Mercado de una Hora en Adelanto

Mercado para el Balance de Potencia
Mercado de Certificados de Energias Limpias
Subastas de Derechos Financieros de Transmision

Subastas de Mediano y Largo Plazo
Fuente: Bases del Mercado Eléctrico.

El MEM comenz6 a operar con el Mercado del Dia en Adelanto en las siguientes fechas del 2016 para cada
uno de los Sistemas Interconectados:

1. Baja California — 27 de enero
2. Nacional — 29 de enero

3. Baja California Sur — 23 de marzo

A la fecha de elaboracion del presente reporte, el CENACE no habia comenzado a operar el Mercado de
Tiempo Real, el cual debe ser utilizado para el despacho y la determinacién de los Precios Marginales
Locales y precios de Servicios Conexos en tiempo real. Aunado a este problema, se encuentra la falta de
definicién para el célculo de costos de oportunidad para recursos de energia limitada, el cual se realiza
actualmente por el CENACE pero es desconocido para los Participantes del Mercado.

Si bien las Bases del Mercado Eléctrico indicaban que las Subastas de Derechos Financieros de Transmision
iniciarian en noviembre de 2016, a la fecha de elaboracién del presente reporte Unicamente se habian
asignado Derechos Financieros de Transmision Legados, los cuales permiten unicamente al Generador de
Intermediacién y al Suministrador de Servicios Basicos cubrirse ante diferencias en los Componentes de
Congestion Marginales en el MDA.

Finalmente, a la fecha de elaboracion del presente reporte, el CENACE no ha puesto en operacion la totalidad
del SIM, de conformidad con el Manual del Sistema de Informacién del Mercado y las diversas resoluciones
que autorizan modificaciones a las fechas que deberd observar el CENACE para diversas Disposiciones
Operativas que regulan el Mercado Eléctrico Mayorista publicadas por la SENER en el Diario Oficial de la
Federacidn durante el 2016. Algunas areas del SIM se pusieron en servicio el dia de inicio de operaciones del
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MEM con un alcance inicial que incluyé unicamente el reporte de Precios Marginales Locales y precios de
Servicios Conexos en el area publica y resultados de asignacién y despacho en el MDA en el area certificada.
Cabe sefialar que el Manual del Sistema de Informacion del Mercado fue publicado el 4 de julio de 2016 y
durante el afio 2016 se fue incorporando gradualmente la publicacion de mas reportes, sin embargo a la fecha
de elaboracion del presente reporte ain no se publica el 100% de los reportes especificados en dicho manual.

2.2. PARTICIPACION EN EL MEM

Con la reforma energética de 2013, el sector eléctrico se abri6 a diferentes modalidades de inversion privada,
sin embargo el servicio publico de transmisidn y distribucidn de energia eléctrica, la planeacién y el control del
Sistema Eléctrico Nacional son actividades que quedaron reservadas para el Estado. Las modalidades en las
que se puede participar en el Mercado Eléctrico Mayorista se detallan a continuacién:

2.2.1. GENERADOR

Es el titular de uno o varios permisos para generar electricidad en Centrales Eléctricas, o bien, titular de un
contrato de Participante del Mercado que representa en el Mercado Eléctrico Mayorista a dichas centrales o,
con la autorizacion de la CRE, a las Centrales Eléctricas ubicadas en el extranjero.

De conformidad con el articulo 17 de la Ley de la Industria Eléctrica, las Centrales Eléctricas con capacidad
mayor o igual a 0.5 MW y las Centrales Eléctricas de cualquier tamafio representadas por un Generador en el
Mercado Eléctrico Mayorista requieren un permiso otorgado por la CRE para generar energia eléctrica en el
territorio nacional. Asi mismo, se requiere autorizacién otorgada por la CRE para importar energia eléctrica
proveniente de una Central Eléctrica ubicada en el extranjero y conectada exclusivamente al Sistema
Eléctrico Nacional.

En este sentido, un Generador representa Centrales Eléctricas en el Mercado Eléctrico Mayorista, mediante la
presentacion de ofertas de venta de energia, la participacidn en las Subastas de Mediano y Largo Plazo que
se realizan para asegurar el abasto a los Suministradores y la suscripcién de Contratos de Cobertura Eléctrica
con otros Participantes del Mercado para vender energia eléctrica y Productos Asociados. En particular, el
Generador de Intermediacion representa en el Mercado Eléctrico Mayorista a las Centrales Eléctricas y a los
Centros de Carga incluidos en los Contratos de Interconexion Legados.

Cuando el mercado inici6 operaciones el 27 de enero y hasta el 31 de diciembre de 2016, la CFE contaba con
un plazo otorgado por la SENER para realizar la actividad independiente de generacién de manera directa.

Durante el afio 2016, 8 Generadores incluyendo a las Empresas Productivas Subsidiarias de la CFE firmaron
contratos de Participante del Mercado con el CENACE, de los cuales todos se encuentran en operacién al
momento de elaboracion del presente reporte.

2.2.2. USUARIO CALIFICADO PARTICIPANTE DEL MERCADO

Es el Usuario Final que cuenta con registro ante la CRE para adquirir el Suministro Eléctrico como
Participante del Mercado. A partir del 11 de agosto de 2016, el umbral de demanda de los Centros de Carga
que podran incluirse en el registro de Usuarios Calificados se redujo de 2 MW a 1 MW con la posibilidad de
agregar Centros de Carga que pertenecen a un mismo grupo de interés econémico.
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Los Usuarios Calificados tienen la libertad de participar en el Mercado Eléctrico Mayorista directamente, o a
través de un Suministrador de Servicios Calificados. En caso de ser representados por un Suministrador de
Servicios Calificados, este sera el responsable de sus actividades en el MEM como la presentacion de ofertas
de compra de energia y la suscripcion de Contratos de Cobertura Eléctrica con otros Participantes del
Mercado para comprar energia eléctrica y Productos Asociados.

Actualmente, solo existe un Usuario Calificado Participante del Mercado que ha firmado contrato con el
CENACE, sin embargo este no se encuentra en operacion.

2.2.3. SUMINISTRADOR DE SERVICIOS BASICOS

Es el permisionario que ofrece el Suministro Eléctrico bajo regulacion tarifaria a cualquier persona que lo
solicite que no sea Usuario Calificado, y representa en el MEM a los Generadores Exentos que asi lo
requieran. Los Suministradores de Servicios Basicos celebran Contratos de Cobertura Eléctrica
exclusivamente a través de las Subastas de Mediano y Largo Plazo.

Al momento de elaboracion del presente reporte, la CFE es el unico Suministrador de Servicios Basicos
registrado ante el CENACE.

2.2.4. SUMINISTRADOR DE SERVICIOS CALIFICADOS
Es el permisionario que ofrece el Suministro Eléctrico que se provee en un régimen de competencia a los
Usuarios Calificados y puede representar en el Mercado Eléctrico Mayorista a los Generadores Exentos.

Actualmente, existen 6 candidatos que han completado el proceso de pre-registro en la modalidad de
Suministrador de Servicios Calificados y 7 empresas con contrato en dicha modalidad, de las cuales 2 se
encuentran en operacion.

2.2.5. SUMINISTRADOR DE ULTIMO RECURSO

Es el permisionario que provee el Suministro Eléctrico bajo precios maximos a los Usuarios Calificados y
Generadores Exentos, por un tiempo limitado, con la finalidad de mantener la continuidad del servicio en caso
de que lo deje de prestar un Suministrador de Servicios Calificados.

Al momento de elaboracién del presente reporte no se contaba con Participantes del Mercado en modalidad
de Suministrador de Ultimo Recurso, por lo que de requerirse el servicio, los Suministradores de Servicios
Basicos de la zona geogréfica estaran obligados a ofrecerlo.

2.2.6. COMERCIALIZADOR NO SUMINISTRADOR

Es el titular de un contrato de Participante del Mercado que realiza transacciones en el Mercado Eléctrico
Mayorista sin representar activos fisicos.

Actualmente, el CENACE no ha firmado contratos de Participante del Mercado en la modalidad de
Comercializador No Suministrador.
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Tabla 2 Participantes del Mercado por modalidad

Modalidad Con contrato  En operacion

Generador 8 8
Usuario Calificado Participante del Mercado 1 0
Suministrador de Servicios Basicos 1 1
Suministrador de Servicios Calificados 7 2
Suministrador de Ultimo Recurso 0 0
Comercializador No Suministrador 0 0

TOTAL 17 1

Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

2.3. ESTRUCTURA DEL MERCADO

A pesar de que la Ley de la Industria Eléctrica establece un esquema de competencia para todos aquéllos
interesados en participar en el Mercado Eléctrico Mayorista y la obligacion de otorgar el acceso no
indebidamente discriminatorio a la Red Nacional de Transmision y a las Redes Generales de Distribucion,
durante el afio 2016, la CFE continu6 realizando de manera directa las actividades independientes de
transmision, distribucién, Suministro Basico, comercializacién distinta al Suministro Basico, generacion y
proveeduria de insumos primarios’.

Si bien, las actividades de transmision y distribucién comenzaron a realizarse de manera independiente en
junio de 2016 y la actividad de comercializacion distinta al Suministro Basico, correspondiente al Suministro
Calificado comenzo en septiembre de 2016, el resto de las actividades continua realizandose por parte de la
CFE a la fecha de elaboracion del presente reporte.

Lo anterior repercute principalmente en una concentracion de mercado en la actividad de generacién que se
puede apreciar en la Grafica 1, la cual muestra un comparativo de la Capacidad Instalada por modalidad de
generacion entre 2015 y 2016.

Es importante mencionar que la CFE controla los contratos con productores independientes de energia que
amparan Centrales Externas Legadas, asi como los Contratos de Interconexién Legados a través de la
modalidad de Generador de Intermediacién que al momento de elaboracion del presente reporte todavia no
se encontraba en operacion.

1 El articulo Segundo Transitorio de los “Términos para la estricta separacion legal de la Comision Federal de Electricidad” publicados
por la SENER el 11 de enero de 2016 en el Diario Oficial de la Federacion, establece que, a fin de garantizar que el periodo de
reestructura de la industria eléctrica no ponga en riesgo la Eficiencia, Calidad, Confiabilidad, Continuidad y seguridad del Sistema
Eléctrico Nacional, la CFE podré continuar realizando las actividades independientes, incluyendo la participacion en el MEM, de
manera directa hasta seis meses después de la entrada en vigor de dicho instrumento. Posteriormente, la SENER public6 el 19 de
septiembre de 2016 en el Diario Oficial de la Federacion la “Resolucion que modifica el capitulo 8 de los Términos para la Estricta
Separacion Legal de la Comision Federal de Electricidad, y los plazos y mecanismos transitorios que deberé observar la Comision
Federal de Electricidad para la Separacion Legal y Contable, asi como la participacion como generador y suministrador en los
procesos de la subasta de largo plazo”, la cual establece en el punto resolutivo segundo la ampliacion del plazo para que la CFE
continte realizando la actividad independiente de generacion hasta el 31 de diciembre de 2016, asi como la ampliacion del plazo para
que la CFE continte realizando las actividades independientes de transmision, distribucién, Suministro Basico, comercializacion
distinta al Suministro Bésico y proveeduria de insumos primarios hasta el 31 de octubre de 2016.
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Como se puede observar en la Grafica 1, la CFE disminuyé su participacion en la Capacidad Instalada del
SEN en 2016 debido principalmente al aumento de la Capacidad Instalada correspondiente a Contratos de
Interconexion Legados, la cual incrementd en 3,378 MW. Esta Capacidad Instalada se ofrece en el Mercado
de Energia de Corto Plazo a través de programas fijos de energia, por lo que no competira con otros
Generadores, sin embargo es probable que en el despacho desplace Centrales Eléctricas mas viejas y menos
eficientes.

Grafica 1 Capacidad Instalada por modalidad de generacion

2015 2016

58.9%

0
0.5% “/'/“\w/.

mCFE m Produccién independiente de energia
m Contratos de Interconexion Legados m Generadores?®
m Otros®

aGeneradores distintos a la CFE bajo el esquema de la Ley de la Industria Eléctrica.
b Incluye al Fideicomiso de Riesgo Compartido y Generacion Distribuida.

Fuente: Elaboracién propia con datos de la CRE y de la SENER.

Esta concentracion de mercado esta en proceso de ser mitigada a través de la separacién horizontal de la
actividad de generacion, la cual sera dividida en seis empresas productivas subsidiarias?, de las cuales una
representara a los contratos de produccion independiente de energia, y una empresa filial® que participara en
modalidad de Generador de Intermediacién. Todas las empresas productivas subsidiarias y filiales de la CFE
deberan contar con murallas chinas* para prevenir comunicacion inapropiada.

Para las cinco empresas productivas subsidiarias restantes, la propuesta de asignaciéon por parte de la
SENER? del portafolio de las Centrales Eléctricas pertenecientes a la CFE ha sido balanceada tomando en
cuenta la capacidad y los tipos de tecnologia de cada UCE para prevenir el poder de mercado a nivel local. La
separacion horizontal de la actividad de generacion se muestra en la Grafica 2.

2 E| articulo 58 de la Ley de la CFE establece que las empresas productivas subsidiarias son empresas productivas del Estado, con
personalidad juridica y patrimonio propio.

3 El articulo 59 de la Ley de la CFE establece que las empresas filiales son aquéllas en las que participe la CFE, directa o
indirectamente, en mas del cincuenta por ciento de su capital social, con independencia de que se constituyan conforme a la
legislacién mexicana o a la extranjera.

4 Mecanismo de separacion de actividades y de informacién entre empresas, incluyendo sus estados financieros.

5 Para mayor informacion, consultar los “Términos para la asignacién de activos y contratos para la Generacién a las empresas
productivas subsidiarias y Empresas Filiales de la Comisién Federal de Electricidad” publicado el 4 de noviembre de 2016 en el Diario
Oficial de la Federacion.
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Grafica 2 Separacion horizontal de la actividad de generacion de la CFE
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La separacion vertical y horizontal de la CFE no es la Unica medida tomada para mejorar la estructura
competitiva del Mercado Eléctrico Mayorista, como resultado de la reforma energética del 2013. Una de las
herramientas adicionales para procurar el desarrollo de un mercado eléctrico competitivo es el
establecimiento de los Contratos Legados®.

Los Contratos Legados son un mecanismo de transicién para disminuir la participacion de mercado de la
CFE, por lo que los MW contratados iran disminuyendo gradualmente de manera que CFE Suministrador de
Servicios Béasicos deberd ir adquiriendo sus Contratos de Cobertura Eléctrica con otros Participantes del
Mercado a través las Subastas de Mediano y Largo Plazo, asegurando la contratacion de las Unidades de
Central Eléctrica mas competitivas.

Es importante mencionar que los Contratos Legados han sido utilizados internacionalmente como una
herramienta util cuando se busca desintegrar un monopolio para abrir la competencia en generacion y
comercializacion en los mercados eléctricos, como es el caso de México. Estos contratos se han utilizado en
lugares como Singapur e Irlanda a fin de reducir la posibilidad del abuso en el ejercicio de poder de mercado,
como podria ser el retener o no ofertar capacidad ya sea de manera fisica o0 econémica.”

De esta manera, los Contratos Legados fomentan la competitividad de los nuevos mercados al comprometer
cantidades fijas de energia eléctrica y Productos Asociados de los incumbentes, las cuales se deberan ofertar
en el Mercado de Energia de Corto Plazo basandose en el costo marginal de las UCE. De acuerdo con las
practicas internacionales, si los Generadores no producen la energia pactada en un Contrato Legado,
deberan pagar el costo de reemplazo o adquirir la energia en el mercado para cumplir con su compromiso de
entrega. Este mecanismo significa que un esfuerzo por retener capacidad para elevar el nivel de precio podria
resultar en pérdidas para el Generador.®

Para la asignacion de Contratos Legados en el Sistema Eléctrico Nacional, la SENER evalta 215 Centrales
Eléctricas en el pais que suman una Capacidad Instalada de 63,722.10 MW. De ellas, 159 son Centrales
Eléctricas Legadas existentes y 28 son proyectos que iniciaran operacién a mas tardar en 2018. El limite de
inicio de operacion para los proyectos es en el afio 2018 a fin de reducir la incertidumbre en las condiciones a
pactar en los Contratos Legados como el presupuesto, el tipo de tecnologia y la Capacidad Instalada.

Los proyectos seleccionados para firmar un Contrato Legado con el Suministrador de Servicios Basicos seran
aquellos cuya estimacion genere mayor valor econémico al Sistema Eléctrico Nacional, utilizando como
referencia los PML pronosticados en los PRODESEN 2015-2029 y 2016-2030.

2.4. RECOMENDACIONES

La implementacion escalonada del Mercado Eléctrico Mayorista ha permitido al CENACE tener en
funcionamiento a algunos de los componentes méas importantes del mercado, sin embargo ain hacen falta

6 La SENER, con opinién de la CRE, establecera los términos, plazos, criterios, bases y metodologias de los Contratos Legados para
el Suministro Basico y las empresas de generacion que seran responsables de la operacion y representacion en el mercado de las
centrales de la CFE.

7 Para Singapore, véanse Energy Market Authority, “Review of The Vesting Contract Regime Consultation Paper”,
https://www.ema.gov.sg/. Para Irlanda véanse, Commission for Energy Regulation, “Review Of The Regulatory Framework For The
Retail Electricity Market: Proposals On A Roadmap For Deregulation”, http://www.cer.ie/docs/000818/cer09189.pdf

8 La Ley de la Industria Eléctrica sefiala que los Suministradores de Servicios Basicos tendran la opcion de celebrar Contratos
Legados, con precios basados en los costos y contratos respectivos, que abarcan la energia eléctrica y Productos Asociados de cada
Central Eléctrica Legada y Central Externa Legada.
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otros componentes que son necesarios para el funcionamiento eficiente del mismo, por lo que el MIM
recomienda que se tomen en cuenta las siguientes consideraciones:

1. Implementar el célculo de Precios Marginales Locales y de precios de Servicios Conexos en el
Mercado de Tiempo Real.

2. Emitir las Disposiciones Operativas correspondientes e implementar los mecanismos para la
adquisicion de Derechos Financieros de Transmision, a fin de que no se limite la entrada a nuevos
Participantes del Mercado al tener que enfrentar directamente las diferencias en los Componentes de
Congestién Marginales en el MDA.

3. Definir con antelacién los parametros que seran utilizados en el Mercado para el Balance de
Potencia como: a) la Reserva de Planeacion Eficiente, y b) los costos fijos nivelados totales
finalizados de la Tecnologia de Generacién de Referencia.

4. Poner en servicio la publicacion del 100% de los reportes especificados en el Manual del Sistema de
Informacién del Mercado.

5. Realizar las actividades de Suministro Basico y generacion de la CFE de manera independiente.
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3. COMPORTAMIENTO DE LOS PARTICIPANTES DEL MERCADO

3.1. OFERTAS PRESENTADAS POR LOS PARTICIPANTES DEL MIERCADO

Un paquete de ofertas en el Mercado de Energia de Corto Plazo, es aquél que contiene la totalidad de las
Ofertas recibidas de los Participantes del Mercado para cada hora de un Dia de Operacion en especifico, en
el cual se incluyen las Ofertas correspondientes a las Unidades de Central Eléctrica con tecnologia térmica,
hidroeléctrica, renovable y aquéllas con estatus no despachable, separadas por cada uno de los Sistemas
Interconectados.

Inicialmente, en el Mercado del Dia en Adelanto se recibieron paquetes de Ofertas con un promedio de 26
Ofertas para BCA y posteriormente al entrar en operacién BCS y SIN, el promedio de Ofertas aumenté a 399.
Durante los primeros 11 meses de operacion, desde el 27 de enero al 31 de diciembre de 2016, se han
recibido paquetes de Ofertas con un promedio de 420 Ofertas diarias considerando los tres Sistemas
Interconectados.

De las Ofertas recibidas, alrededor del 50% corresponde a Ofertas de Unidades de Central Eléctrica con
tecnologia térmica, el 16% corresponde a tecnologia hidroeléctrica, el 2% corresponde a tecnologia renovable
y el 32% restante corresponde a Unidades de Central Eléctrica con estatus no despachable.

Como se puede apreciar en la Grafica 3, el paquete de Ofertas recibido diariamente en el Mercado del Dia en
Adelanto contiene un nimero de Ofertas estable a partir de marzo. Esto se debe a la entrada escalonada de
los Sistemas Interconectados: BCA el 27 de enero de 2016, SIN el 29 de enero de 2016 y finalmente BCS el
23 de marzo de 2016. A partir de esta Ultima fecha, se presentan reducciones en un rango de 1 a 3 Ofertas
debido a que en ciertos dias los Participantes del Mercado no envian sus Ofertas antes del cierre de
recepcion de Ofertas del Mercado del Dia en Adelanto a las 10:00 horas.

Es posible observar un minimo en el nimero de Ofertas correspondientes a las Unidades de Central Eléctrica
con tecnologia térmica el 7 de septiembre de 2016, debido a que se suspendieron operaciones en el BCS
como consecuencia de la presencia de un huracan en la zona de Baja California Sur. El resto de Ofertas
correspondientes a otro tipo de tecnologia o de estatus no despachable no se vio afectado debido a que la
totalidad de las Ofertas del BCS corresponden a Unidades de Central Eléctrica con tecnologia térmica.
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Grafica 3 Numero de Ofertas del 27 de enero al 31 de diciembre de 2016
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Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

3.1.1. ESTATUS DE ASIGNACION

En el Mercado de Energia de Corto Plazo, los Participantes del Mercado pueden ofertar sus Unidades de
Central Eléctrica con alguno de los siguientes estatus de asignacién:

1. Econdmica: el CENACE podra considerar a la Unidad de Central Eléctrica en todos los procesos de
asignacion y despacho del Mercado de Energia de Corto Plazo.

2. Operacién obligada: el CENACE asignara a la Unidad de Central Eléctrica en todos los procesos del
Mercado de Energia de Corto Plazo y la considerara disponible para despacho.

3. No disponible: el CENACE considerara a la Unidad de Central Eléctrica no disponible para los
procesos de asignacién y despacho del Mercado de Energia de Corto Plazo.

Actualmente, los Participantes del Mercado pueden elegir el estatus de asignacién Unicamente para las
Ofertas de Venta correspondientes a Unidades de Central Eléctrica con tecnologia térmica e hidroeléctrica.
Como se puede observar en la Grafica 4, durante 2016, las Ofertas de Venta correspondientes a UCE con
tecnologia térmica presentaron un promedio diario de estatus de asignacion econdmica de 79.8%, mientras
que para las UCE con tecnologia hidroeléctrica fue de 77.3%; respecto al estatus de asignacién de operacién
obligada, las UCE con tecnologia térmica presentaron un promedio diario de 1.4% mientras que para las UCE
con tecnologia hidroeléctrica fue de 10.8% debido al requerimiento de volumen de agua para turbinar por
parte de la Comision Nacional del Agua; finalmente, el estatus de asignacion no disponible presentd un
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promedio diario para las UCE con tecnologia térmica de 18.8% mientras que para las UCE con tecnologia
hidroeléctrica fue de 11.9%.

Grafica 4 Comparativo de estatus de asignacion
Tecnologia térmica vs hidroeléctrica
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Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

3.2. EVALUACION DE CONSISTENCIA DE OFERTAS

Las Ofertas de Venta correspondientes a Unidades de Central Eléctrica con tecnologia térmica contienen los
siguientes componentes: costos de arranque (frio, tibio y caliente), oferta incremental de hasta 11 escalones,
y oferta de Servicios Conexos (Regulaciéon Secundaria de Frecuencia, Reservas Rodante y No Rodante de 10
minutos y Suplementarias). Cada uno de estos tres componentes se compara con los Precios de Referencia
estimados por el CENACE con base en los Parametros de Referencia de operacion de las Unidades de
Central Eléctrica para determinar su aceptacién o rechazo para el Mercado de Energia de Corto Plazo®.

En caso de que se detecten inconsistencias entre las ofertas presentadas por los Participantes del Mercado y
los Precios de Referencia estimados por el CENACE para alguno de los componentes, entonces el CENACE
utiliza su calculo de Precios de Referencia para la Oferta de la Unidad de Central Eléctrica en el Mercado de
Energia de Corto Plazo.

Este procedimiento se efectud en dos etapas con apoyo del MIM a la UVM y al CENACE:

9 De conformidad con el numeral 1.3.26 del Manual de Mercado de Energia de Corto Plazo, los Parametros de Referencia son
aquellos parametros de las UCE y Centros de Carga registrados por los Participantes del Mercado en la base de datos
correspondiente del CENACE, que tienen el propésito de que el CENACE pueda generar ofertas por omisién y evaluar que las Ofertas
presentadas por los Participantes del Mercado sean consistentes con los Precios de Referencia.
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1. Evaluacién histérica: Consistio en la evaluacion realizada por la Unidad de Vigilancia del Mercado de
las ofertas econdmicas presentadas por los Participantes del Mercado en el periodo comprendido
entre el inicio de operaciones del Mercado Eléctrico Mayorista y el 29 de julio de 2016.

2. Evaluacion diaria: Consiste en la evaluacion diaria de consistencia de ofertas presentadas por los
Participantes del Mercado a partir del 30 de julio.

En las dos etapas de evaluacion, las Ofertas de Venta se analizaron por cada uno de los componentes
mencionados anteriormente siguiendo el proceso que se aprecia en la Grafica 5.

Grafica 5 Cronograma de procesos para la Evaluaciéon de Consistencia de Ofertas
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Fuente: Elaboracién propia con base en el Manual de Mercado de Energia de Corto Plazo.

De manera diaria, la Evaluacion de Consistencia de Ofertas inicia con la estimacion de los precios
correspondientes a los combustibles que utiliza cada Unidad de Central Eléctrica, empleando para ello los
Parametros de Referencia registrados por los Participantes del Mercado ante el CENACE que definen el tipo
de combustible a emplear, la zona y regién de donde proviene el combustible, asi como los costos variables
de transporte, siguiendo los indices de precios de combustible establecidos en el Anexo C del Manual de
Registro y Acreditacién de Participantes del Mercado publicado el 15 de julio de 20161,

En el momento que se reciben las Ofertas de Venta de los Participantes del Mercado, el CENACE realiza una
validacion técnica de las mismas, cuya finalidad es evitar el ingreso de informacion con deficiencias que
harian imposible su utilizacion en los procesos del Mercado de Energia de Corto Plazo. Cuando la validacién
técnica de la Oferta es satisfactoria, se procede con la estimacion de los Precios de Referencia para cada uno
de los componentes de la Oferta, cuyo detalle puede consultarse en el Anexo A.
Estimacion de Precios de Referenciadel presente reporte.

10 Para la etapa de evaluacion histdrica se utilizaron los precios de referencia de combustibles establecidos en el Anexo A del Oficio
315.168/16 emitido por la Unidad de Vigilancia del Mercado el 3 de agosto de 2016.
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Es importante destacar que para el CENACE es necesario realizar la estimacién de Precios de Referencia
diariamente para contar con la informaciéon mas actualizada de precios de combustibles y Parametros de
Referencia. Los parametros utilizados para la estimacion de Precios de Referencia son aquellos que el propio
Participante del Mercado registrd ante el CENACE, o que en el defecto de no existir tal registro, son
estimados por el propio CENACE con base en la tecnologia de cada Unidad de Central Eléctrica.

Una vez que el CENACE ha estimado los Precios de Referencia realiza una comparacién de cada uno de
estos con los componentes de la Oferta de Venta, en caso de que alguna Oferta presente componentes
mayores a los Precios de Referencia, el CENACE rechaza el componente de la Oferta de Venta y genera una
nueva oferta con los Precios de Referencia estimados para dicho componente.

1. Evaluacién de costos de arranque: Para efectuar la evaluacion de costos de arranque se compara el
Precio de Referencia de cada tipo de arranque con el costo correspondiente de la Oferta de Venta, si
el costo de la Oferta de Venta para ese tipo de arranque es mayor que el Precio de Referencia
correspondiente la Oferta se rechaza por ese concepto y se sustituyen los valores de la Oferta por el
Precio de Referencia. En este caso, se dice que /a oferta se rechaza por costos de arranque."’

2. Evaluacién de oferta incremental: Para efectuar la evaluacion de oferta incremental, es necesario
obtener el Precio de Referencia total de la oferta incremental como el costo total de energia de la
Oferta de Venta. Si el costo total de energia de la Oferta de Venta es mayor que el Precio de
Referencia total, tanto el costo de operacién en el Limite de Despacho Econémico Minimo como
cada uno de los segmentos de energia que se hayan presentado son sustituidos por los Precios de
Referencia correspondientes. En este caso, se dice que la oferta se rechaza por oferta incremental.

3. Evaluacién de oferta de Servicios Conexos: Para efectuar la evaluacion de la oferta de Servicios
Conexos, se compara el costo ofertado para cada uno de los productos con el Precio de Referencia
estimado por el CENACE, si el costo ofertado es mayor que el Precio de Referencia para un
determinado producto entonces se sustituye el costo ofertado por el Precio de Referencia
correspondiente. En este caso, se dice que /a oferta se rechaza por Servicios Conexos.'?

Las Ofertas aceptadas y las generadas por el CENACE son incluidas en el paquete de Ofertas para su uso en
los procesos del Mercado de Energia de Corto Plazo.

3.2.1. RESULTADOS DE LA EVALUACION

La Grafica 6 muestra el resumen del rechazo de ofertas como resultado de la Evaluacién de Consistencia de
Ofertas durante las dos etapas de evaluacion que comprendieron el periodo del 27 de enero al 31 de
diciembre de 2016. Es posible apreciar, que el nimero de Ofertas rechazadas disminuy6 a lo largo del afio
debido principalmente a la actualizacién de Parametros de Referencia mencionada en la seccion 3.3 del
presente reporte.

1 Todo cambio en la Oferta de Venta debe respetar que el costo de arranque caliente sea igual o menor que el costo de arranque tibio
y este dltimo igual o menor que el costo de arranque frio. En caso de que esta desigualdad no se cumpla después de sustituir los
Precios de Referencia, entonces se sustituyen los Precios de Referencia de los tres tipos de arranque.

12 Todo cambio en la Oferta de Venta debe respetar que los costos sean coherentes a la calidad del producto, es decir, que el costo
de reserva no rodante suplementaria sea igual 0 menor que el costo de reserva rodante suplementaria, y este sea igual 0 menor que
el costo de reserva no rodante de 10 minutos, y este sea igual o menor que el costo de reserva rodante de 10 minutos, y este ultimo
igual o menor que el costo de reserva de regulacion secundaria de frecuencia. En caso de que esta desigualdad no se cumpla
después de sustituir los Precios de Referencia, entonces se sustituyen los Precios de Referencia de los cinco productos de Servicios
Conexos.
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El 30 de junio se presentd un minimo de Ofertas rechazadas, debido a una disminucion en los costos de
arranque y de oferta incremental presentados en las Ofertas de Venta que no volvié a observarse en el resto

del afio.
Grafica 6 Rechazo de ofertas
27 de enero al 31 de diciembre de 2016
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Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

De la totalidad de Ofertas rechazadas diariamente, en la Grafica 7 se observa que en promedio el 41% es
rechazado solo por uno de los motivos descritos anteriormente, mientras que el 27% es rechazado por los
tres motivos, siendo el rechazo por costos de arranque el mas importante debido a que no se han actualizado
al totalidad de los Parametros de Referencia de los Participantes del Mercado o a que los Participantes del
Mercado no realizan una estimacion adecuada de sus costos de arranque.
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Grafica 7 Porcentaje de los motivos de rechazo de ofertas
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Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

La Grafica 8 muestra el comportamiento a través del tiempo de los tres motivos por los cuales se puede
efectuar un rechazo. Es posible observar una tendencia a la baja en el rechazo por oferta incremental y
Servicios Conexos, lo cual se puede explicar por una actualizaciéon de Pardmetros de Referencia y por una
reduccion de los costos ofertados por parte de los Participantes del Mercado. En lo que se refiere al costo de
arranque, se observa una cierta estabilidad en el rechazo de Ofertas, debido a que la actualizacién de
Parametros de Referencia no ha sido adecuada en este concepto.

La Grafica 8 muestra el porcentaje correspondiente al rechazo por cada uno de los tres motivos,
independientemente de que las Ofertas se rechacen por mas de un motivo.

En el inicio de operaciones del Mercado Eléctrico Mayorista, la totalidad de las ofertas se rechazd por
Servicios Conexos, sin embargo también el 25% de las Ofertas fueron rechazadas por la oferta incremental y
el 12% por costos de arranque. El 30 de noviembre, el 77.8% de Ofertas se rechaz6 por costos de arranque,
40.2% por oferta incremental y 12.8% por Servicios Conexos.

Si bien la mayoria de las ofertas han dejado de rechazarse por oferta incremental o Servicios Conexos,
alrededor del 85% de Ofertas no han dejado de rechazarse por costos de arranque. Es decir, si la Oferta de
Venta de una Unidad de Central Eléctrica a mediados de marzo se rechazaba constantemente por costos de
arranque, oferta incremental y servicios conexos, al final del afio la Oferta de Venta de la misma UCE se
rechaza unicamente por costos de arranque.
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Grafica 8 Porcentaje de Ofertas por tipo de rechazo
27 de enero al 31 de diciembre de 2016
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ala suma total del porcentaje de Ofertas rechazadas puede ser mayor a 100% debido a que las Ofertas pueden rechazarse por méas de un
motivo.
Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

Como resultado del proceso de evaluacion historica, aproximadamente el 75% de las Ofertas presentadas por
los Participantes del Mercado fueron consideradas inconsistentes con los Parametros de Referencia de las
UCE, por lo que la UVM notifico tal situacion a la Autoridad de Vigilancia del Mercado, quien instruy6 al
CENACE un recalculo de los precios del mercado y, en su caso, una rectificacion de la facturacion
correspondiente, previa emision del estado de cuenta respectivo.

En la Grafica 9 se muestra el promedio mévil para siete dias de los PML ponderados por zona de carga del
Sistema Interconectado Nacional, donde el &rea correspondiente entre el Precio Marginal Local y el precio
recalculado como resultado de la instruccion de la Autoridad de Vigilancia del Mercado presenta un promedio
de -25.42% y un valor aproximado de 24 mil millones de pesos, sin embargo 99.5% de esta diferencia
pertenecia a transacciones entre las empresas de generacién de CFE y el Suministrador de Servicios
Basicos, por lo que se tiene un costo evitado aproximadamente de 100 millones de pesos para el sistema.
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Grafica 9 PML vs PML con recalculo en el SIN
29 de enero al 29 de julio de 2016
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Fuente: Elaboracion propia con datos del CENACE vy calculos propios del Monitor Independiente del Mercado.
3.3. REVISION DE PARAMETROS DE REFERENCIA

Las Bases del Mercado Eléctrico establecen que cuando un Participante del Mercado presente una Oferta
que exceda los parametros de costos registrados ante el CENACE o aquellos casos en los que las
capacidades ofrecidas se encuentren por debajo de las capacidades registradas, el Participante del Mercado
debe proporcionar las razones y documentacion de costos que identifiquen y expliquen las diferencias en las
Ofertas.

Como parte de las actividades de vigilancia, en el primer semestre de 2016, la UVM inicié un proceso de
actualizacion de los Parametros de Referencia correspondientes a Unidades de Central Eléctrica con
tecnologia térmica. En este proceso, el MIM brindé apoyo a la UVM en la revisién de los Parametros de
Referencia de 81 UCE, de las cuales 27 pertenecian a productores independientes de energia.

En el segundo semestre de 2016, la UVM con apoyo del MIM realizé una segunda etapa de actualizacion de
Parametros de Referencia, en la cual se analizd la informacion proporcionada por la CFE de 231 UCE
incluyendo pruebas del Limite de Despacho Econdmico Minimo para algunas unidades. La Tabla 3 muestra
los Parametros de Referencia revisados en las dos etapas, donde se actualizé al menos un parametro para
163 UCE; en el resto de los casos los responsables no presentaron documentacion que justificara la
modificacion en los Parametros de Referencia.
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Tabla 3 Parametros de Referencia revisados

Parametros generales Parametros de arranque Parametros de generacion

Nombre de la UCE Tipo de combustible Tipo de combustible

Clave de la UCE Consumo de combustible por tipo de Limites de Despacho Econdmico
arranque Minimo y M&ximo

Tipo de tecnologia (convencional, Consumo de agua por tipo de Nivel de tension

ciclo combinado, carbén, etc.) arranque

Configuracion (solo para ciclo Consumo de sustancias quimicas por ~ Coeficientes de la funcion de

combinado) tipo de arranque produccion-cantidad de combustible
Consumo de energia eléctrica para Costos variables de operacion y
servicios auxiliares por tipo de mantenimiento por generacion
arranque

Costos variables de operacion y
mantenimiento por tipo de arranque

3.3.1. RESULTADOS DE LA REVISION

La asesoria brindada por parte de la UVM y del MIM a los Participantes del Mercado para llevar a cabo el
registro y actualizacién de sus Pardmetros de Referencia tuvo un impacto inmediato en la operacion eficiente
del Sistema Eléctrico Nacional, puesto que contar con parametros técnicos y de costos actualizados y
fidedignos permite:

1. Disponer de insumos de calidad para los modelos del Mercado de Energia de Corto Plazo, lo cual
repercute directamente en el calculo de los Precios Marginales Locales.

2. Homologar las bases de datos del CENACE, de la UVM y del MIM con la informacién de los
Participantes del Mercado, y con ello realizar la evaluacion y andlisis de las Ofertas con un
entendimiento comun de los insumos y de los célculos establecidos por el Manual de Mercado de
Energia de Corto Plazo.

Adicionalmente, las pruebas de Limite de Despacho Econdmico Minimo efectuadas por terceros o por los
propios Participantes del Mercado brindaron una mayor certidumbre sobre las capacidades técnicas de las
UCE asi como un aumento en la flexibilidad al sistema. Cabe destacar que estas pruebas deben ser
realizadas siguiendo estandares establecidos.

En particular, en los casos en que el valor de la prueba de Limite de Despacho Econdmico Minimo resultd
menor que el parametro registrado, la flexibilidad de la UCE se vio incrementada al ampliar el intervalo de
capacidad disponible para el cual es valida la funcion de produccion — cantidad de combustible que modela su
comportamiento de generacion.

En términos de costos, y teniendo en cuenta que las disposiciones transitorias del Manual de Mercado de
Energia de Corto Plazo permiten considerar que el proceso de arranque finaliza cuando la UCE alcanza su
Limite de Despacho Econémico Minimo, al tener un valor menor en esta prueba, entonces disminuyen los
insumos involucrados en el arranque, como combustible, agua y energia eléctrica para servicios auxiliares,
por lo que la oferta de arranque sera menor.

La informacién disponible de las pruebas de Limite de Despacho Econémico Minimo permitié realizar un
andlisis de los registros del afio 2011 y la informacion actualizada en 2016. El analisis considerd la
informacién de 51 pruebas de Limite de Despacho Econdmico Minimo de UCE del Sistema Interconectado
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Nacional, de las cuales 32 corresponden a UCE con tecnologia térmica convencional y 19 a UCE con
tecnologia turbogas.

Al realizar una comparacion entre el Limite de Despacho Econdémico Minimo de 2011, publicado oficialmente
por la CFE en su portal de internet’, y los datos obtenidos de las pruebas de 2016, las UCE con tecnologia
térmica convencional presentaron un aumento en el intervalo de capacidad disponible de 979 MW, lo cual
representa 15.8% de la suma de Limites de Despacho Econdémico Minimos de dichas unidades. En el caso de
las UCE con tecnologia térmica turbogés se obtuvo una disminucion del intervalo de capacidad disponible de
191 MW, lo cual representa una disminucién del 196.9% de la suma de Limites de Despacho Econémico
Minimos de dichas unidades’.

Como se puede apreciar en la Grafica 10, el Limite de Despacho Econémico Minimo para todas las UCE con
tecnologia térmica convencional resultd ser menor que el valor registrado para 2011. En el caso de las UCE
con tecnologia térmica turbogas, se puede observar en la Grafica 11 que solo 8 de las 19 unidades
analizadas presentan un Limite de Despacho Econdmico Minimo menor al registrado en 2011, el resto de las
unidades presentan una diferencia considerable, del orden de 10 veces del valor registrado en 2011. Cabe
mencionar que las UCE con tecnologia térmica turbogas analizadas tienen una capacidad pequefia en
comparacién con las UCE con tecnologia térmica convencional, debido a que estas unidades se utilizan como
generacién distribuida.

Grafica 10 Comparativo de Limites de Despacho Econémico Minimos
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13 Comision Federal de Electricidad, 2011.

14 Los resultados presentados son aproximados, ya que los datos del portal de internet de la CFE no indican si son valores brutos o
netos de capacidad.
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Grafica 11 Comparativo de Limites de Despacho Econémico Minimos
UCE con tecnologia térmica turbogas
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3.4. OFERTAS DE GENERACION ENTRE EL MDA Yy EL AUGC

Como ya se ha mencionado anteriormente, los Participantes del Mercado envian sus ofertas iniciales en el
MDA y después de que estas hayan sido recopiladas y registradas antes de las 10:00 horas del dia anterior al
Dia de Operacién pueden ser cambiadas para su uso en el AUGC (como limites de MW). Las ofertas
recibidas en forma posterior a la hora de cierre, serdn consideradas en los procesos de Asignacion
Suplementaria de Unidades de Central Eléctrica para Confiabilidad y en los procesos del Mercado de Tiempo
Real. Posterior a esa hora, se cierra la ventana de recepcion de Ofertas para el Mercado del Dia en Adelanto
y se inicia el proceso de asignacion y despacho de Unidades de Central Eléctrica en el Mercado del Dia en
Adelanto. Por lo que debido a este cambio y ajuste en las ofertas los Participantes del Mercado podrian
realizar practicas que afecten el funcionamiento eficiente del MEM.

A continuacién se presenta una comparacién de la cantidad de generacidén (GW) que se ofert6 en el Mercado
del Dia de Adelanto (MDA) y en la Asignacién de Unidades de Central Eléctrica por Confiabilidad (AUGC), en
otras palabras la generacién total ofertada para el mercado en el MDA contra el AUGC.

En un mercado eléctrico competitivo maduro no deberia existir un patrén consistente de diferencias entre
ambas plataformas. Para la operacion dia a dia se podrian esperar diferencias debido a cortes de energia,
por el regreso anticipado de Unidades de Central Eléctrica o algunos eventos inesperados. Sin embargo, a
largo plazo, la diferencia promedio entre la generacion disponible en el MDA y el AUGC deberia ser pequefia.
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Grafica 12 Comparativo de Generacion entre el MDA vs tiempo real, mayo de 2016
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De acuerdo con las Bases del Mercado Eléctrico, los Generadores de energia eléctrica deben ofrecer la
totalidad de sus capacidades disponibles para producir energia y Servicios Conexos de las Unidades de
Central Eléctrica que representan.

La evidencia de una diferencia consistente podria indicar un problema técnico con el registro y la gestién de
las ofertas, o la retencién intencional de la capacidad por parte de los Participantes del Mercado. A esta Ultima
se le conoce como “Retencién Fisica”, la cual tiene el propésito de elevar de manera arbitraria el precio de la
electricidad en un mercado, por ejemplo, un Participante del Mercado con una cartera grande puede reducir la
generacién total ofertada en 1%, con la expectativa de que el precio se eleve entre un 2% y 3%. La pérdida
de ingresos por generacion del 1% seria compensada por la ganancia en ingresos por generacion de la
capacidad restante en propiedad del Participante del Mercado.

El incentivo para ejercer la retencion en el Mercado Eléctrico Mayorista durante el afio 2016 estuvo presente,
debido a que el precio calculado en el MDA también se aplicé a la generacién en tiempo real. En el ejemplo
anterior donde el Participante del Mercado retiene el 1%, el participante pierde ingresos del MDA en 1%. Sin
embargo, si el mismo participante reestablece la generacion en la operacion en tiempo real, el participante se
beneficiara con la asignacién del precio en el MTR para la generacién que no se ofertd en el MDA. Por lo que
el participante renunciaria a cualquier ingreso de generacion debido a su incapacidad para ofrecer el 100% de
su capacidad en el MDA si la retencidn fisica es detectada.

A continuacién se analizan los datos de las ofertas enviadas en el MDA vy las ofertas actualizadas para el
AUGC durante 2016 para SIN, BCA y BCS.
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La Grafica 13 muestra la variacion promedio por hora entre la generacién neta (GW) del AUGC con respecto
a la del MDA y se observa que esta diferencia fue decreciendo durante el transcurso del afio. Es importante
mencionar que en febrero donde se observa una importante variacion entre el MDA y el AUCG debido al
arranque del mercado y la puesta a punto de los modelos del MDA y AUGC, de hecho hasta abril se inicié un
comportamiento normal de operacion de ambos modelos.

Grafica 13 Variacion promedio horaria de generacion entre el MDA y el AUGC
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En la Grafica 14 se observan las ofertas que se presentaron en el AUGC pero no en el MDA, estas ofertas se
presentan como la diferencia porcentual respecto al total de ofertas en el MDA, es posible observar que las
ofertas de UCE con tecnologia renovable y las de los Contratos de Interconexién Legados fueron las que
tuvieron las mayores variaciones al inicio del afio y por el contrario las ofertas UCE con tecnologia térmica
tuvieron las menores variaciones durante todo el afio. Es importante notar que las ofertas de UCE
hidroeléctricas tuvieron una constante de diferencia de generacion aproximadamente del 2% con respecto a
las ofertas presentadas en el MDA.

Con respecto a las Unidades de Central Eléctrica con tecnologia renovable se muestra una nula diferencia a
partir de julio, por lo que las diferencias observadas en febrero y marzo se interpretan como dificultades
técnicas asociadas con el inicio del mercado, tales como Parametros de Referencia inexactos, mas que una
posible retencidn fisica.
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Grafica 14 Variacion promedio horaria de generacion por tipo de oferta
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Debido a que las Unidades de Central Eléctrica con tecnologia térmica son las que pueden tener mas control
sobre su disponibilidad, son sus ofertas las que se analizaron mas a fondo. La Grafica 15 muestra la
variacion de generacion promedio por hora asignada en el MDA 'y el AUGC, y como se observé en la Grafica
14, estas ofertas no tuvieron una diferencia mayor del 1% durante todo el afio.

Como resultado de este analisis no se encontré evidencia de retencion fisica, las diferencias encontradas al
inicio del afio se atribuyen al ajuste de los sistemas del MDA y el AUGC, como se menciond, al final del afio
se obtuvieron valores con una minima diferencia, lo que muestra un comportamiento normal para estos
modelos entre si. Las diferencias positivas en los meses de verano muestran el comportamiento debido al
incremento de la demanda por las condiciones climatolégicas, lo que explica las diferencias negativas en los
meses de inverno donde baja la demanda de energia eléctrica.
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Grafica 15 Variacion entre las ofertas de UCE con tecnologia térmica en MDA y
AUGC
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Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE.
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3.5. RECOMENDACIONES

Si bien, durante 2016 se avanzd en la especificacién de ciertos elementos necesarios para el Mercado de
Energia de Corto Plazo con los “Términos para las ofertas de capacidades disponibles basadas en costos” y
las “Disposiciones para el registro de parametros de costos y capacidad de las Unidades de Central Eléctrica
y de los Recursos de Demanda Controlable Garantizados”. Es importante que la Unidad de Vigilancia del
Mercado contintie observando el comportamiento de los Participantes del Mercado a través de la revision de
Parametros de Referencia, asi como el andlisis de la Evaluacion de Consistencia de Ofertas realizada por el
CENACE.

Respecto a los anélisis realizados en el presente capitulo, el MIM recomienda que se tomen en cuenta las
siguientes consideraciones:

1. Modificar los modelos del Mercado de Energia de Corto Plazo para que los Participantes del
Mercado puedan ofertar el costo de operacion en vacio de sus unidades, a fin de que el CENACE
pueda calcular sus costos cuando las UCE operen por debajo de la capacidad minima ofertada.

2. Enlarevision de Parametros de Referencia:

a. Los procedimientos de pruebas realizados por terceros o por los propios Participantes del
Mercado deben cumplir con estandares internacionales, por lo que se recomienda la
elaboracién de normas para la ejecucion de cada tipo de prueba y se establezca un formato
estandar para el reporte de las mismas.

b. La UVM puede crear un padrén de terceros autorizados para llevar a cabo las pruebas de
las Unidades de Central Eléctrica.

c. Analizar con mayor detalle las pruebas de Limite de Despacho Econémico Minimo de las
UCE con tecnologia térmica turbogas, ya que son unidades consideradas flexibles y con
antecedentes de generacion por debajo de lo registrado.

31



4. DESEMPENO DEL MERCADO

4.1. PUBLICACION DE PRECIOS

De acuerdo con lo establecido en el Manual de Mercado de Energia de Corto Plazo, el CENACE recibird
Ofertas de Compra y Ofertas de Venta de energia y Servicios Conexos correspondientes al Mercado del Dia
en Adelanto durante el periodo de recepcién de Ofertas, el cual estara disponible 7 dias previos al Dia de
Operacion y hasta las 10:00 horas del dia anterior al Dia de Operacién. Posteriormente, a las 17:00 se
publicaran los resultados de la asignacion y despacho de Unidades de Central Eléctrica en el MDA, asi como
los Precios Marginales Locales del MDA y los precios para los Servicios Conexos asignados.

Por lo anterior, en el MDA es necesario que todos los Participantes del Mercado presenten sus ofertas al
CENACE antes de las 10:00 del dia anterior al Dia de Operacion, una vez que se realiza la validacion técnica
de las ofertas recibidas, se procede al célculo de precios y la publicacién de los resultados en la pagina web
del CENACE. La publicacion de los PML se realiza a mas tardar a las 17:00 horas del mismo dia en que los
Participantes del Mercado entregan sus ofertas de energia al CENACE.

En la Grafica 16 se presenta la diferencia de horas en la publicacion de los PML por parte del CENACE en su
sitio de internet (los nimeros positivos representan las horas después de las 17:00 horas).

Grafica 16 SIN: Publicacion de resultados para el MDA
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Fuente: Elaboracion propia con informacién del CENACE.

En el SIN la publicacion de los PML y los precios de Servicios Conexos dentro del afio analizado se realiz6
entre cinco horas antes de la establecida y ocho horas después, aunque en promedio se realizé una hora
antes de lo establecido.
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Para el periodo de febrero a diciembre el nivel de eficiencia (antes de las 17:00 horas) de la publicacidn del
precio para el MDA fue de 72.84%, al ser el primer afio de operacion del mercado es preocupante esta tasa
de eficiencia, debido a que la publicacién de precios a tiempo implica una correcta solucién del mercado y
manda sefiales positivas de confiabilidad a los participantes del mercado. El nimero de NodosP se mantuvo
entre 1,497 y 2,169 en el mismo periodo.

Graficamente se puede observar la mejora en los tiempos de publicacidn de precios, ya que a partir del mes
de junio, la variacién hacia arriba en la gréfica tiende a disminuir sustancialmente, hablando de un manejo
mas regular de la informacién.

A pesar de existir un pequefio repunte al final del mes de noviembre y diciembre, el eje horizontal de la grafica
muestra las horas adicionales que el CENACE se retrasd al subir la informacion a la pagina electrénica, la
linea azul punteada indica justo cuando se esta a tiempo, por arriba se esta ya retardado y por debajo, esta
sobrado en tiempo; esto para los tres sistemas.

Para el sistema BCA la publicacion de los precios de energia se realizd entre 10 horas antes y una hora
después de las 17:00 horas, en promedio se hizo siete horas antes (hora central de México) para el periodo
de febrero a diciembre de 2016 (Grafica 17) con una eficiencia de 99.40%. El volumen de nodos presentd un
minimo de 89 en febrero y cerré con un maximo de 99 que se mantuvo estable en los Ultimos meses del afio.
Cabe destacar que analogamente al SIN hubo una mejora reconocible a partir del mes de mayo ya que no se
volvié a publicar precios a destiempo, sin embargo, a partir de agosto, adquieren mayor regularidad.

Grafica 17 BCA: Publicacion de resultados para el MDA
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Fuente: Elaboracion propia con informacién del CENACE.

Para el sistema BCS la publicacién de los precios de energia se realizé entre ocho horas antes y tres horas
después de las 17:00 horas, en promedio se hizo cuatro horas antes (hora central de México). El Sistema
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BCS entré en operacion el 16 de marzo de 2016, desde ese dia y hasta diciembre, se ha mantenido un nivel
de eficiencia de 97.59% (Grafica 18).

Gréfica 18 BCS: Publicacion de resultados para el MDA
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Fuente: Elaboracion propia con informacién del CENACE.

Durante todo el periodo del anélisis, el volumen de nodos fue de 26. Se observa graficamente que en el
tiempo se ha logrado una mejora, sin embargo, el 8 de septiembre y el 30 de octubre se pas6 una vez mas el
limite de publicacién.

4.2. PRINCIPALES DETERMINANTES DE LOS PMIL

El PML en el Mercado del Dia en Adelanto es el precio de la energia eléctrica para cada hora del Dia de
Operacion en cada NodoP del SIN, BCA y BCS. Este precio es obtenido por el CENACE como solucion del
modelo de optimizacion para la asignacion y despacho de Unidades de Central Eléctrica un dia antes del Dia
de Operacion; dicho modelo considera, entre otros elementos, las Ofertas de Venta de los Participantes del
Mercado enviadas al CENACE antes de las 10:00 horas del dia anterior al Dia de Operacion.

Cada Precio Marginal Local tiene tres componentes:

1. Componente de Energia Marginal - corresponde al costo marginal de la energia eléctrica en el
NodoP de referencia del Sistema Interconectado.

2. Componente de Pérdidas Marginal - corresponde al costo marginal de pérdidas de transmision en
cada NodoP respecto al NodoP de referencia del Sistema Interconectado. Es decir, se refiere a las
pérdidas ocasionadas por el flujo de energia por los conductores o lineas de transmisién.
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3. Componente de Congestién Marginal - corresponde al costo marginal de congestién en cada NodoP
respecto al NodoP de referencia del Sistema Interconectado. Es decir, refleja el costo de rebasar la
capacidad de las lineas de transmision.

PMLyogo = CEnoao + CPnodo + CChoao

Donde:

CE: es el Componente de Energia Marginal.
CP: es el Componente de Pérdidas Marginal.
CC: es el Componente de Congestidén Marginal.

Los Precios Marginales Locales son calculados cada hora y su valor depende del nivel de demanda, la
saturacion de las lineas de transmisién, las pérdidas del sistema, asi como de otros factores. La Figura 1
muestra el mapa de precios promedio durante 2016 por zona de carga, donde se puede destacar que los
precios promedio mas bajos se encuentran en la frontera norte, ya que se emplea gas natural como
combustible principal y las fuentes del mismo son méas cercanas por lo que sus costos son mas bajos.

En el caso de la peninsula de Yucatan del SIN y del BCS, se encuentran los precios més elevados debido
principalmente a la falta de disponibilidad de combustibles baratos para la generacién eléctrica.
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Figura 1: Mapa de precios promedio por zona de carga — Anual 2016
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Fuente: Elaboracion propia con datos del CENACE.
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Particularmente, existen determinadas horas del dia en que el Componente de Congestién Marginal puede ser tan
elevado como el de Componente de Energia Marginal, para constatarlo, se muestra la distribucién de los PML y sus
componentes por hora para el Sistema Interconectado Nacional en la Grafica 195

Es posible observar que los PML mas altos estan agrupados después de las 15:00 horas, mientras que las primeras
horas del dia son las que agrupan los PML més bajos. En el caso del Componente de Congestion Marginal es posible
observar valores mas altos a partir de las 12 horas, mientras que los Componentes de Energia y Pérdidas Marginales
presentan un comportamiento mas homogéneo a lo largo del dia.'®

Grafica 19 SIN: PML y sus componentes
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Fuente: Elaboracién propia con informacién del CENACE.

En la Grafica 20 se puede observar la distribucién acumulada de 8,112 observaciones de PML maximo y promedio
horario de enero a diciembre de 2016, dichas observaciones se ordenaron de mayor a menor, con un valor de $1,505.01
por MWh para el percentil 10, es decir las horas mas caras y un valor de $488.61 por MWh para el percentil 90, es decir
las horas mas baratas.

Adicionalmente, se aprecia en la Grafica 20 que los PML maximos con un valor superior al percentil 10 son escasos. Por
ejemplo, el 3% de los PML maximos por hora fueron mayores a tres mil pesos por MWh, reflejando el comportamiento
del Mercado de Energia de Corto Plazo, el cual esta basado en costos, tal como lo definen las Reglas del Mercado. "

15 | as graficas box-plot permiten describir la distribucion y simetria de las variables al incorporar los valores minimos y maximos de las variables, asi
como los tres primeros cuartiles Q1, Q2, Q3. Ademas permite observar los valores atipicos de la variable.

16 El analisis para BCA y BCS puede encontrarse en el Anexo D.
Andlisis estadistico BCA y el Anexo E.
Andlisis estadistico BCS respectivamente.

7En el Anexo C.

Andlisis estadistico SIN se describen las razones de los PML maximos que se encuentran en el percentil 10.
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Grafica 20 Distribucion de PML promedio y PML maximo
Enero — diciembre

7,000
— 6,000
=
=
s 5,000
g
o 4,000
-
E
S 3,000
[
= 10% maés alto
© 2,000 >
S $1,505.01
& 10% mas bajo

1,000 $488.61

—
Rt b ot Lt
Percentiles
= PML Promedio PML Maximo

Fuente: Elaboracién propia con datos de CENACE.

4.2.1. DEMANDA DE ENERGIA ELECTRICA

La demanda de energia eléctrica en cada uno de los Sistemas Interconectados es un elemento importante para
determinar el Precio Marginal Local en un NodoP determinado, esto es porque a mayor demanda debe existir mayor
generacion en el Sistema Interconectado para satisfacerla. En la Grafica 21 puede observarse que la carga o demanda
para el Sistema Interconectado Nacional tiene un componente estacional que aumenta desde finales de marzo hasta
principios de agosto, con una tendencia a la baja de agosto a diciembre. La tendencia a la baja en la demanda se
acelera a partir de septiembre, lo cual es parte de la explicacién de la disminucion acelerada en los PML en el mismo
periodo.
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Grafica 21 PML y carga asignada diaria
(promedio movil de 7 dias)
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Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.
4.2.2. TASA DE CALOR IMPLICITA

La tasa de calor implicita es un indice utilizado internacionalmente como referente de las condiciones de mercado a las
que se enfrenta una Unidad de Central Eléctrica que utiliza gas natural como combustible. Una tasa de calor implicita
elevada indica que es probable que una UCE que utiliza gas natural como combustible con una tasa de calor menor se
encuentre por debajo del punto de equilibrio en la curva de mérito y por lo tanto tener ingresos netos al producir energia
eléctrica.

La principal ventaja de calcular la tasa de calor implicita es que permite realizar un comparativo entre Unidades de
Central Eléctrica que pudieran enfrentar precios de gas natural distintos. En algunos casos se pudiera pensar que los
Precios Marginales Locales son atractivos para atraer inversion, sin embargo si el precio del gas natural es muy alto,
entonces la tasa de calor implicita permite revelar que el mercado no es atractivo para la inversion.

La tasa de calor implicita puede ser interpretada como la conversion del costo en pesos por MWh generado por la
Unidad de Central Eléctrica a un equivalente del costo en cantidad de energia (MMBtu) por MWh generado por la UCE,
lo anterior se logra al dividir el PML entre el costo estimado del combustible.'®

18 Por ejemplo, supongamos que el Precio Marginal Local lo fija una UCE que utiliza combustéleo como combustible en $1,200.00/MWh, el gas
natural tiene un precio de $50/MMBtu y la tasa de calor de una UCE que utiliza gas natural como combustible es de 8 MMBtu/MWh. En este caso,
la UCE que utiliza gas natural como combustible puede generar energia eléctrica a un costo de $400/MWh, es decir, un tercio del costo de la UCE
que utiliza combustoleo como combustible.

El resultado anterior puede obtenerse al calcular la tasa de calor implicita, es decir, la division del PML de $1,200/MWh entre el precio del gas
natural de $50/MMBtu, dando un valor de 24 MMBtu/MWh. Si este valor se divide entre la tasa de calor de la UCE que utiliza gas natural como
combustible 8 MMBtu/MWh, nos da un valor de un tercio. En cualquiera de los dos calculos, el Participante del Mercado sabe que su Unidad de
Central Eléctrica que utiliza gas natural como combustible tiene un tercio del costo implicito de la UCE marginal.
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En la Grafica 22 se muestra la correlacion entre el PML promedio diario y la tasa de calor implicita, donde el 84%
excede la tasa de calor implicita de 10 MMBtu/MWh y el 13% excede el valor de 20 MMBtu/MWh, por lo que en estos
casos se considera que las UCE con tasas de calor implicita por debajo de estos valores pueden tener ganancias netas
positivas en el mercado.

Es importante resaltar que la mayoria de los valores que se observan sobre la linea de tendencia ocurrieron durante la
primera parte del afio, cuando los precios del gas natural eran bajos, lo que hace que las UCE que utilizan gas natural

tengan costos mas competitivos en comparacion con las UCE que utilizan combustibles mas caros.

Grafica 22 Correlaciéon PML diario vs tasa de calor implicita
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4.2.3. PRECIOS DE COMBUSTIBLES FOSILES

Los precios de los combustibles son el componente principal en las ofertas de un generador de energia eléctrica. La
forma mas usual de estimarlos es con base en un enfoque de mercado que considera indices de mercados competitivos,
agregando los costos variables de transporte hasta las unidades generadoras; contrario al enfoque de uso de contratos,
es decir, reflejando costos devengados de inventario. En un mercado de costos, el segundo enfoque no es el adecuado,
debido a que debe reflejar el precio de mercado y no esta considerando el costo de oportunidad.

En la Gréafica 23 se observa la participacion porcentual de cada tipo de combustible fésil utilizado en la generacion de
energia eléctrica durante el afio 2016, siendo los principales el gas natural y el combustdleo, con 52% y 21%
respectivamente. Si se considera la mezcla de gas natural y combustdleo, estos dos combustibles son utilizados para
producir 74% de la energia eléctrica del Sistema Eléctrico Nacional.
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Grafica 23 Combustibles fosiles para generacion en 2016

1%
m Gas natural mCombustdleo  mDiésel  mCarbon Mezcla (gas natural + combustéleo)

Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

A continuacion, se realiza un analisis de los principales combustibles fosiles utilizados en la generacion de energia
eléctrica, tomando como referencia los principales indices de precios de los combustibles en el mercado nacional
utilizados por los Participantes del Mercado. De esta manera, al analizar el precio de los combustibles se tiene una
aproximacion del principal determinante de los costos de las Unidades de Central Eléctrica y por lo tanto, de sus ofertas.

4.2.31. COMBUSTOLEO

El combustoleo es el segundo combustible mas importante utilizado en la generacion de electricidad en México. El
andlisis del precio considera el costo por entregarlo puesto en planta, por lo que el anélisis del comportamiento de su
precio es particular.

Con la informacion publicada por Pemex en su analisis diario', se observa que el precio del combustdleo registré una
variacion del 163% durante el periodo que comprende de marzo a diciembre de 2016. Adicionalmente, la variacién
mensual registré en promedio 8.12% de incremento, destacando el aumento de noviembre a diciembre que fue del
16.8%.

El precio promedio del combustéleo fue de $105.81 por MMBtu con un precio maximo de $158.80 y un precio minimo de
$60.18 por MMBtu. En la Grafica 24 se puede observar que, por otro lado, el tipo de cambio tuvo una variacion diaria
entre 7.11% y -3.03%, sin embargo la variaciéon promedio intermensual en el afio fue de 1.02%, con un pronunciado
aumento en noviembre del 5.41%.

19 (Pemex, 2016)
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Grafica 24 Precios nacionales de combustéleo en 2016
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Fuente: Elaboracién propia con informacién de Pemex.

En la mencionada gréfica las variaciones dentro de los meses son resultado de las fluctuaciones del tipo de cambio v,
entre los meses se debe a la determinacién de precios, que entre otros factores toma en cuenta un precio de
referencia,? el ajuste por calidad y los costos de logistica.

4.2.3.2. GAS NATURAL

El principal combustible para la generacién de energia eléctrica es el gas natural con un 52% de la proporcion de
combustibles fésiles, para este combustible se toman como referencia nacional los precios de Venta de Primera Mano
del gas natural para Reynosa y Ciudad Pemex calculados por la CRE.2! 22

Es importante resaltar que el cambio en el precio de VPM en Ciudad Pemex es un determinante directo de los costos de
las Unidades de Central Eléctrica para el centro y sur del pais, mientras que en el norte las Unidades de Central Eléctrica
toman como referencia precios internacionales por lo que el VPM de Reynosa no es un precio de referencia para el norte
del pais. Lo anterior, debido a que Pemex era el distribuidor dominante de gas natural tanto en el norte como en el centro
y sur del pais con precios de Venta de Primera Mano establecidos por la CRE, debido a preocupaciones en materia de
competencia econdmica. Sin embargo, en afios recientes, la CFE ha construido una amplia capacidad de gasoductos en
el norte del pais, lo que ha detonado que los Generadores tengan acceso a otros proveedores, principalmente en

2 E| precio de referencia empleado en esta Gréfica es un precio establecido por la Comisién Reguladora de Energia. No se refiere al término
utilizado para la Evaluacion de Consistencia de Ofertas.

21 Este precio es determinado a través de formulas que toman en cuenta principalmente referencias de mercados de combustibles internacionales,
en especifico, del mercado estadounidense, del cual México es importador neto.

22 | os precios maximos de Gas de VPM Reynosa y VPM Cd. Pemex son actualizados de forma diaria y mensual de conformidad con lo establecido
por la Comision Reguladora de Energia, la informacion que se presenta en este analisis corresponde a los promedios diarios del precio del
combustible reportados en la pagina oficial de Petréleos Mexicanos (Pemex) en el periodo que comprende de febrero a diciembre de 2016.

42



Estados Unidos de América, por lo que su costo de generacion se ha desvinculado del precio de Venta de Primera Mano
de Reynosa.

En la Grafica 25 se presenta el historico de los precios de Venta de Primera Mano de gas natural y el tipo de cambio del
délar americano a pesos (MXN/USD), con la finalidad de observar posibles variaciones en los precios de gas natural
como resultado de fluctuaciones en el tipo de cambio.

Grafica 25 Precios nacionales de gas natural en 2016

80 22

£}
e —
= 2
= 2
x
S 2
= g
= (=]
.3 )
c £
[v3
] o
o [*)
@ ©°
o o
o =2
2 2
<
10 16
0 15
© o o o o o o o o o Do O B O o o o o o 2o o
SN E NG G O TG I SN
A S ESEISIS M SIENIE NN
QT PR QTG QT TG TG T QT R R )

VPM Reynosa

Fuente: Elaboracién propia con datos de PEMEX.

Durante el afio 2016, el precio promedio mensual del VPM Reynosa fue de $47.18 por MMBtu con un precio maximo de
$65.42 por MMBtu y un minimo de $33.52 por MMBLu; el precio promedio del VPM Cd. Pemex fue de $50.97 por MMBtu
con un precio maximo de $70.31 por MMBtu y un minimo de $36.72 por MMBtu.

Como se puede observar en la Grafica 25, la dindmica de los precios de VPM de gas natural tanto de Cd. Pemex como
de Reynosa es generalmente de incrementos graduales de manera mensual, con una pequefia tendencia similar al tipo
de cambio. No obstante, es posible observar un descenso moderado en el periodo comprendido de marzo a abril;
asimismo se destaca un incremento sustancial de julio a agosto. El incremento en los precios VPM fue derivado de un
cambio en la metodologia para establecer los precios maximos por la Comision Reguladora de Energia en marzo de
2016. En resumen, el nuevo método empleado a) incrementa los costos de transporte desde el interior de Texas, EEUU
al interior de la frontera mexicana de 0.065 a 0.2505 délares por MMBtu, y b) cambia el método de estimacion de precios
a estimacién del costo del gas en el sur de Texas.

Adicionalmente a los precios nacionales, el MIM utiliza cuatro indices internacionales para el analisis de precios de gas
natural: Henry Hub (HH) del mercado del sur de Texas, debido a la profundidad de este mercado y la relevancia que
tiene entre los generadores norteamericanos, el STX del este de Texas (hasta el mes de septiembre), el National
Balancing Point (NBP) y Zeebrugge Bel del mercado europeo, debido a que algunas importaciones de gas natural
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licuado proviene de ese mercado y el Japan Korea Market (JKM) del mercado asidtico, debido a que se tiene una
conexion con este mercado mediante el Pacifico, importando gas natural licuado para la central de regasificacién de
Manzanillo. EI comportamiento de estos indices de gas natural se puede observar en la Grafica 26.

Grafica 26 Precios internacionales de gas natural en 2016

$180.00
$160.00
$140.00
$120.00

$100.00

$80.00 Wt '

$60.00 ‘
A-/»/-’\fvﬂfw

$40.00

$20.00

© 1B 10 18 4D 18 B 10 B 40 18 D 18 B 1B B 4D 1B B 16 B o
'\'\'\\\'\'\'\\\'\'\'\\\'\'\'\\\'\'\
SV Y o o o o T o (S o S o S S S X

S PR E R FE S EE F I R0 S P

Precio de gas natural (MXN/MMBtu)

e Henry Hup ~ e=—==NBP, UK == Zeebrugge, Bel JKM STX Texas Eastern

Fuente: Elaboracion propia con datos de PEMEX y EIA.

Los precios del gas natural mantuvieron la tendencia de los Ultimos afios durante los primeros meses del 2016, sin
embargo, la demanda se incremento debido a la disminucion de los inventarios, combinada con la previsién climatolégica
para los meses de primavera y verano, de acuerdo a lo sefialado por Market Watch23.

En un analisis similar, Bloomberg?* destacd que durante la temporada de inyecciéon (marzo-noviembre), la demanda
presenta un incremento, coincidiendo con una menor oferta proveniente de un minimo en los inventarios no visto en
cinco afos.

Lo anterior, incidi6 en un aumento de los precios del combustible, sin embargo, no representd un cambio estructural para
el mercado, ya que la generacién a través de energias alternativas también tiende a incrementarse, por lo cual no
representa un incremento en el horizonte de largo plazo.

Segun los reportes semanales de la instancia gubernamental estadounidense EIA%, en las primeras semanas de agosto,
el precio del HH tuvo una ligera caida, explicada por un aumento en las importaciones de gas desde paises asiaticos y
desde Canada. En septiembre de 2016, dos importantes participantes del mercado de gas natural en Estados Unidos de
América, Spectra y Embridge, se fusionaron.

23 (Market Watch, 2016)
24 (Bloomberg Gadfly, 2016)
25 (EIA, 2016)
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En la tercera semana de octubre, destaca la existencia de plataformas de explotacién mas grandes y por ende niveles de
extraccion més altos que en los records pasados, lo que contribuyé a mantener bajo el precio ante una demanda débil,
proveniente de la finalizacion de la temporada de inyeccion.

Durante el periodo que comprende de febrero a diciembre de 2016 el Henry Hub mostré una tendencia positiva,
manteniendo un precio promedio de $43.37 por MMBtu; con un minimo de $23.80 por MMBtu y un maximo de $77.47
por MMBtu. Durante febrero se observé una ligera disminucion en dicho indice, seguida de un aumento sostenido en los
precios, especialmente a partir de junio (temporada de inyeccidn), hasta registrar de nuevo un descenso aparente a partir
de la segunda semana de octubre.

EI NBP mantuvo un precio promedio de $87.28 entre febrero y diciembre; un minimo de $64.51 y un maximo de $125.89
por MMBtu, como se aprecia en la Grafica 26. La tendencia fue positiva en todo el periodo, con caidas tanto a inicios de
febrero, como en agosto, contrastando con un aumento a partir del mes de septiembre, que se sostuvo hasta noviembre,
al contrario del indice Henry Hub, el indice refleja el comportamiento del mercado europeo, por lo que en el siguiente
parrafo, correspondiente al indice Zeebrugge, se pormenorizan las razones de este comportamiento.

El Zeebrugge Bel registrd un comportamiento similar al NBP con un precio promedio de $88.57 por MMBtu; un minimo
de $64.51 y un maximo de $125.00 por MMBtu y con un incremento en su precio para todos los meses revisados, es de
especial importancia el incremento a partir del mes de septiembre, debido al incremento en la demanda del continente,
reportado por Natural Gas Intel?. En |a primera semana de diciembre, de acuerdo a la EIA, se presentaron temperaturas
calidas fuera de temporada, lo que disminuy6 el precio debido a la disminucion de la demanda subsecuente. El resto del
afio, las disminuciones no han sido sistematicas, mismas que se han dado por eventos extraordinarios.

El JKM presentd un precio promedio de $106.30 por MMBtu, un minimo de $69.13 y un maximo de $194.88 por MMBtu.
En la dinamica se destaca que este indice ha sido notablemente superior en comparacion a los minimos y maximos de
los demas, sin embargo, la tendencia es similar también para estos. En la dltima quincena del afo, de acuerdo con
Platts?’, este indice subi6 notablemente debido a que el mercado continuo teniendo limites de oferta.

El STX Texas Eastern se presenta en un analisis parcial ya que los datos Unicamente estan disponibles hasta el mes de
agosto. A partir de septiembre se decidid no usarlo debido a que se consideré que el indice Henry Hub es mas
representativo, debido a la profundidad del mercado al que hace referencia, sin embargo, en los meses analizados y con
informacion disponible, presenté un precio promedio de $39.41 por MMBtu, un precio minimo de $25.95 y un maximo de
$54.41 por MMBtu.

A continuacion, se presentan algunos eventos representativos del comportamiento del precio del gas natural mostrado
en la Gréfica 26:

1. 14 de abril de 2016. La EIA informd que las reservas de gas natural de Estados Unidos disminuyeron en 3
mil millones de pies cubicos para la semana que termind el 8 de abril, ubicandose cerca del promedio de
cinco afios. Ademas, el almacenamiento para la semana ascendi6 a 101 millones de pies clbicos®.

2. 9 de junio de 2016. La EIA inform6 que los suministros domésticos de gas natural en almacenamiento
aumentaron 65 mil millones de pies cubicos en la semana terminada el 3 de junio, misma que estaba por

2% (Natural Gas Intel, 2016)
27 (S&P Global Platts, 2016)
28 (24/7 Global, 2016)
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debajo del aumento promedio de 80 mil millones de pies cubicos esperados por los analistas consultados
por S&P Global Platts?.

3. 26 de junio de 2016. Los precios del gas natural subieron el jueves 23 de junio a su nivel més alto desde
enero, los datos de inventarios de Estados Unidos mostraron un aumento en las reservas que era menor de
lo esperado®.

4. LaEIAinformé que los niveles de almacenamiento se redujeron en 6 millones de pies cubicos de gas en la
semana que termino el 29 de julio®".

5. A principios de agosto, hubo un ligero descenso de los precios en Henry Hub, debido al aumento en las
importaciones netas desde Canada, lo que condiciond una oferta mas amplia, de manera que incidié en los
precios®2,

6. Durante la tercera semana del mes de octubre el precio bajé de manera significativa ante la finalizacién de
la temporada de inyeccion y a la existencia de plataformas de explotacién mas grandes de lo esperado33.

7. Para la primera semana de noviembre, la demanda de gas por parte de los generadores comenzé a tener
un aumento importante, lo que llevo a que los precios se incrementaran para el resto del mes.

8. En el mes de diciembre el comportamiento de la demanda de gas natural fue alto, manteniendo a su vez
los precios hacia el alza, debido a las bajas temperaturas.

4.2.4. DISPONIBILIDAD DE GAS NATURAL EN EL SURESTE

Uno de los principales problemas de la generacion eléctrica en el Sistema Eléctrico Nacional es la falta de disponibilidad
de combustibles para las Unidades de Central Eléctrica ubicadas en la region sureste, por lo que es comin que las UCE
no tengan una cantidad suficiente de gas natural para operar al 100% de su capacidad, en particular, para aquéllas UCE
suministradas a través del gasoducto Mayakan.

De acuerdo con las Bases del Mercado Eléctrico, en caso de indisponibilidad de combustibles, las Unidades de Central
Eléctrica pueden utilizar otros combustibles fosiles mas caros, como el diésel o el combustoleo, lo cual tiende a
encarecer el PML.

En la Gréafica 27 se presenta el nivel de inyeccién diario de gas natural en el sureste y su variacién porcentual para el
periodo de marzo a diciembre del 2016.

29 (Market Watch, 2016)

30 (The Wall Street Journal, 2016)
31 (The Wall Street Journal, 2016)
32 (EIA, 2016)

33 (EIA, 2016)
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Grafica 27 Inyeccion de gas natural en el sureste de México
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Fuente: Elaboracién propia con datos de PEMEX.

La evolucién de la inyeccién presenta siete variaciones intermensuales importantes, todas respecto al mismo dia del mes
anterior, (mayores al 15%) y se destacan con las etiquetas de la Grafica 27: la primera se dio el 29 de marzo con una
variacion de 20.37%, la segunda fue el 13 de mayo con un 17.2% mas, siguiendo el 31 de agosto, donde se disminuyo
un 22.66% respecto al mes anterior. Posteriormente, el 15 de septiembre se aumenté el nivel en 20.57%, y el 12 de
octubre se increment6 en 16.1%. El 25 de noviembre disminuy6 el nivel de inyeccién en un 26.7%, continuando una
semana después con la tendencia, ya que el 2 de diciembre volvié a disminuir un 18.7%. De manera que, durante 2016,
se present6 una tendencia decreciente en la inyeccién de gas en la region.

4.2.5. SATURACION DE ENLACES Y CONGESTION EN EL SIN

El presente andlisis tiene como objetivo mostrar las regiones del Sistema Interconectado Nacional en las cuales, la
saturacion de los enlaces provoca congestion en el SIN para el MDA. También se mencionara qué enlaces son los que
presentaron mayor saturacion durante el 2016.

Por saturacion del enlace, se puede conceptualizar lo siguiente: un enlace se satura cuando el flujo de energia que tiene
que pasar para llegar del punto A al punto B, alcanza el limite maximo de energia que puede circular por ese enlace,
sujeto a las restricciones de seguridad.

En la solucion del MDA, los enlaces que se saturan son aquellos, en los cuales el valor del limite méaximo de transmision
con direccion al nodo de destino, es igual al valor del flujo maximo de potencia de solucién para el MDA, es decir:

llmmax_trans = flujomax_potencia
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Con base en informacién del CENACE, para el periodo de enero a diciembre de 2016, se identificaron 112 enlaces que
su nodo destino® corresponde a un NodoP en cada una de las gerencias de control regional en el SIN, las cuales se
describen a continuacion:

Tabla 4 Entidades Federativas por gerencias de control regional

Gerencia de Control Entidades Federativas

Regional

Baja California Baja California, Baja California Sur, oeste de Sonora (San Luis Rio Colorado)

Noroeste Sonora, Sinaloa

Norte Chihuahua, oeste de Coahuila, Durango, norte de Zacatecas (Sombrerete y
Chalcihuites)

Noreste Nuevo Ledn, este de Coahuila, Tamaulipas, norte de Veracruz, norte de San Luis
Potosi, norte de Hidalgo (Atlapexco)

Occidental Aguascalientes, Colima, Guanajuato, Hidalgo, Jalisco, Michoacan, Nayarit,
Querétaro, San Luis Potosi, Zacatecas

Oriental Chiapas, Guerrero, Oaxaca, Puebla, Tabasco, Tlaxcala, Hidalgo, Morelos

Central Ciudad de México, Estado de México, Morelos, Puebla, Hidalgo, Michoacan

Peninsular Campeche, Quintana Roo, Yucatan

En la Grafica 28 se presenta la proporcion de horas con enlaces saturados durante 2016 en cada una de las gerencias
de control regional, siendo la gerencia Peninsular la que presentd la mayor proporcion de horas con el 32%, seguida de
la gerencia Noreste con el 24% y la gerencia Noroeste con el 15%.

Grafica 28 Porcentaje de enlaces saturados por gerencia de control regional:

m Peninsular  ®Noreste  ®mNoroeste  m Oriental Norte  m Central

Fuente: Elaboracién propia con base en datos del CENACE.

3 De acuerdo con el CENACE un nodo de fijacion de precio corresponde a uno o varios nodos de conectividad de la red, donde se modela la
inyeccion o retiro fisicos de energia y para el cual un Precio Marginal Local se determina para las liquidaciones financieras en el Mercado Eléctrico
Mayorista, para estos enlaces el valor del flujo maximo de potencia es igual o mayor al valor del limite maximo de transmision con direccion al nodo
destino.
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A continuacién se muestran los resultados de la comparacién de los enlaces saturados con los Componentes de
Congestion Marginal, donde se realizé un mapeo de los 182 enlaces que presentaron saturacion con su correspondiente
NodoP, del cual se obtuvieron un total de 112 enlaces en el Sistema Interconectado Nacional.

En la Grafica 29 se puede observar que los meses que presentan una mayor frecuencia de horas con enlaces saturados
son octubre con 1,178 horas, noviembre con 1,124 horas, mayo con 817 horas y febrero con 737 horas. Mientras que los
valores maximos del Componente de Congestion Marginal se presentaron en julio con un valor de $5,274.04 por MWh,
agosto con un valor de $5,119.83 por MWh, mayo con un valor de $3,916.68 por MWh y diciembre con un valor de
$3,404.31 por MWh.

Grafica 29 Horas con enlaces saturados y valor maximo del CC
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Fuente: Elaboracién propia con base en datos del CENACE.

En la Grafica 30 se puede observar que la gerencia de control regional Noroeste presenta la frecuencia mas alta de
horas con enlaces saturados con 4,723 y un valor maximo del CC de $4,406.95 por MWh, mientras que la gerencia de
control regional Noreste fue la que presentd el valor maximo del CC de $5,274.04 por MWh y una frecuencia de horas
con enlaces saturados de 931.
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Grafica 30 Horas con enlaces saturados y valor maximo del CC
Gerencia de control regional
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Fuente: Elaboracidn propia con base en datos del CENACE.

Para los 112 enlaces analizados, se identificé un patrén en el valor maximo del CC para las 24 horas del dia. Como se
puede observar en la Grafica 31, a partir de la hora 10, se incrementa el valor maximo del CC desde $1,464.22 por MWh
hasta alcanzar su valor maximo en la hora 17 presentando un valor de $5,274.04 por MWh.

Si bien el patron del valor méximo del CC corresponde al rango de horas de la demanda maxima en el SIN, no sucede lo
mismo con la frecuencia de horas con enlaces saturados; la frecuencia de horas con enlaces saturados disminuye a
partir de la hora 12 con un total de 361 horas y hasta la hora 19 con un total de 200 horas, que corresponde al rango de
horas en que se presentan los valores maximos del CC.

Parece contradictorio el hecho de tener una menor frecuencia de horas con enlaces saturados durante las horas pico, sin
embargo esto sucede debido a que el CENACE procura asegurar suficiente capacidad durante las horas pico. La
asignacion de suficiente capacidad tiende a disminuir la congestion durante los periodos pico, de tal forma que los
valores altos del Componente de Congestion Marginal estan relacionados con dias en los cuales la capacidad operativa
fue insuficiente, por lo tanto no existieron unidades adicionales disponibles para la asignacién.

En la Grafica 31 se puede observar, que cuando se incrementa el valor maximo del CC, la frecuencia de horas con
enlaces saturados disminuye; mientras que para las primeras horas del dia la frecuencia maxima de horas observada fue
de 268 para la hora 1, con un valor maximo en el CC de $857.11 por MWh.
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Gréfica 31 Horas del dia: saturacion de enlaces y CC maximo

450 $6,000
$5,119.58 $5,274.0i _
: «
P 350 | :
: $4,000 g)
5 300 ‘ E
: \ =
» $3,000 :§
8 , 1 3
o | | ]
g s $2,000 §
‘:é 150 $1,464.22 \ :
B < N $1,000 g
T 100 I A :
s B8
50 g
(&)

| -$1,000

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24
Horas

e Saturacion = = Max.CC Prom. CC

Fuente: Elaboracion propia con base en datos del CENACE.

La baja frecuencia de horas con enlaces saturados durante las primeras horas del dia, se relaciona al menor flujo de
energia eléctrica debido a la disminucién de demanda que se presenta durante ese periodo. La frecuencia mas alta de
horas con enlaces saturados, desde la hora 21 hasta la hora 1, es consistente con un comportamiento de exportacion
por parte de las Unidades de Central Eléctrica mas baratas provocando que los enlaces de exportacion se saturen.

En la Grafica 32 se puede observar la frecuencia de horas con enlaces saturados para las gerencias de control regional
Noroeste, Noreste y Peninsular. EI comportamiento en las gerencias Noreste y Peninsular se relaciona con el aumento
de las horas pico de carga durante el verano, mientras que en la gerencia Noroeste, los enlaces saturados se atribuyen a
la distribucion de carga, la generacién y los limites de transmision.

Las gerencias de control regional Noreste y Peninsular presentan un patrén distinto al observado en el SIN, ya que en la
zona Noreste la mayor frecuencia de horas con enlaces saturados comienza a partir de la hora 12 y hasta la hora 17 con
valores maximos del CC que se ubicaron entre $5,119.58 y $5,201.33 por MWh. Mientras que en la gerencia de control
regional Peninsular el patrén de saturacion es similar, con la excepcién de que la mayor frecuencia comienza una hora
antes por cuestiones de zona horaria; para esta zona de control, a la hora 11 se incrementa la frecuencia y hasta la hora
16 donde alcanza su maximo; los valores maximos del CC se ubicaron entre $3,459.68 y $3,916.68 por MWh.
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Gréfica 32 Horas del dia: saturacion de enlaces y CC maximo
Gerencia de control regional
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Fuente: elaboracién propia con base en datos del CENACE.

Para las gerencias de control regional Noreste y Peninsular la frecuencia de horas con enlaces saturados es mucho
menor que la observada en la gerencia Noroeste, ademas el patrén de comportamiento de la frecuencia de horas es
consistente con el valor maximo del CC observado para las mismas horas del dia. Lo que sugiere que, en la muestra
analizada, los problemas de saturacién de enlaces y valores elevados del CC en las horas de demanda maxima del SIN
se localizan en estas dos zonas de control.

De los 112 enlaces analizados, en la Tabla 5 se muestran los cinco enlaces que en conjunto concentran el 76.32% de la
frecuencia de horas con enlaces saturados; se destaca que en la regidn Noroeste dos nodos concentran el 60.82% de
las horas con enlaces saturados. El enlace 4-4-PGD-EPM es el que presenta el valor maximo del CC para el NodoP
destino con $4,406.95 por MWh y una frecuencia de enlaces saturados de 1,042 horas que equivale al 14.72%.

Tabla 5 Principales enlaces saturados

Horas con
Clave del enlace Zona Max. CC Prom. CC enlaces %
saturados
‘;'SSONORA e Noroeste $693.00 $68.07 3,264 46.10%
4-4 PGD-EPM Noroeste $4,406.95 -$46.86 1,042 14.72%
ﬁég""' meilLs Peninsular $88.39 $1.61 410 5.79%
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_0-14 CGD-GPL-AND Norte $880.73 $118.56 288 4.07%
_0-15 ENL NTE-NES Noreste $719.57 -$36.64 245 3.46%

Fuente: Elaboracién propia con base en datos del CENACE.

Los valores negativos presentados en la Tabla 5 significan que el flujo cambi6 de sentido y por lo tanto, aplica un
diferente limite en el enlace.

Grafica 33 Principales enlaces saturados
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Fuente: Elaboracién propia con base en datos del CENACE.

A continuacion, se presenta el comportamiento del enlace 6-6ENL RAP-PMY+GUE-CPY localizado en la zona Noreste.
Se eligié este enlace dado que, aiin con un porcentaje pequefio de horas con enlaces saturados (1.69%), es el enlace
que presenta los valores maximos mas elevados en el SIN. En la Grafica 34 se puede observar la frecuencia de
saturacion por hora y los valores maximos y promedios del CC; el patron de comportamiento de la frecuencia de
saturacion es congruente con los valores maximos del CC observados. La frecuencia maxima se alcanza en la hora 17 y
el valor maximo del CC corresponde al valor maximo presentado en el SIN de $5,274.04 por MWh.
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Grafica 34 Enlace 6-6 ENL RAP-PMY+GUE-CPY
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Si bien este enlace se saturd 120 veces durante el periodo, el efecto que tiene en la congestion del SIN es mucho mayor
en términos de precio que los enlaces ubicados en otras zonas de control. Para el periodo que comprendié las fechas del
20 al 22 de julio, 25 y 26 del mismo mes y para el 8 de agosto se presentaron cortes de energia® en el MDA para la
region Noreste, los cuales se presentan en la Tabla 6. Posterior a la fecha del ocho de agosto, el enlace 6-6ENL RAP-

PMY+GUE-CPY no volvié a observar saturacion.

Tabla 6 Horas con cortes de energia
Enlace 6-6ENL RAP-PMY+GUE-CPY

Fecha Hora $Iﬁ$I:Vh
20-jul-2016 16 $4,256.05
20-jul-2016 17 $5,274.04
21-jul-2016 15 $221.35
21-jul-2016 16 $390.51
21-jul-2016 17 $623.79
22 jul-2016 16 $5,153.96
25-jul-2016 13 $5,112.55

3 Los cortes de energia en el MDA no significan que los cortes sean de energia fisica, sino son muestra de la incapacidad del modelo del mercado

para cumplir los requisitos de energia en esa region.
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Fecha Hora $ /I\(I:ISVh
25-jul-2016 14 $5,139.42
25-jul-2016 15 $5,111.49
25-jul-2016 16 $5,128.24
25-jul-2016 17 $5,131.62
25-jul-2016 18 $5,168.39
26-jul-2016 15 $4,973.42
26-jul-2016 16 $4,999.68
26-jul-2016 17 $4,984.43
26-jul-2016 18 $5,022.55

08-ago-2016 16 $4,872.64
08-ago-2016 16 $5,005.96
08-ago-2016 17 $4,947.33
08-ago-2016 18 $4,973.93

Fuente: Elaboracién propia con base en datos del CENACE.

4.3. PML NEGATIVOS

En los sistemas eléctricos desregulados se presentan ocasionalmente Precios Marginales Locales negativos. El origen
de su presencia puede relacionarse con diversas cuestiones tanto econémicas como operativas, ademas, es importante
mencionar que la presencia de dichos precios, no significa que se haya cometido un error en el célculo de los mismos.
Por lo anterior, cuando se presentan los Precios Marginales Locales negativos, resulta de gran interés analizar las
causas que los provocan.

En esta seccion se presentan las posibles causas de la aparicion de los PML negativos y se muestra la frecuencia con la
que se presentaron estos precios para el afio 2016 en el Mercado de Energia de Corto Plazo. El Anexo B.
Calculo de PML negativospresenta una explicacion mas detallada del calculo de los PML negativos y se desarrolla un
ejemplo en un sistema de prueba donde se observa el impacto que tienen estos precios en un mercado eléctrico.

Los PML negativos algunas veces se originan al considerar restricciones de transmision en el sistema de potencia. Al
incorporar las restricciones, la energia (no en todos los casos) proviene de las centrales mas economicas, es por eso
que algunos nodos adoptan valores negativos en el Precio Marginal Local derivados de los altos Componentes de
Congestion Marginal. Desde una perspectiva econdmica, el Componente de Congestion Marginal puede alcanzar valores
altos, sin embargo, en algunos casos este valor es aceptable si se compara con el costo por expandir la red de
transmision (con el objetivo de erradicar la congestion). Por ejemplo, si el costo por expandir la red de transmision es de
$124,000 por afio y el costo de la congestion es de $40,000, desde un enfoque econdémico resulta mas conveniente no
expandir la red. Por lo tanto, una de las ventajas de la existencia de Precios Marginales Locales negativos es que
permiten evaluar este tipo de escenarios y establecer un plan de accion econémico al respecto.

55



Otro de los posibles motivos de la existencia de PML negativos, se debe a la oferta con valor negativo por parte de los
productores de generacion de energia renovable. Lo anterior, significa que algunos productores de esta indole prefieren
pagar por producir energia. Esta situacion se presenta debido a que en algunas Unidades de Central Eléctrica de
energia renovable resulta mas econoémico seguir produciendo energia en horas con poca demanda que salir de servicio,
por ende, al presentar ofertas con valor negativo es un hecho que serdn designadas para entrar en operacion (ya que
estan pagando por producir energia).

En un futuro, el nimero de Unidades de Central Eléctrica con energia renovable incrementara considerablemente, por lo
tanto el nivel de competitividad se amplificara y en este tipo de UCE sera muy comun la presencia de ofertas negativas
en el mercado por los motivos mencionados anteriormente, sin embargo las Bases del Mercado Eléctrico indican que
esta forma de ofertar sera reservada hasta la segunda etapa de operacién, de manera que los PML negativos que se
presentaron a lo largo del afio, se atribuyen a la congestion del sistema.

En el Mercado de Energia de Corto Plazo, a lo largo del afio 2016 solo se presentaron PML negativos en el SIN como se
muestra en la

Tabla 7.
Tabla 7 PML negativos en el Mercado de Energia de Corto Plazo
Componente Componente =~ Componente
Fecha Hora Nodo PML de Ent_ergia de Pérslidas de Cong_estién Regién

($/MWh) Marginal Marginal Marginal

($/MWh) ($/MWh) ($/MWh)
20 Julio 2016 16 03PNQ-400  -270.49 919.04 68.64 -1,258.16 Occidental
20 Julio 2016 17 03PNQ-400  -294.97 896.35 70.43 -1,261.74 Occidental
20 Julio 2016 18 03PNQ-400 -13.77 1,048.06 80.61 -1,202.44 Occidental
21 Julio 2016 15 03PNQ-400 -94.36 1,017.14 78.57 -1,190.07 Occidental
21 Julio 2016 16 03PNQ-400  -247.38 932.11 70.32 -1,249.82 Occidental
21 Julio 2016 17 03PNQ-400 -297.9 889.1 69.97 -1,256.97 Occidental
22 Julio 2016 16 03PNQ-400 -51.46 1,046.06 82.15 -1,179.66 Occidental
25 Julio 2016 14 03PNQ-400  -275.37 1,483.96 105.75 -1,865.08 Occidental
25 Julio 2016 15 03PNQ-400  -369.64 1,520.62 111.79 -2,002.05 Occidental
25 Julio 2016 16 03PNQ-400  -325.87 1,553.25 116.93 -1,996.05 Occidental
25 Julio 2016 17 03PNQ-400  -317.44 1,564.68 116.18 -1,998.29 Occidental
25 Julio 2016 18 03PNQ-400  -377.19 1,517.77 1M11.77 -2,006.73 Occidental
26 Julio 2016 15 03PNQ-400  -1,128.31 1,357.98 96.3 -2,582.59 Occidental
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Fecha

26 Julio 2016

26 Julio 2016

26 Julio 2016
08 Agosto 2016
08 Agosto 2016
08 Agosto 2016
08 Agosto 2016
08 Agosto 2016
24 Agosto 2016

Componente
Hora  Nodo (i “Marginal

($/MWh)
16 03PNQ-400  -1,209.99 1,359.07
17 03PNQ-400  -1,139.2 1,348.87
18 03PNQ-400 -1,158.88 1,334.45
14 03PNQ-400  -706.94 1,090.22
15 03PNQ-400 -1,219.68 1,307.51
16 03PNQ-400  -1,388.54 1,182.11
17 03PNQ-400 -1,278.91 1241
18 03PNQ-400 -1,287.12 1,221.2
17 02VMN-230 -3.02 1,058.81

Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

Componente  Componente
de Pérslidas de Cong_estién Regién
Marginal Marginal
($/MWh) ($/MWh)
104.28 -2,673.34 Occidental
99.05 -2,587.12 Occidental
93.67 -2,587.01 Occidental
79.59 -1,876.75 Occidental
106.31 -2,633.5 Occidental
98.21 -2,668.86 Occidental
98.11 -2,618.01 Occidental
92.29 -2,600.6 Occidental
-168.61 -893.22 Oriental

Asimismo, los PML negativos mostrados en la Tabla 7 se relacionan con la insuficiencia del cumplimiento de energia del
MDA, lo que se tradujo en cortes de energia en el calculo del mismo, sin embargo, no significa que sean aplicables en la
operacion del sistema. Las Bases del Mercado Eléctrico indican que el corte de carga considerada no controlable sélo es
aplicable en el estado operativo de emergencia por lo que dichos PML representan la escasez de generacion Unicamente
en el célculo del MDA. Dichas acciones resultaron en altos costos en las dreas Noreste y Noroeste, y los PML negativos
en la Occidental y Oriental, aunados a la congestién interzonal. En la Tabla 8 se muestran las horas en las que se
presentaron dichos cortes de energia.

Tabla 8 Cortes de energia en el Mercado del Dia en Adelanto

Fecha Gerencia de Control Regional
23 de junio 2016 Noroeste
24 de junio 2016 Noroeste
14 de julio 2016 Noroeste
20 de julio 2016 Noreste
21 de julio 2016 Noreste
22 de julio 2016 Noroeste
22 de julio 2016 Noreste
25 de julio 2016 Noreste
26 de julio 2016 Noreste

03 de agosto 2016 Baja California
04 de agosto 2016 Peninsular
04 de agosto 2016 Baja California
08 de agosto 2016 Noreste

05 de agosto 2016 Baja California

Fuente: Elaboracién propia con datos del CENACE.

Horas
17,18 y 24
1,2,3,16,17,18 y 24
17y 18
16y 17
15,16 y 17
3y15
16
13, 14,15, 16,17y 18
15,16, 17 y 18
11,12,13,21y 22
16, 17, 18, 19, 20, 21, 22, 23, 24
11,12, 13,14, 15,16,21y 22
15, 16, 17, 18
10, 11,12, 13, 14,15, 16, 21 y 22
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4.4. PRECIOS DE SERVICIOS CONEXOS

El mercado de Servicios Conexos es uno de los componentes mas importantes del Mercado de Energia de Corto Plazo.
El objetivo de este mercado es el mantener la confiabilidad del Sistema Eléctrico Nacional en caso de una contingencia,
ademas de asegurar generacion suficiente en caso de falla de unidades o centrales de generacién, fluctuaciones de
energia provenientes de fuentes renovables y cambios inesperados en la demanda y otros factores que pueden
comprometer la confiabilidad del suministro eléctrico.

En el MEM, especificamente en el mercado de corto plazo, se comercializan cinco Servicios Conexos. Estos servicios
son suministrados por las Unidades de Central Eléctrica sincronizadas al sistema, las cuales también pueden ofertar
energia de acuerdo a la estrategia adoptada por cualquier generador.

Para definir cada una de las Reservas en cuestion, es necesario hacer referencia a lo que se menciona, de conformidad
con el numeral 4.4.10 del Manual de Mercado de Energia de Corto Plazo, publicado en el DOF, el dia 17 del sexto mes
del afio 2016:

“Los precios de los Servicios Conexos se obtienen a partir de los valores dptimos de las variables duales
correspondientes a las cuatro restricciones que modelan las cantidades requeridas de Servicios Conexos.
Para cada zona de reserva y cada Intervalo de Despacho, durante 2016 y, actualmente, los precios de los
Servicios Conexos se calculan como sigue:

1. En el caso de las Reservas de Regulacion Secundaria de Frecuencia, su precio es igual al valor
optimo de la variable dual asociada a la restriccion del precio de la Reserva de Regulacion
Secundaria el cual no depende del precio de la otras reservas, ya que ésta no contribuye en otras
reservas. El precio de la Reserva de Regulacion Secundaria no depende del precio de las otras
reservas, ya que ésta no contribuye en otras reservas

2. En el caso de las Reservas Rodantes de 10 minutos, su precio es igual a la suma de los valores
optimos de las tres variables duales asociadas a las restricciones a las que contribuye a satisfacer
que son: el requisito de Reservas Rodantes, el requisito de Reservas Operativas y el requisito de
Reservas Suplementarias.

3. Enelcaso de las Reservas No Rodantes de 10 minutos, su precio es igual a la suma de los valores
optimos de las dos variables duales asociadas a las restricciones a las que contribuye a satisfacer
que son: el requisito de Reservas Operativas y el requisito de Reservas Suplementarias.

4. En el caso de las Reservas Rodantes Suplementarias y No Rodantes Suplementarias, su precio es
igual al valor dptimo de la variable dual asociada a la restriccion a la que contribuye a satisfacer que
es: el requisito de Reservas Suplementarias.”

Para obtener los costos marginales de reservas, se corre el algoritmo del MDA basado en un modelo de co-optimizacion
de energia y Servicios Conexos matematica entero-mixto lineal. Este algoritmo tiene la finalidad de seleccionar las UCE
que minimicen el costo total del sistema y el precio se obtiene mediante las variables duales de las restricciones de
requerimiento de reserva correspondientesss.

% Por ejemplo, para encontrar el precio de la Reserva Rodante de 10 Minutos se utiliza la siguiente expresion:
oml =al + L+ AL

Donde:

cmk Precio de reserva rodante de10 minutos para la zona r e intervalo i.
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4.4.1. EvoLucCION

Para los tres sistemas que forman el Sistema Eléctrico Nacional: SIN, BCA y BCS, se han observado fluctuaciones
importantes en sus precios marginales de reservas, como se ilustra en las tablas y graficas siguientes:

1. Enel SIN, los precios altos de Regulacion Secundaria de Frecuencia se explican debido a los requerimientos
altos en las reservas y a la presencia de escacez.

2. En el BCA se presentaron precios estables, por lo general, debido a que la mayoria de las unidades no
presentaron fallas o salidas a mantenimiento.

3. En el BCS, los precios altos para todas los servicios de reservas se explican debido al tamafio pequefio del
Sistema y a la presencia de la indisponibilidad de algunas UCE.

A continuacién se presentan tablas y graficas para cada sistema, correspondientes a la evolucion de los precios
maximos en |os servicios de reservas:

Tabla 9 SIN: precios maximos de Servicios Conexos ($/MWh)

Mes Reservas
REG RR10 RNR10 RRS RNRS
Febrero $1.832.51 $730.53 $730.53 $36.49 $36.49
Marzo $19,944.31 $898.35 $750.26 $541.19 $541.19
Abril $1,662.53 637.16 $637.16 $255.17 $255.17
Mayo $2,593.46 $2,241.53 $1,933.09 $1,933.09 $1,933.09
Junio $8,131.03 $7,922.81 $7,922.81 $5,750.69 $5,750.69
Julio $10,369.88 $4,475.75 $892.44 $500.81 $500.81
Agosto $7,575.03 $6,415.38 $1,216.71 $1,216.71 $1,216.71
Septiembre $6,369.52 $1,007.57 $801.83 $711.23 $711.23
Octubre $2,122.07 $1,210.05 $807.49 $582.44 $582.44
Noviembre $1,915.94 $738.44 $623.19 $18.74 $18.74
Diciembre $2,001.38 $424.41 $211.83 $7.96 $7.96
Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.
,‘74 Multiplicador (variable dual) de la restriccion de requerimiento de reserva rodante de diez minutos del CENACE para la zona r en el
E;ervab ) Multiplicador de la restriccion de requerimiento de reserva de diez minutos del CENACE para la zona r en el intervalo i.
Ak Multiplicador de la restriccion de requerimiento de reserva suplementaria del CENACE para la zona r en el intervalo i.
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Grafica 35 SIN: precios maximos de Servicios Conexos
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Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE
Tabla 10 BCA: precios maximos de Servicios Conexos ($/MWh)
Reservas
Mes
REG RR10 RNR10 RRS RNRS
Febrero $339.47 $307.81 $143.42 $29.11 $29.11
Marzo $320.05 $289.28 $170.77 $163.66 $163.66
Abril $470.48 $352.06 $131.42 $29.09 $29.09
Mayo $285.81 $446.68 $242.81 $49.34 $49.34
Junio $413.84 $649.92 $405.24 $20.76 $20.76
Julio $550.6 $546.55 $461.15 $42.21 $42.21
Agosto $1,783.03 $1,779.97 $1,779.97 $452.46 $452.46
Septiembre $439.64 $435.37 $433.25 $169.49 $169.49
Octubre $629.57 $624.87 $461.28 $461.28 $461.28
Noviembre $1,071.53 $1,068.29 $1,068.29 $1,068.29 $1,068.29

Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.
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Grafica 36 BCA: precios maximos de Servicios Conexos
enero-noviembre 2016 ($/MWh)
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Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.

Tabla 11 BCS: precios maximos de Servicios Conexos ($/MWh)

M Reservas
es REG RR10 RNR10 RRS RNRS

Abril $3,005.20 $2,992.06 $2,992.06 $2,992.06 $2,992.06
Mayo $2.674.60 $2.591.39 $2.591.39 $2,59139 $2.591.39
Junio $3,039.8 $3,028 55 $3,028.55 $3,028.55 $3,028 55
Julio $2.427 67 $2.201.99 $2.188.06 $2.285.60 $2.285.60
Agosto $2.301.96 $2.087.1 $2.287 .1 $2.287.10 $2.287.10
Septiembre $2.356.96 $2.340.6 $2.340.6 $2.340.60 $2.340.60
Octubre $2.335.5 $2.318.16 $2.318.16 $2.318.16 $2.318.16
Noviembre $2.225.75 $2.208 81 $2.208.81 $2.208.81 $2.208 81

Fuente: elaboracion propia con base en informacion del CENACE.
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Grafica 37 BCS: precios maximos de Servicios Conexos
abril-noviembre 2016 ($/MWHh)
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Fuente: Elaboracién propia con base en informacién del CENACE.
4.4.2. PRECIOS DE RESERVA DURANTE ESCASEZ

En esta seccién se analizara la evidencia disponible sobre la practica de reducir los requerimientos de energia, su
impacto en los precios y se realizara la recomendacion de una posible solucion.

El MIM ha verificado con observaciones directas, y documentos escritos que, cuando los operadores del MDA se
enfrentan a alguna situacion en la que las reservas disponibles son insuficientes para cumplir con los requerimientos de
reservas en el modelo, dichos operadores disminuyen los requerimientos de reservas para cumplir con la oferta
disponible de reservas. Sin esta accion, o alguna accion similar, tal como cortar energia, el modelo no convergeria.

Dicho procedimiento empleado para solucionar problemas de escasez de reservas en el MDA ha tenido un impacto en
los precios. En particular, el impacto ha tenido una tendencia a disminuir los precios de los Servicios Conexos.

Las peores condiciones de escasez, ocurren durante un corte de energia. Durante estos cortes de energia, el precio de
energia es fijado por la UCE que resulta mas cara en la zona restringida de importacion. Esto garantiza la existencia de
altos precios de energia. Sin embargo, no existe una regla similar para las reservas; por lo tanto, los precios de Servicios
Conexos son fijados por la oferta de reserva mas cara aceptada en el mercado.

Los precios de Servicios Conexos seran menores a lo normal si es que el rango de ofertas de reserva es reducido. Por
ejemplo, si el rango normal de ofertas de reserva es de $0 a $700 y la reserva disponible es de 1000 MW, para cumplir
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con toda la demanda de energia que sea posible, el operador del mercado convierte 550 MW de la reserva a energia.
Posteriormente, se cuenta con 450MW disponible de reserva y el rango de ofertas de reserva es reducido de $0 a $400.
Cabe resaltar que se deben usar los recursos de reserva mas caros para energia, debido a que son los que cuentan con
un mayor costo de oportunidad.

Como es de esperarse, cuando se reducen los requerimientos de reserva, los precios de reserva en el mercado
disminuyen también.

Un problema de incentivo surge en esta situacion. Un proveedor de energia se enfrenta con un precio alto de energia y
con un precio bajo de reserva. Por ejemplo, si durante las operaciones de tiempo real, el operador del mercado instruye
al generador a proveer reserva en lugar de energia, si el generador cumple con la instruccidn del operador del mercado,
perdera la oportunidad de obtener ganancias considerables, en caso de proveer energia.

En contraste, el precio de los Servicios Conexos puede ser tan bajo como $0 en la misma hora. Esta diferencia ofrece un
gran incentivo para el proveedor de ignorar las instrucciones del operador del mercado y generar energia, en lugar de
proveer reservas. En este caso, el proveedor se enfrenta con un riesgo de sufrir una penalizacion por ofrecer energia en
lugar de reservas, sin embargo, para evitar la penalizacién, el proveedor puede declarar una condicién de que la Unidad
de Central Eléctrica requiere una mayor produccion. Asimismo, el proveedor puede solicitar una operacidn obligada,
cuando considere que podria darse este patrén de precios. Ninguno de estos escenarios resulta en un beneficio al
sistema cuando el operador del mercado se enfrenta con reducciones de reservas.

El problema del incentivo es eliminado si los precios determinados son tales que el generador obtenga la misma
ganancia neta al proveer reservas que al proveer energia. En términos econdmicos, el generador seria “indiferente” entre
proveer reservas o0 energia.

4.4.3. PRECIOS DE SERVICIOS CONEXOS VS REQUERIMIENTOS DE RESERVA

Con basen en los datos publicados por el CENACE, el MIM ha analizado el comportamiento de los precios de Servicios
Conexos v los valores de PML en las horas en que se presentd escasez de energia. En las siguientes dos graficas se
presentan observaciones que corresponden a fechas cuando hubo insuficiencia de energia en el MDA.

A un nivel muy general, la Grafica 38 nos permite observar la comparacion entre los precios de Servicios Conexos y los
PML del SIN, asi mismo se puede observar que en dias en los que hubo escasez de energia en alguna zona del SIN, el
precio maximo de energia de todo el sistema excedié el precio maximo de la Reserva Rodante de 10 Minutos (RR10).
También se puede observar que precios de la RR10 de $0.00 por MWh, se presentaron con PML cercanos al precio
tope.
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Grafica 38 SIN: precios maximos de Servicios Conexos y PML maximos
junio-agosto 2016 ($/MWh)
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Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.

La Gréafica 39 presenta la correlacion entre el PML méximo del SIN y el precio méximo de la Reserva Rodante de 10
minutos en las horas que se presentaron cortes de energia en el MDA, mas adelante se presenta el analisis por gerencia
de control regional. Como puede observarse, un generador de un nodo particular con el precio méximo identificado,
tendria el problema de incentivo mencionado en parrafos anteriores ya que es notable que, en varias ocasiones, el precio
de energia exceda considerablemente el precio de maximo de la Reserva Rodante de 10 minutos.
Grafica 39 SIN: Correlacion PML vs precios de RR10
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Durante 2016, los operadores de mercado presentaron esta practica descrita anteriormente, en la que se disminuyen los
requerimientos de reserva para resolver problemas de escasez de reserva, durante periodos de tension en el sistema® y
en particular durante los periodos de escasez de capacidad operativa.

En esta seccion se demuestra que los precios altos de energia (asumidos como parte de los periodos de tension en el
sistema) estan asociados con reducciones considerables de los requerimientos de reserva. Se ha encontrado evidencia
de que esto es aplicable para la RR10. Sin embargo, al analizar la reserva suplementaria no se encontré la misma
relacion, por lo tanto, esta seccion se enfoca Unicamente en la RR10.

La Grafica 40 muestra la correlacién entre los precios horarios para la RR10 en la zona de reserva 1, asi como el PML
promedio por hora correspondiente a la gerencia de control regional Occidental; mientras que la pendiente de relacion de
PML y requerimientos deberia de ser creciente, se observa que hay un sesgo de datos, habiendo requerimientos muy
bajos y precios considerablemente altos.

El incremento del PML y disminucion de requerimiento, soporta la hipotesis de que se esta bajando el requerimiento,
cuando éste Ultimo no deberia cambiar, no obstante, se tiene conocimiento que el operador no tiene otras opciones. El
requerimiento normal de reserva fluctua entre 200 MW y 700 MW. Durante las horas con precios altos de energia, el
requerimiento de reserva es de aproximadamente 100 MW. Lo anterior es consistente con la reduccion de
requerimientos de reserva durante periodos de escasez de capacidad operativa y de escasez de reserva.

Grafica 40 Requerimientos de RR10 Zona 1
vs PML promedio (Occidental)
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Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.

37 Se dice coloquialmente que un sistema tiene un periodo de tension, cuando éste tiene un margen de reserva limitado.

65



La Grafica 41 muestra un ejemplo distinto a los anteriores. Los precios méas altos, aquéllos superiores a $5,000 por
MWh, no estan asociados con las reducciones de requerimientos de reserva. Lo anterior se debe al hecho de que
representan horas donde se presentaron cortes de energia. Cuando la energia es cortada, la pérdida de carga provoca
que se cuente con mas generacion disponible. Por lo tanto, se cuenta con mas capacidad disponible que reserva para
ser considerada en el sistema. De hecho, internacionalmente se considera como una buena practica cuando,
intencionalmente, se corta la carga a tal grado, que permita restaurar la reserva.

La reserva restaurada puede prevenir pérdidas incontrolables de carga. A menores niveles de precio, se puede notar que
hay diversas observaciones de requerimientos de reserva por debajo del promedio, inclusive requerimientos de 0 MW.

Grafica 41 Requerimientos de RR10 Zona 3
vs PML promedio (Noreste)
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Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.

Las siguientes dos graficas presentan la correlacion entre energia y precios de reserva que resulta de la reduccion de
requerimientos de reserva durante escasez de reserva. La Grafica 42 y Grafica 43 ilustran el problema de incentivo
economico abordado en la seccion anterior, la correlacion esperada entre el precio de la RR10 y el PML promedio es
positiva, sin embargo en las zonas 2 y 4 este comportamiento desaparece para PML mayores a $2,000 por MWh donde
la mayor parte de las observaciones presentan precios de RR10 cercanos a $0/MW.

El hecho de que existan precios de Servicios Conexos considerablemente menores que los PML durante periodos de
escasez crea un problema de incentivos, el cual incide en la disposicién de los Generadores de cumplir con las
instrucciones de despacho emitidas por el operador del mercado.
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Grafica 42 Precios de RR10 Zona 2
vs PML promedio (Oriental)
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Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.

Grafica 43 Precios de RR10 Zona 4
vs PML promedio (Noroeste)
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Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE.
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4.4.4. CURVAS DE DEMANDA DE RESERVA OPERATIVA

El problema sobre los precios de reserva que no representan los valores correctos durante condiciones de escasez ha
sido identificado en otros mercados. El problema surge cuando el requerimiento de reservas, tedricamente, ha sido
presentado por un valor constante en cualquier momento y cualquier ubicacion.3®

Este problema ha sido abordado en otros mercados mediante la implementacion de una curva de demanda de reserva
operativa, la cual se encuentra considerada en las Bases del Mercado Eléctrico para la segunda etapa del mercado. A
continuacién, se presenta una revisién de las practicas internacionales a fin de que se evalue la implementacion de una
metodologia que no recurra a la disminucién de requerimientos por parte del operador del mercado.

El objetivo principal de implementar una formulacién alternativa basada en una curva de demanda de reserva operativa,
es mejorar la confiabilidad y fijar precios adecuados en situaciones de escasez, es decir, que los precios reflejen el valor
de la electricidad en presencia de riesgos en cortes de energia, ademas de incentivos para la inversion en generacion.

De acuerdo con William Hogan, los precios de escasez que implican una curva de demanda de reservas operativas
promoverian la confiabilidad, proporcionando mayores incentivos para suministrar capacidad, ademas de una mayor
claridad a los operadores del sistema para obtener capacidad adicional a precios mayores para cumplir con los
requerimientos de reservas.3

La formulacién alternativa para fijar los precios de reservas basadas en la Operating Reserve Demand Curve (ORDC)
fue implementada en los sistemas de Estados Unidos MISO, PJM, ERCOT y NYISO.

En MISO la metodologia para construir la ORDC esta relacionada con el valor de la carga no suministrada (VOLL ) para
capturar las incertidumbres del suministro y la demanda, y la probabilidad de que la demanda exceda a la capacidad
(LOLP = P[Demanda > Capacidad]). En MISO el precio de la reserva Rep en cualquier momento esta definido
como sigue:

Rep = VOLL = LOLP

De la ecuacion anterior, se pueden observar las siguientes relaciones entre las variables:

1. Unincremento en las reservas reduce el valor de LOLP, por lo tanto, un decremento en Re, .
2. Un decremento en las reservas aumenta el valor de LOLP y, por lo tanto, un incremento en Re,, .

3. Cuando las reservas llegan a su valor minimo. el precio se fijaen el VOLL.

El comportamiento de la ORDC en MISO es similar al de la Grafica 44, en ésta se puede apreciar que para cantidades
de reservas menores a 500 MW (la reserva minima de contingencia), el precio se ajusta al valor del VOLL vy, para
cantidades de reservas mayores a 500 MW, los precios son mas bajos, debido a la baja probabilidad de que la demanda
exceda la capacidad (dada por LOLP). Con la implementacién de la ORDC en MISO, el precio de la energia puede
alcanzar como maximo el valor del VOLL = USD 3,500.00/ MW h, cuando el valor de las reservas esté por debajo
del valor de la contingencia.

3 (Hogan, 2013)
3 |bid.
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Grafica 44 Curva de demanda de reserva operativa (MISO)
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Fuente: MISO.

En el mercado de PJM, la ORDC tiene otra denominacion, se emplea el factor de penalizacion por no cumplir el
requerimiento de reservas y se utiliza como una sefial para cortes de energia. Cuando el requerimiento de reservas esta
cubierto, el factor de penalizacion no afecta el PML; en cambio, cuando el requerimiento de reservas no se cumple, el
precio del corte de energia esta dado por la ORDC, como se ilustra en la Grafica 454:

Grafica 45 Curva de demanda de reserva operativa (PJM)
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4 (PJM, 2016)
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En el caso de ERCOT, la metodologia para fijar el precio de la ORDC esta descrita en la Grafica 46. El objetivo principal
de la ORDC en ERCOT es generar un incremento del precio en tiempo real, es decir, cuando la reserva operativa es
menor o igual a 2,000 MW la ORDC ajusta automaticamente los precios de energia al valor del VOLL que se fij6 en
$9,000.00 USD por MWh.

Con la implementacion de la ORDC, los precios de la energia pueden alcanzar como maximo el valor del VOLL. El
comportamiento de la ORDC en ERCOT es parecido al de la Grafica 44 mostrada anteriormente.!

Grafica 46 Curva de demanda de reserva operativa (ERCOT)
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Para el mercado de NYISO, se consideran doce curvas para la ORDC, es decir, una para cada requerimiento de reserva
operativa.*2 Las curvas de reservas en NYISO son anidadas y decrecientes, con la finalidad de que se cubran los
requisitos totales de reservas. NYISO y el monitor independiente de NYISO realizaran revisiones periodicas para
determinar si las Curvas de Demanda de Reservas Operativas requieren de un ajuste para optimizar la eficiencia
economica de los mercados en NYISO.

4.4.5. CURVA DE RESERVAS EN EL CENACE

Con base en el analisis hecho en la seccién anterior, se ha ilustrado que la mayoria de los mercados de electricidad en
Estados Unidos han propuesto nuevas metodologias basadas en una ORDC para fijar los precios de las reservas.

El algoritmo de la curva de reserva del MDA propuesto por el CENACE esta basado en la formulacion de NYISO, por lo
tanto, esta formulacién conduce a tomar valores decrecientes pasando por la curva de Reserva Rodante de 10 minutos
(A), Reserva No Rodante de 10 minutos (B) y la Reserva Suplementaria (C) como se puede apreciar en la Grafica 47.4

41 (ERCOT, 2016)
“2(NYISO, 2016)
43 (Unidad de mercado y desarrollo del CENACE, 2016)
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Grafica 47 Curva de demanda de reserva operativa
Propuesta por el CENACE
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4.5, CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

El analisis del desempefio del mercado es un importante elemento que ayuda a los Participantes del Mercado, al
CENACE vy al publico en general a tener una mejor idea de la evolucién del Mercado Eléctrico Mayorista, asi como para
tener una explicacién de los eventos relevantes que sucedieron en el transcurso del afio.

El primer indicador que se analizé en el presente capitulo son las horas que le lleva al CENACE el publicar los resultados
del MDA, lo cual pudiera indicar la facilidad con la puede resolverse el problema de co-optimizacion del modelo en cada
uno de los sistemas. En general, el CENACE cumpli6 con lo establecido por el Manual de Mercado de Energia de Corto
Plazo de publicar los resultados antes de las 17 horas, los dias en que no se cumpli6 este plazo se pueden explicar por
las siguientes causas:

1. Fallas técnicas de los servidores de publicacién del CENACE.

2. Fallas de tipo operacional, en las que las ofertas presentadas por los Participantes del Mercado no se evallan
antes de las 17:00 y el MDA no puede procesarse a tiempo, entonces, la publicacion no es inmediata, sino
hasta que se logran obtener los resultados de la asignacién y despacho de Unidades de Central Eléctrica. Esta
es la razén por la que en el SIN se presenta una eficiencia menor, dado el mayor nimero de NodosP y de
ofertas que tienen que ser evaluadas.

En general, el problema de la eficiencia de publicacion esta ligado con la resolucion del MDA, por lo que el CENACE
debera tomar las medidas necesarias para cumplir con los plazos de publicacién. Se espera que una evaluacién futura
de la publicacién de precios exista una mejora continua en los tres sistemas, lo que asegure que el proceso de
optimizacion para obtencion de los PML se ajuste a lo estipulado en las Reglas del Mercado.
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Respecto al analisis de los determinantes de los Precios Marginales Locales, es posible identificar diversos factores que
pueden impactar el aumento o la disminucidn de los precios de energia eléctrica como se describe a continuacion:

1. Durante la semana del 24 al 29 de mayo existi6 un nivel préximo a la escasez derivada de la disminucion el
numero de generadores disponibles, lo que incremento el precio de la energia y de los Servicios de Conexos.
Por su parte, el Componente de Congestién Marginal se increment6 debido a la saturacién del enlace para el
rango de horas de 5 a 8 con valores elevados en la variable dual.

2. Enlas semanas del 17 al 31 de julio existieron problemas de saturacion, tanto en el enlace Sur — Monterrey que
conecta a las gerencias de control regional Occidental y Oriental con Altamira, perteneciente a la gerencia de
control regional Noreste. La saturacién se presentd en las horas 13 a 19y 23 a 24; en particular para la hora 17
caus6 una variable dual por congestion de $10,070.58, ademas de cortes de carga por 93.03MW. Asimismo, el
enlace Mazatlan/Habal también presentd problemas de saturacion. De modo que el PML llegd casi a sus
valores tope.

3. EI 29 de septiembre, en el nodo 07LRO-115 presentd un Componente de Pérdidas Marginal de $139.37, debido
a que este nodo se encuentra conectado de manera radial y al final de la linea.

Como puede observarse, los enlaces saturados juegan un papel importante como determinante del Precio Marginal
Local, ya que cuando la solucién del modelo del MDA no permite cumplir con los requerimientos de energia de una
gerencia de control regional se deben realizar cortes de energia provocando Componentes de Congestién Marginal altos.

Adicionalmente, los enlaces saturados pueden provocar la existencia de PML negativos sin la necesidad de que existan
ofertas negativas en el mercado. Estos PML negativos son indicadores que permiten conocer la ubicacion fisica donde
los incrementos de carga ayudan a aliviar la congestion de distintos elementos de la red. Dependiendo de la magnitud de
los PML negativos, el incremento de carga en estos, ayudara en mayor o menor proporcion al alivio de la congestion. En
otras palabras, entre mas negativos sean los PML, el incremento de carga en ellos ayudard en mayor medida al
elemento congestionado.

Finalmente, el andlisis de precios de Servicios Conexos nos ayuda a confirmar que el operador del mercado reduce
requerimientos de reserva cuando hay escasez de reserva, lo cual crea un incentivo perverso para el Generador cuando
es instruido por el operador del mercado a proveer reserva.

Como se describié previamente, al implementar una curva de demanda de reserva operativa, se puede corregir el
incentivo perverso en los precios. En primer lugar, asigna un valor a la reserva durante periodos de escasez de reserva.
En segundo lugar, asegura que los precios de energia excedan los precios de reserva. Ambos puntos aseguraran que
los Generadores reciban las sefiales correctas de precio durante periodos de capacidad y de escasez de reserva. Estas
sefiales de precios mejoraran la confiabilidad al incentivar una mejor disposicién e inversion.

Esto ha sido resuelto en otros mercados al establecer una curva de demanda de reserva en conjunto con co-
optimizacion correcta de la energia y la reserva. El uso de una curva de demanda de reserva durante periodos de
escasez de reserva implica que su valor serd agregado a la funcion objetivo como un costo extra sobre y por encima del
costo de energia. Por lo tanto, resultaria que el PML siempre seria mayor que el precio de reserva.

Finalmente, se recomienda que el CENACE implemente una curva de demanda de reserva operativa en los modelos del
mercado.
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5. DETERMINACIONES DEL CENACE

5.1. INSUFICIENCIA DE GENERACION EN EL MIERCADO DEL DiA EN ADELANTO

Las operaciones de la red de energia dependen de la efectividad del sistema de balance de carga (demanda) y de la
generacion. EI CENACE balancea la generacion y la carga para mantener una frecuencia con una tolerancia de 60 +
0.0155 Hz. Cuando la frecuencia varia mas alla de esta tolerancia, algunos problemas de operacién podrian impactar en
la red de energia provocando pérdida de suministro eléctrico. La frecuencia se afecta por diversos factores, tales como el
uso de hornos de arco eléctricos, aumento repentino de la demanda o cortes de generacién repentinos e inesperados.

Esta frecuencia es mantenida a través del uso de lo que cominmente se conoce como “respuesta del controlador” o
respuesta primaria de frecuencia y de los Servicios Conexos*4. Si la frecuencia excede el rango de tolerancia, entonces
la generacion es mas grande que la carga y el producto de generacién debe ser disminuido a través del control
automatico de generacion o de forma manual por el operador del sistema. Cuando la frecuencia cae por debajo del rango
aceptable, entonces el generador debera incrementarla por medio del control automatico de generacion o desarrollando
reservas de Servicios Conexos (i.e., respuesta rapida de generacion para mantener la frecuencia estable).

En el caso de baja frecuencia, existen otros Generadores que pueden proveer este servicio, no obstante en algunos
casos, el CENACE ha utilizado la generacion hidroeléctrica para mantener la frecuencia controlada y compensar por la
insuficiencia de generacion entre los pronésticos del Mercado del Dia en Adelanto y las operaciones en tiempo real ante
eventos inesperados, lo cual genera un riesgo de interrupciones de energia. Dicho riesgo esta latente si es que la sequia
contintia durante los meses de verano con alta demanda. Esto puede ser un problema debido a que es posible agotar
prematuramente el almacenamiento hidroeléctrico, ademas de ejercer discriminacion ante otros recursos que podrian ser
mas economicos. Lo cual, no es apropiado en un mercado competitivo.

La evidencia que apoya esta hipotesis puede ser observada en la forma en que el CENACE utiliza la generacién
hidroeléctrica para corregir las discrepancias de energia entre el Mercado del Dia en Adelanto y la operacidn en tiempo
real. Por ejemplo, el 28 de septiembre de 2016, hubo varias insuficiencias de generacién en tiempo real. La Tabla 12
muestra el despacho de 47,014 MWh adicionales de generacién hidroeléctrica en tiempo real para compensar la
insuficiencia de generacion.

4 |a respuesta de frecuencia primaria responde en menos de un segundo a un periodo aproximadamente de cuatro segundos, dependiendo de los
estandares de implementacion de confiabilidad. La tecnologia de frecuencia secundaria, en particular, control automatico de generacion, responde
en un lapso de tiempo mayor que cuatro segundos. Reservas tal como la rodante de diez minutos, responden después de la respuesta de
generacion automatica.
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Tabla 12 Uso de generacion hidroeléctrica en tiempo real
28 de septiembre de 2016

Central Resultados AUGC  Generacion Real Diferencia de
Hidroeléctrica (MWh) (MWh) Generacién (MWh)
A 4,936 7,484 2,548

B 10,481 21,674 11,193

c 3,920 4,462 542

D 2,592 2,629 37

E 3,000 3,009 9

F 2,160 5,308 3,148

G 9,216 14,336 5,120

H 11,988 14,677 2,689

I 3,500 6,349 2,849

J 1,400 7,583 6,183

K 300 5,658 5,358

L 2,838 8,414 5,576

M 4,485 6,040 1,555

N 10,224 10,314 90

o) 1,411 1,459 48

P 3,168 3,237 69

Total 75,619 122,633 47,014

Fuente: Elaboracidn propia con con base en informacion del CENACE

El uso de generacion con tecnologia hidraulica para cubrir las diferencias en tiempo real el 28 de septiembre de 2016 se
explica por las siguientes eventualidades:

1. Diferencia de -26.86 GWh entre el AUGC y la energia en tiempo real debido a fallas en Unidades de Central
Eléctrica y restricciones en generacion.

2. Diferencia de -8.787 GWh entre el pronéstico de generacién edlica y la generacion real.

3. Diferencia de 2.21 GWh entre el prondstico de demanda y la demanda real.

4. Disparo de las UCE de NEC-U3, MAM-U8, MAM-U4, MZD-U1 y CPU-U5, perdiendo una capacidad de
generacion de -10.58 GWh.

Es importante mencionar, que estas eventualidades deben cubrirse al menor costo para el sistema sin comprometer la
confiabilidad del sistema tanto en el corto como en el mediano y largo plazo.

Lo anterior, es solo un ejemplo de las situaciones que pueden ocurrir en un Dia de Operacion. En los ultimos seis meses,
las reservas hidroeléctricas (energia hidroeléctrica almacenada) han disminuido en 27%, comparadas con el mismo
periodo en el ultimo afio. Basado en las condiciones actuales de sequia, la capacidad a final de 2017 estara alrededor de
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15,000 GWh, los cuales estaran aproximadamente 17% por debajo de la capacidad que habia finales de 2016, lo cual
puede observarse en la Grafica 48. Si se mantienen las actuales condiciones de sequia, la generacion hidroeléctrica
podria no estar completamente disponible para el balance de carga o para la respuesta de frecuencia durante el pico de
demanda de los meses de verano en el afio 2017.

Grafica 48 Uso y prondstico de energia hidroeléctrica almacenada
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Fuente: Elaboracién propia con con base en informacioén del CENACE

La Grafica 48 muestra la energia almacenada real presente durante 2016, asi como la energia almacenada
pronosticada, tanto para el afio 2016, como para el afio 2017. La energia almacenada del 2016 es significativamente
menor que la pronosticada en 2015 para el afio 2016. Para finales de 2016, la energia almacenada pronosticada en 2015
era de 18,911 GWh, mientras que la energia almacenada real fue sélo de 15,271 GWh, con una diferencia del 19.24%.
Dicha diferencia fue el resultado de una condicion de sequia, que se extendié durante el afio, aunada al uso de energia
hidroeléctrica, por parte del CENACE. La curva pronosticada de energia almacenada para 2017 aplica el patron
observado durante 2016, hasta el inicio del afio 2017. Se asume que durante 2017 se contara con las mismas
condiciones hidrolégicas, asi como el uso de energia hidroeléctrica por parte del CENACE*. Ademas, dicha gréfica

muestra que la energia almacenada podria disminuir otro 17.97%, para finales de 2017, cuyo minimo pronosticado es de
5,668 GWh.

45 | a curva de energia almacenada pronosticada para el 2017 fue construida utilizando un ajuste a la curva actual de reservas del 2016,
considerando el punto de inicio de 15,271 GWh, en lugar de las reservas de inicio del 2016, de 18,071 GWh.
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5.2. POSIBLES CAUSAS DE DISMINUCION EN GENERACION HIDROELECTRICA

Existen varios temas operacionales que podrian crear la necesidad de usar balance de energia en tiempo real y control
de frecuencia y, consecuentemente, el uso de energia hidroeléctrica:

1. Pronéstico inferior de carga (error de mas del 2.5%);
2. Salidas de operacion forzosa;

3. Incertidumbre de prevision de generacién eélica - variabilidad de recursos de viento y otros recursos
intermitentes de generacion;

4. Modificacion de los prondsticos de CIL (pronésticos imprecisos de generacion y cargas controladas por
empresas privadas bajo la figura de Contratos de Interconexion Legados, los cuales se usan en el MDA);

5. Control de frecuencia; u,
6. Otras causas que aun no han sido identificadas.

En las siguientes secciones se revisaran algunas de las posibles causas del uso de hidroeléctricas. En general, el MIM
no tiene acceso a bases de datos que contengan informacion relativa a fallas de generacion y nivel de embalses, entre
otros, que permitan una revisién mas a fondo de las posibles causas.

5.2.1. PRONOSTICO INFERIOR DE CARGA

El modelo de pronéstico de carga es una herramienta que permite al CENACE el conocer el comportamiento de la
demanda de energia en el Sistema Eléctrico Nacional y a su vez, emplear este prondstico para el despacho de energia
en el Mercado del Dia en Adelanto. EI modelo de pronéstico empleado por los Operadores Independientes del Sistema,
debe tener un error* menor al 2.5% de la carga en tiempo real, a fin de que no afecte de forma significativa la
Confiabilidad del sistema.

Hasta el momento, el MIM no ha detectado el uso de Unidades de Central Eléctrica con tecnologia hidraulica para
compensar errores en los pronosticos de carga del MDA.

5.2.2. SALIDAS DE OPERACION FORZOSA

Las salidas de operacion forzosa de las Unidades de Central Eléctrica tienen un impacto inmediato en la red eléctrica ya
que la generacién que estaba en linea, sufre una caida sin proporcionar aviso previo, y causa un impacto en la
frecuencia del sistema, la cual debe ser subsanada por generacion de facil acceso.

México cuenta con una variedad de generadores hidroeléctricos, los cuales resultan ser el método preferido para
responder ante contingencias, debido a que la generacién hidroeléctrica es de accidn rapida y muy confiable. De la
Gréfica 49 se desprende que hay una correlacién entre las salidas de operacion forzosa y la utilizacion de generacion
hidroeléctrica. Mientras que el acceso a los datos disponibles para realizar este analisis fue limitado, se muestra que hay
una tendencia a utilizar energia hidroeléctrica para cubrir estas salidas.

46 E| error de prondstico de carga se define como la diferencia entre el prondstico y la carga real.
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Grafica 49 Salidas de operacion forzosa vs uso de generaciéon hidroeléctrica
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Fuente: elaboracion propia con con base en informacion del CENACE.
5.2.3. INCERTIDUMBRE DE PREVISION DE GENERACION EOLICA

El pronéstico de generacion edlica puede variar significativamente de la generacién efectiva observada en tiempo real.
La Grafica 50 muestra el pronéstico de generacién de viento de un generador particular en el Mercado del Dia en
Adelanto, con una variacién de un minimo de 425 MW a un méaximo de 1,000 MW. En tiempo real, la Unidad de Central
Eléctrica con tecnologia eélica Unicamente produjo una fraccidn de la energia anticipada, ya que casi no hubo
produccion de energia en las primeras 12 horas, produciendo unicamente un 15% de la energia que el operador de la
red esperaba para el pronéstico del MDA.
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Grafica 50 Pronésticos de AUGC y MDA vs generacion edlica en tiempo real
28 de septiembre de 2016
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Fuente: CENACE.
5.2.4. MODIFICACION DE LOS PRONOSTICOS DE CIL

En noviembre de 2016, el CENACE implementé un nuevo método de pronostico de la generacion de los CIL que usa
datos histéricos. Desde entonces, la cantidad de energia proveniente de UCE con tecnologia hidraulica utilizada para
equilibrar los desbalances en el tiempo real ha disminuido.

La Grafica 51 compara la cantidad de energia proveniente de UCE con tecnologia hidraulica planeada en el MDA con la
cantidad adicional que fue despachada en tiempo real para el balance de carga y respuesta de frecuencia. A partir de
noviembre de 2016, se puede apreciar una disminucion de la generacion hidroeléctrica adicional en el tiempo real en
comparacioén con septiembre, lo cual coincide con la introduccién del nuevo método para darle tratamiento a los
pronédsticos de CIL.
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Grafica 51 Despacho de energia hidraulica: MDA vs tiempo real
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Fuente: Elaboracién propia con con base en informacién del CENACE

El nuevo proceso utiliza patrones historicos de conducta y jucios de expertos para desarrollar cantidades més razonables
de oferta de MW para las ofertas provenientes de los generadores de CIL. Para realizar esta estimacion, el CENACE
depende del contador mensual de lecturas debido a que los Generadores de CIL no tienen telemetreo diario o de tiempo
real, sino que tienen informacion disponible hasta de un mes de antigiiedad.

El CENACE utiliza los datos correspondientes al mismo dia de la semana, asi asumiendo perfiles de carga similares por
dia. Sin embargo, el segundo paso incluye ajustar las previsiones implicitas de carga para reflejar las previsiones de
carga del sistema. Por ejemplo, si se espera que sea un dia célido, la carga del sistema debera incrementar y la carga
del CIL se espera esté correlacionada y, por lo tanto, también sufrira un incremento.

5.2.5. CONTROL DE FRECUENCIA

Como se menciond previamente, la generacion hidroeléctrica es comunmente utilizada como control de frecuencia.+’
Esto muestra la quinta causa de disminucién de reserva hidroeléctrica mas alla de la cantidad en el Mercado del Dia en
Adelanto o en el AUGC.

47 El CENACE debe mantener el fragil balance entre la generacion y la carga. Cuando se presenta alguna escasez de generacion (i.e. que hay mas
carga que generacion), la frecuencia disminuye a menos de 60 Hz. Si dicha escasez es considerable, se debe tomar alguna accién correctiva y la
carga debe ser distribuida. Para poder mantener la estabilidad de la red eléctrica, es critico que el CENACE cuente con un procedimiento
establecido para distribuir la carga en el caso extremo que la frecuencia caiga por debajo de 60 Hz. Por ejemplo, el CENACE va a comenzar a
distribuir 2,678 MW de la carga cuando la frecuencia caiga hasta 59.3 Hz y podria distribuir hasta 15,977 MW de la carga o el 41.2% cuando la
frecuencia caiga al 58.5% o mas.
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El MIM no cuenta con la cantidad precisa de energia utilizada para la Regulacién Secundaria de Frecuancia, sin
embargo, como ejemplo se pueden tomar en consideracion los eventos sucedidos el 28 de septiembre de 2016. En dicha
fecha, 47,585 MWh adicionales de generacion hidroeléctrica fueron utilizados por encima de los 75,619 MWh
efectivamente presentados en el MDA. Si la generacion de los CIL quedara corta s6lo por un 30%, esto representaria
aproximadamente 35,682 MWh.* Si se resta esta cantidad de la energia hidroeléctrica adicional de 47,014 MWh, esto
deja 11,335 MWh, que podrian haber sido utilizados para requerimientos de frecuencia o contingencias en el sistema.

5.2.6. OTRAS CAUSAS

La Grafica 52 muestra que el total de MWh ofrecidos por los CIL se ha mantenido, principalmente, dentro del rango entre
120,000 a 160,000 MWh, del 25 de septiembre al 31 de diciembre de 2016. Mientras que el uso de la generacién
hidroeléctrica disminuy¢ significativamente en un rango méximo de mas de 120,000 MWh a 20,000 MWh, para finales de
diciembre de 2016. Esto no significa que el nuevo procedimiento implementado para los CIL elimina por completo el uso
de generacion hidroeléctrica, sino que hay otros factores que requieren un analisis mas a fondo.

Grafica 52 Uso de generacion hidroeléctrica vs Ofertas de CIL
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Fuente: Elaboracién propia con con base en informacion del CENACE.

48 Calculo realizado utilizando el total de ofertas de MW para cada hora, sumadas durante 24 horas. La energia total ofrecida en el mercado fue de

118,942 el 28 de septiembre. Asumiendo que los CIL estan sobreestimando su energia disponible a la red por un 30%, esto representaria 35,682
MWh.
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5.3. CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

En este capitulo se ha presentado la problematica de la disminucidén del almacenamiento de energia hidroeléctrica, la
cual puede afectar la confiabilidad del sistema en un futuro. Las cinco fuentes que se identificaron que agravan el
problema, fueron las siguientes:

1. Pronéstico inferior de carga.
Salidas de operacion forzosa.
Incertidumbre en la prevision de generacion edlica.

Pronosticos imprecisos de generacion proveniente de Contratos de Interconexion Legados.

o &~ N

Control de frecuencia.
A fin de mejorar el uso de la energia hidroeléctrica, se recomienda lo siguiente:

1. Analizar si las UCE con tecnologia térmica se esta utilizando a su mejor capacidad, para propositos de
responder a ciertos eventos inesperados en el sistema, identificados en periodos anteriores. En particular, es
importante que todas las tecnologias compitan por proveer Servicios Conexos y las UCE que brinden un mayor
beneficio al sistema son las que deberian proveer dichos servicios, es decir, no debe haber preferencia por
generacion hidroeléctrica Unicamente porque es mas sencilla de utilizar que la generacién térmica.*® Este uso
discriminatorio, podria desencadenar futuras revisiones de las herramientas y la capacidad técnica del
operador.

2. Continuar con la optimizacién del proceso de prevision utilizado para calcular el programa de generacion en el
Mercado del Dia en Adelanto de los CIL.

3. Mejorar el sistema SCADA para incluir medicion de tiempo real para generacion y carga asociada con un CIL,
ya que no dispone de esta informacién actualmente. La medicién en tiempo real permitird una mejor estimacion
de la carga y generacion para el dia siguiente.

4. Reforzar la regla actual respecto de requerir a los CIL presentar programas de generacion precisos en el MDA.

Adicionalmente, se recomienda realizar un estudio operacional mas a fondo de la incertidumbre en la prevision de
generacion edlica, ya que el MIM Unicamente contaba con un ejemplo, el cual no permite cuantificar la magnitud de la
incertidumbre de la generacion edlica en la disminucion del almacenamiento de energia hidroeléctrica. Para realizar este
analisis a profundidad, se requiere tener acceso a las bases de datos de operaciones del CENACE en tiempo real.

Finalmente, se recomienda revisar la metodologia mediante la cual se determinan los costos de oportunidad de
Unidades de Central Eléctrica con tecnologia hidraulica ya que de esto depende en gran medida el uso del recurso, el
cual en algunas areas en México con condiciones climaticas de sequia, podria resultar en interrupciones de energia
durante los meses de verano con alta demanda de 2017.

49 Por lo general, se utiliza la generacion hidroeléctrica por su rapida respuesta ante contingencias, por otra parte, puede existir generacion con otro
tipo de tecnologia con precios similares a los de la hidroeléctrica, sin embargo, dicha generacion con tecnologias alternas requiere mayor tiempo de
respuesta o puede presentar problemas y no ser considerada para generar por los tiempos minimos de operacion que requiere para generar.

50 Supervisory Control and Data Acquisition.
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ANEXO A.

ESTIMACION DE PRECIOS DE REFERENCIA
1. Precios de Referencia de arranque para cada tipo (caliente, tibio y frio):

Parryy, = 1.1- [(Qcombtim ' CVcombarr) + CVom tipo]
Donde:
Parry;,,: Precio de Referencia de arranque expresado en $
Qcomb,;;,, consumo de combustible por tipo de arranque expresado en MMBtu

CVcomb,,,. costo variable del combustible utilizado en el arranque, el cual incluye los costos
variables de transporte del mismo, expresado en $/MMBtu

CVom .,,: costos variables de operacion y mantenimiento por tipo de arranque, expresados en $

2. Precios de Referencia de oferta incremental:

11
PT =1.1- [Copmm + Z COf,.l

i=1
Donde:
PT: Precio de Referencia total
CoPomin: Costo de operacion en el Limite de Despacho Econdmico Minimo expresado en $/h
Copmin = f(x =0) - CVcombgy,,
f (x = min): funcion de produccién — cantidad de combustible, evaluada en el Limite de Despacho
T MMBtu
Econdmico Minimo, expresada en

CVcomby,y, : costo variable del combustible utilizado en la generacion de energia eléctrica, el cual
incluye los costos variables de transporte del mismo, expresado en $/MMBtu

COf;: costo marginal para el segmento i de la oferta incremental expresado en $/MWh

_ [df(x)
Coﬁ_ = d * CVCOmbgen + CVOmgen + Ttm + TCENACE

i

af(x;).

e primera derivada de la funcién de produccion — cantidad de combustible, equivalente a
13

, Ly , MMBtu
2ax; + b, evaluada en el nivel de produccién x del segmento i, expresada en Wh

CVomg,,: costos variables de operacion y mantenimiento que dependen directamente de la
generacion de energia eléctrica expresados en $/MWh

T.m: tarifa regulada de transmision correspondiente al nivel de tension de la Unidad de Central
Eléctrica establecida por la CRE, expresada en $/MWh

Tcenack- tarifa regulada que percibe el CENACE establecida por la CRE, expresada en $/MWh

3. Precios de Referencia de Servicios Conexos:

df (Xmax)

dxmux

PReg = 1.1- (2% . [( . CVcombgen> + Cvomgen])

Donde:
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PReg: Precio de Referencia de la disponibilidad de Reservas de Regulacion Secundaria de
Frecuencia expresado en $/MWh

af(x . . ., ., . . .
%: primera derivada de la funcién de produccion — cantidad de combustible, equivalente a
max
. Lo Lo MMBtu
2ax,qx + b, evaluada en el Limite de Despacho Econdémico Mé&ximo, expresada en T

CVcombyg,y: costo variable del combustible utilizado en la generacion de energia eléctrica, el cual
incluye los costos variables de transporte del mismo, expresado en $/MMBtu

CVomg,,: costos variables de operacion y mantenimiento que dependen directamente de la
generacion de energia eléctrica expresados en $/MWh

Tabla 13 Precios de Referencia de Servicios Conexos

Producto ofertado Calculo Precio de Referencia
Reservas Rodantes de 10 minutos PRR =1.1*(75% - PReg)
Reservas No Rodantes de 10 minutos PRNR =1.1%(70% - PReg)
Reservas Rodantes Suplementarias PRS = 1.1%(65% - PReg)
Reservas No Rodantes Suplementarias PRNS =1.1*(60% - PReg)
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ANEXO B.
CALcULO DE PML NEGATIVOS

La formula general para el calculo de los PML se muestra en la ecuacion (1):

Donde:
CEi corresponde al componente de energia del nodo i.
CP; corresponde al componente de pérdidas del nodo i.

CCi corresponde al componente de congestion del nodo i.

La presencia de un PML negativo en el nodo i, se presenta cuando el componente de congestion sea de
signo negativo y supere la suma del componente de energia con el componente de pérdidas, como puede
observarse en la ecuacion (2):

(CE; + CPy) < (CCy) Sujeto a CC; <0 2)

Para comprender la situacion en la que el componente de congestion adopta un valor de una magnitud
grande y un signo negativo, se analiza la expresion matematica de su calculo en la ecuacion (3), donde py
solo adquiere un valor cuando el elemento k se congestiona. El célculo del componente de congestion es:

CCi = Yi=1Sik " Mk )

Donde:
K = Conjunto de lineas de transmisién e interfaces.

Si= Factor de sensibilidad de inyeccion en i al componente de transmision k, la fraccién de la potencia inyectada en i
que fluira sobre k.

U= Precio sombra de la restriccion de la linea de transmision K.

Debido a lo anterior para que el componente de congestion adquiera un valor negativo de gran magnitud, se
necesitaria que existiese una variable dual u;, de un alto valor o bien, que existiese un conjunto de lineas
congestionadas que provoque demasiadas variables duales y;, del mismo signo, suficientemente grandes y
negativas para provocar el mismo valor.

Como se explico anteriormente los PML negativos son provocados debido a la presencia de un alto valor en la
componente de congestion, que a su vez se genera a partir de una variable dual grande o bien un conjunto de
ellas que representan el mismo sentido.

La magnitud del componente de congestion es variable debido a:

1. La magnitud de la variable dual; la cual estad dada a razon de la cantidad de energia que no puede
ser transferida debido a la congestidn, por lo que, si la energia que deberia de circular a través del
elemento congestionado es de una baja magnitud, la variable dual deberia ser de menor valor, sin
embargo si la energia fuese de una alta magnitud seria de mayor valor.
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2. El factor de sensibilidad (SF: Shift Factor en inglés), el cual representa la variacion de la magnitud
del flujo que pasa a través de un elemento dado el cambio de inyeccién en un nodo, por lo que las
magnitudes mas altas de los SF son las de aquellos elementos interconectados al nodo de estudio.

Una vez entendidos los puntos anteriores se puede deducir que dado un solo elemento congestionado, los
PML con mayor y menor magnitud de todo el sistema serian aquellos que estuviesen conectados a aquel
elemento de transmisidn, esto debido a que los factores de sensibilidad serian de signo opuesto entre los
nodos, como se observa en la Figura B.1.

Figura B.1: PML de un elemento en congestion

Zona Zona
Occidental Nodo Nodo Noroeste

((mn n

Elemento en congestion

Flujo de energia —»

4
Variable
Dual (u)
PML<< PML>>

Como se puede apreciar en la figura anterior, los PML negativos, indican donde ser requiere mayor carga
para poder mejorar el estado del sistema; ya que al tener mayor carga en el nodo “m” se generaria un flujo
contrario, que ayudaria a aliviar la congestion del elemento.

Las premisas antes mencionadas influyen en la deduccion de la probabilidad de la ubicacion de los nodos con
PML negativos, el cual deberia de surgir en una congestion que no permita que un bloque grande de energia
pueda ser transferido a través de un elemento.

A continuacién, se muestra la simulacién de un sistema de cuatro nodos, el cual sirve como base para poder
visualizar el comportamiento de los flujos en las lineas asi como el manejo de la congestion. Ademas, también
se resalta el impacto econdmico de cada uno de los siguientes escenarios:

1. Sistema sin restricciones de transmision
2. Sistema con restricciones de transmision
3. Sistema con restricciones de transmisién e incremento de carga en el nodo 2
4. Sistema con restricciones de transmisién e incremento de carga en el nodo 3

En el siguiente ejemplo, se podra observar que los PML negativos indican los nodos en los cuales se puede
mejorar la operacion del sistema, ya que al realizar un incremento de carga en alguno de ellos, los PML de
todo el sistema se estabilizaran.

B.1 SISTEMA SIN RESTRICCIONES DE TRANSMISION
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En la Figura B.2 se aprecia el caso base donde todos los PML son positivos y de igual magnitud, es decir que
el costo por producir un MW adicional es el mismo en cada uno e igual al de la maquina marginal, esto debido
a que no existen restricciones activas en los limites de transmisién como se observa en la ecuacion (4).

CE+=$10/MWh = Oferta del generador en el nodo 4.
CP = $0/MWh (Se despreciaron las pérdidas del sistema)
CC = $0/MWh (No existen elementos congestionados por tanto no existen precios sombra)
PML, = PML, = PML; = PML, = $10/MWh 4)

Figura B.2: Sistema sin restriccién — Reconstruido.

Flujo = 16.85 MW

PML= $10/MW-hr T— 1 PML= $10/MW-hr 2
82MwW Despacho: 0 MW l
Oferta:$100/MWh ( g 1MW

g £
= S
n A I
A AR
© %
n wv
=X <
£ g

PML= $10/MW-hr —a PML= $10/MW-hr T— 3

Flujo = 18.85 MW  /
Despacho: 84 MW 1MW

Oferta:$10/MWh

Fuente: (Pamandi, 2007)

B.2 SISTEMA CON RESTRICCIONES DE TRANSMISION

Por otro lado, cuando se incrementa la carga en el nodo uno a 83 MW, los PML de los nodos dos y cuatro,
generan el precio méas alto y el mas bajo del sistema, debido a que son aquellos los que se encuentran
interconectados al elemento en congestion, esto debido a la restriccion activa del limite de 17.16 MW (Figura
B.3).
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Figura B.3: Sistema con restriccion activa — Reconstruido.
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Fuente: (Pamandi, 2007)

El PML del nodo 4 esta dado por la misma magnitud del caso base, esto debido a que aunque exista la
restriccion activa de 17.16 MW en un elemento de la red, el MW adicional para el calculo del PML no es
transmitido a través del sistema, ya que proviene de la maquina conectada en el mismo nodo, por tanto a
pesar de existir un factor de sensibilidad de dicho nodo con respecto al elemento en congestion, las
condiciones operativas no cambian, traduciéndose en el nodo de conexién de la maquina de referencia.

El MW adicional para el calculo del PML del nodo uno deberia provenir de una combinacién del despacho de
las maquinas conectadas en los nodos dos y cuatro, debido a la restriccion del limite de transmision, es decir
que requiere de energia de mayor costo, provocando un precio sombra y con ello presentando un valor en el
componente de congestion como se observa en la ecuacion (5).

CE, = $10/MWh Oferta del generador en el nodo 4.
CC, = =Sy g = —(—0.31)-($813.41) = $252.16/MWh
PML, = ($10/MWh) + ($252.16/MWh) = $262.16/MWh (5)
De manera similar, se presenta la misma situacion para el calculo del PML del nodo 2 como se muestra en la
ecuacion (6):
CE, = $10/MWh = Oferta del generador en el nodo 4.
CCy= —Sy - = —(0.6128) - ($813.41) = —498.47$/MWh
PML, = ($10/MWh) + (—498.47$/MWh) = —488.47$/MWh (6)
Se puede observar que el factor de sensibilidad es de signo contrario al del nodo uno, esto debido a que el

incremento de carga en el nodo dos provoca un flujo en sentido opuesto, mismo que ayuda a aliviar la
congestion.
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Por ultimo para este caso de estudio el incremento de carga en el nodo tres para el calculo de su PML se
muestra en la ecuacion (7):
CE, = $10/MWh = Oferta del generador en el nodo 4.
CC3 = —Si -t = —(0.3064) - ($813.41) = —249.24$/MWh
PML; = ($10/MWh) + (—249.24$/MWh) = —239.24$/MWh (7)
De igual manera que el andlisis anterior el factor de sensibilidad es de signo contrario al del nodo uno, y de

menor magnitud al del nodo dos, por lo que indica que genera un flujo contrario, mismo que ayuda a aliviar la
congestion, pero en menor medida.

B.2.1 INCREMENTO DE CARGA EN EL NODO 2

Cuando se incrementa la carga en el nodo dos (Figura B.4) se puede notar que los PML vuelven a la
normalidad, esto debido a que los aumentos de carga en los PML negativos conllevan flujos contrarios que
alivian a los elementos en congestion (CC), y el MW adicional para el célculo de los PML es libre de ser
transferido para cada nodo en todo el sistema.

Figura B.4: Incremento de carga en el nodo 2, alivio de congestion — Reconstruido
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alivia la congestion
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Oferta:$10/MWh

Fuente: (Parnandi, 2007)

B.2.2 INCREMENTO DE CARGA EN EL NODO 3

Por otra parte cuando se incrementa la carga en lugar del nodo dos al nodo tres, de igual manera se alivia el
elemento, sin embargo ocurre en menor proporcion, esto debido a que la magnitud de su PML negativo era
menor a la del nodo dos (Figura B.5), este fenémeno no siempre requiere el aumento de un MW adicional, ya
que existe la posibilidad de que aquel incremento no sea suficiente para aliviar al elemento en congestién, sin
embargo reduce el costo total de produccién ya que existe una redistribucion de los flujos.
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Figura B.5: Incremento de carga en el nodo 3, alivio de congestion — Reconstruido
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Fuente: (Pamandi, 2007)

Con este ejemplo, es posible observar el impacto econémico resultante a través de los distintos escenarios
planteados. En general, las restricciones de transmisidn en conjunto fueron el elemento clave que origind los
precios marginales locales negativos, permitiendo identificar los nodos donde se puede realizar un incremento
de carga y con esto, estabilizar los Precios Marginales Locales del sistema.
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ANEXO C.
ANALISIS ESTADISTICO SIN

Enero - Febrero

Para el mes de enero solo se publicaron precios los dias 29, 30 y 31 del mes, el valor maximo del PML se
presentd el dia 29 de enero a la hora 22 con un valor del $1,210.77 por MWh en el nodo 05PAL-115, el
promedio fue de $664.76 por MWh. Durante el mes de febrero el PML maximo se presento el dia 16 de
febrero a la hora 12, con un valor de $2,653.54 por MWh, explicado por el componente de energia y
congestion que alcanzaron un valor de $769.08 y $1,784.04 por MWh, respectivamente en el nodo 08COZ-
34.5. El promedio del PML para el mes fue de $680.28 por MWh.

Marzo

El PML maximo registrado durante el mes fue el dia 28 de marzo a la hora 18, con un valor de $3,503.75 por
MWh, explicado por el componente de congestion que alcanzé un valor de $2,120.08 por MWh en el nodo
08C0OZ-34.5. El promedio del PML para el mes fue de $644.46 por MWh.

Abril
El PML maximo registrado durante el mes fue el 15 de abril a la hora 14, con un valor de $2,870.11 por MWh
en el nodo 08C0OZ-34.5, explicado por el componente de congestién y de energia, que alcanzaron un valor de
$1,509.63 y $1,159.96 por MWh, respectivamente. El promedio del PML para el mes fue de $706.40 por
MWh.

Mayo

El PML méaximo registrado durante el mes fue el 22 de mayo en la hora 16 con un valor de $4,698.79 en el
nodo 08AKD-115, explicado por el componente de congestion con un valor de $3,916.68 por MWh, el maximo
para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $969.96 por MWh.

Junio
El 23 y 24 de junio se registré el PML maximo del mes, para todas las horas en los nodos localizados en el
norte del pais, con un valor de $6,855.00 por MW/h, explicado por valores en el componente de congestion
superiores a los $4,121.03.00 por MWh; los factores que influyeron en este valor maximo fueron: el
incremento de la demanda (por estacionalidad y clima). El promedio del PML para el mes fue de $968.67 por
MWh.

Julio

El SIN presentd valores maximos del PML durante el mes para el dia 25 de julio en los nodos localizados en
el norte del pais, con un valor de $6,369.52 por MWh explicado por el componente de congestion que en su
maximo se ubico en $5,352.99 por MWh. El promedio del PML para el mes fue de $1,066.6 por MWh. Los
factores que explican el valor maximo presentado fueron: el incremento de la demanda (por estacionalidad y
clima); cortes de energia y saturacion de enlaces en el norte del pais; ademas de no tener importaciones de
energia provenientes del mercado de electricidad de Texas, operado por The Electric Reliability Council of
Texas (ERCOT).

Agosto

El PML maximo registrado durante el mes fue de $6,298.57 por MWh durante este mes para el dia 4 en la
region de la peninsula y 8 de agosto en los nodos localizados en el norte del pais, explicados por el
componente de congestion que en presenté un valor maximo de $5,629.76 por MWh. El promedio del PML
para el mes fue de $951.22 por MWh. Los factores que explican los precios tope en el Sistema fueron: para el
dia 4 debido al huracan Earl y para el dia 8 de agosto debido a que no se cumplié con el balance de potencia,
ocasionando cortes de carga en la region norte del pais.
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Septiembre

El PML méaximo registrado durante el mes fue de $6,369.52 por MWh para el primer dia del mes en el nodo
06EAP-138 para la hora uno, explicado por el componente de congestion ($5,669.55 por MWh), EI promedio
del PML para el mes fue de $1,108.89 por MWh

Octubre

El PML méximo registrado durante el mes fue de $3,876.68 por MWh el dia 17 del mes en el nodo 08CTE-115
para la hora 21, explicado por lo siguiente: CE $1,845.49; CP $164.01; CC $1,867.19 por MWh. El precio
promedio del PML para el mes fue de $983.71 por MWh.

Noviembre

El PML méximo registrado durante el mes fue de $3,182.03 por MWh el dia 28 del mes en el nodo 08COZ-
34.5 para la hora 13 (Peninsula), explicado por: CE $1,264.93; CP $249.49; CC $1,667.62 por MWh. El
precio promedio del PML para el mes fue de $680.41 por MWh.

Diciembre

El PML maximo registrado durante el mes fue de $4,617.29 por MWh el dia 13 del mes en el nodo 08XPU-
115 para la hora 16 en la region Peninsular, con valores en sus componentes: CE $1,122.91; CP $90.07; CC
$3,404.31 por MWh. El precio promedio del PML para el mes fue de $804.62 por MWh.

A continuacion, se presenta en la Tabla 14 los valores del PML para el periodo de analisis:

Tabla 14 SIN: valores del PML febrero-diciembre

Mes Maximo Minimo Promedio Desv'iacién
($/MWh) ($/MWh) ($/MWh) Estandar
Febrero 2,653.54 103.51 680.28 146.09
Marzo 3,503.75 234.60 644.46 145.93
Abril 2,870.11 318.25 706.40 117.39
Mayo 4,698.79 166.85 969.96 500.02
Junio 6,855.00 135.57 968.67 355.26
Julio 6,369.52 -894.64 1,066.60 476.50
Agosto 6,298.57 -1,388.54 951.22 375.58
Septiembre 6,369.52 0 1,108.89 301.72
Octubre 3,876.68 327.75 983.71 366.45
Noviembre 3,182.03 200.24 680.41 24410
Diciembre 4,617.29 121.63 804.62 254.66
Anual 6,855.00 -1,388.54 869.57 298.52

Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE.
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Tabla 15 SIN: observaciones del PML
PML Maximo

Fecha Nodo ($/MWh) Causa
Componente de energia, derivado por el costo
24-mayo 03CHC-69 $2.620.49 incremental de la unidad marginal y por incremento en el
T costo de los servicios de regulacién por estar préxima al
nivel de escasez.
Componente de energia, derivado por el costo
25-mayo 02-CGO-115 $2,698.99 incremental de la unidad marginal y por incremento en el

costo de los servicios de regulacién por estar préxima al
nivel de escasez
Componente de congestion, saturacion del enlace para el
29-mayo 02TSD-230 $2,148.06 rango de horas 5 a 8, con valores maximos de la variable
dual de 2,550.93
Componente de congestion, saturacién del enlace para la

30-mayo 08C0Z-34.5 $3,183.68 hora 1, con valor en la variable dual de 1,914.01
Componente de congestidn, saturacion del enlace para

31-mayo 08C0Z-34.5 $3,570.47 las horas 22 y 23, con valor maximo en la variable dual
de 2,276.11

02-junio 02TSD-230 $2,095.24 Componente de congestién, derivado de alcanzar el limite

méximo en el enlace y una variable dual de -2,442.00
Aunque no es un PML méximo para este dia, el valor del
10-junio 05AGE-115 $1,472.74 CC fue de $144.96 por MWh a las 22 horas, derivado de
la saturacion del enlace.
Componente de congestidn, saturacion del enlace, con
valores méximos de la variable dual de 1,623.77
Componente de congestion, saturacién del enlace para la
hora 18, con valor en la variable dual de 623.02
Componente de congestion, saturacién del enlace para la
hora 17, con valor en la variable dual de 3,996.75.
17-junio 0QLA-115 $5,085.50 Ademas existio6 una disminucion en el parque de
generacion no programable y un incremento de demanda
en la regién noreste.
21-junio 08PMO-115 $4,398.32 Componente de congestion, debido a una licencia
Saturacién de enlaces por limitaciones en la transmision y

11-junio 08C0Z-34.5 $2,960.77

13-junio 04AAM-115 $2,621.77

23-junio Varios $6,855.00 cortes de energia en el area de control regional noreste.
24-junio Varios $7,000.00 Saturacién de eplaces por limitaciones en !a transmision y
cortes de energia en el area de control regional noreste.
01-jul 04AAM-115 $1,475.8 Componente de energia, debido a la alta demanda
02-jul 02TSD-230 $2,020.98 grt])lg]Cpeonente de congestién, debido a la saturacion del
03-jul 02TSD-230 $1.476.13 Sr:)lglczonente de congestién, debido a la saturacion del
04-jul 02TSD-230 $2.175.30 g;;ncionente de congestién, debido a la saturacién del
06-jul 02TSD-230 $1.971.37 g;:gonente de congestién, debido a la saturacién del
07-jul 02TSD-230 $2.728.39 grt])lg]Cpeonente de congestion, debido a la saturacion del
09-jul 02TSD-230 $2,601.00 g;:gonente de congestién, debido a la saturacién del
10-jul 02TSD-230 $3,812.33 g;;ncpeonente de congestién, debido a la saturacién del
14-jul 165 nodos $6,618.02 Componente de congestion, debido a la saturacion del
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Fecha

16-jul
17-jul
20-jul
21-jul

22-jul

25-jul

26-jul

04-ago
02-ago
03-ago
05-ago
08-ago

08-ago
08-ago
11-ago

16-ago
17-ago
18-ago
19-ago
20-ago

21-ago

24-ago

01-sep

Nodo

04AAM-115

04AAM-115

402 nodos

568 nodos

567nodos

595 nodos

609 nodos

96 nodos

4 nodos

4 nodos

4 nodos

610 nodos

2096 nodos
03PNQ-400

13 nodos

04VCM-115

4 nodos

02TSD-230

02TSD-230

02T7S8D-230

02TSD-230

02RSC-115

06EAP-138

($/MWh)

$1,347.23
$1,062.72
$6,542.95
$6,542.95

$6,542.95

$6,618.02

$6,542.95

$6,298.57
$481.94

$1,091.75
$1,403.29
$6,298.57

$1,307.51
-$1,287.12
$291.40

$27.26
$472.05
$1,230.37
$989.42
$992.00

$672.81

$3,470.16

$6,369.52

PML Maximo

Causa

enlace en la region Noroeste en las horas 17 y 18
(demanda maxima en esa region), se realizaron cortes de
carga

Incremento de la demanda en las primeras horas del dia,
asi como en las ultimas horas.

Incremento de la demanda en las primeras horas del dia,
asi como en las ultimas horas.

Componente de congestion, debido a la saturacion de
compuerta de flujo, se realizaron cortes de carga.
Componente de congestion, debido a la saturacion de
compuerta de flujo, se realizaron cortes de carga.
Componente de congestién, debido a la saturacion de
compuerta de flujo, se realizaron cortes de carga.
Componente de congestion, debido a la saturacion de
enlaces por el incremento en la demanda en la zona
norte, se realizaron cortes de carga.

Componente de congestion, debido a la saturacion de
enlaces por el incremento en la demanda en la zona
norte, se realizaron cortes de carga.

Componente de congestion, debido a la saturacién del
enlace por causa del huracan EARL.

Componente de congestién, debido a la saturacion del
enlace.

Componente de congestidn, debido a la saturacion del
enlace.

Componente de congestion, debido a la saturacién del
enlace.

No se cumplié con el balance debido a que en las horas.
15,16,17 y 18 se presentaron cortes de carga

Se presenta dicho precio, debido a una saturacion en el
Path.

Se presenta un PML negativo, debido a fuerte congestién.
Componente de congestion, debido a saturacion de PATH
0-17 MALPASO-TABASCO

Componente de congestién, debido a saturaciéon del
PATH 4-4 PGD-EPM

Componente de congestion, debido a saturaciéon del
PATH 20160815-1891

Componente de congestion, debido a una congestion del
enlace ATS MFA 400/230

Componente de congestion, debido a una congestion del
enlace "ATS MFA 400/230"

Componente de congestion, debido a una congestion del
enlace "ATS MFA 400/230"

Componente de congestion, debido a una congestion del
enlace "ATS MFA 400/230"

Precio maximo del PML, debido a que se tuvo una
licencia en "MPS AT-01" de pruebas eléctricas,
Correccion de puntos calientes y fugas de aceite, lo cual
afect6 el nodo generando una Variable Dual de 3697.48,
saturando el Path hasta su limite maximo de 155 MW.
Precio tope, debido a la saturacion del Path "PNE-EAP
USA" en donde el flujo para esa hora es de 0.02 MW y el
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Fecha

02-sep

07-sep

08-sep

08-sep

13-sep
15-sep

17-sep

02-Oct

05-Oct

07-Oct

Nodo

06EAP-139

08C0OZ-345

08C0Z-346

5 nodos
5 nodos

5 nodos

08CNR-115

02IPO-115,  02IPO-
230, 02E0T-230,
02EOD-230, 02EOC-
230

08C0OZ-34.5, 08CHB-
34.5, 08CHS-34.5,
08BNI-115, 08CEK-
115, 08BNP-115,
08CNC-115, 08AKD-
115, 08AUC-115,
08YXE-115, 08KUK-
115, 08PJU-115,
08PMU115, 08PKP-
115, 08NCT-115,
08PSA-115, 08HBK-
115, 08CLC-115,
08KAB-115, 08PLY-
115, 08AVP-115,
08PCN-115, 08ZNE-
115,  08MYK-115,
08HAA-115, 08NIH-
115, 08IBR-115,

PML Maximo
($/MWh)

$5,669.55

$3,382.07

$1,955.22

$144.54
$210.99

$602.02

$795.26

$1,006.79

$1,015.24

Causa

limite maximo es de 0 MW y el minimo es de -35 MW lo
cual hace que se sature.

Componente de congestién, debido a la saturacién del
Path "PNE-EAP USA" en donde el flujo para esa hora es
de 0.02 MW y el limite méaximo es de 0 MW y el minimo
es de -35 MW lo cual hace que se sature.

A partir de este dia, hay 2133 nodos, mientras que para el
lunes 05 y martes 06, el nimero de nodos es de 2131;
debido a que cuando se tiene licencia en las lineas de
transmision, se pueden presentar las desconexiones de
algunos nodos, para los dias mencionados se tuvieron las
siguientes licencias: 20160901-0553, 20160822-2685,
20160822-2680 y 20160825-3043.

Precio maximo, debido a que se presenta una saturacion
en el enlace 8-6 ENL TIC DZT, el cual se encuentra en
Gerencia de Control Regional Peninsular, por lo cual el
componente de congestion del nodo se incrementa.
Componente de congestion, debido a que se presenta
una saturacién en el enlace 8-6 ENL TIC DZT, el cual se
encuentra en Gerencia de Control Regional Peninsular,
por lo cual el componente de congestion del nodo se
incrementa.

Componente de congestion, en compuerta flujo 2.1 ENL
Temazcal/Cerro de Oro - Centro.

Componente de congestion, en compuerta flujo 2.1 ENL
Temazcal/Cerro de Oro - Centro.

Componente de congestion, en compuerta flujo 2.1 ENL
Temazcal/Cerro de Oro - Centro.

Dia de baja demanda (domingo), lo que conlleva a
precios bajos ya que la demanda se satisface con las
unidades méas economicas.

Variable dual por congestién generada por saturacion de
la compuerta 2-1 ENL SURE-PBD Temascal/Cerro de
Oro-Centro. Por lo tanto, hubo una limitacién en la
generacion de energia hidro con una disminucién de 265
MW

Se obtuvo una licencia de transmisioén en la linea NIZ B-
02 115 correspondiente a la Zona Valladolid, que
normalmente tiene un limite de transmision de 850 MW,
ese dia se disminuyé a 705 MW para evitar bajar la
tension en la zona de Cancun. Se generd un componente
de congestion debido a que las unidades baratas de
Valladolid no pudieron entregar mas energia a causa de
la licencia
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PML Maximo
Fecha Nodo ($/MWh)
08XLC-115, 08NIZ-
115, 08TUM115,
08MPA-115, 08PPH-
115, 08PMO115
08CEX-115
Precio maximo, debido a que se presenta una saturacion
17-0ct ??gTE'1 150882???5 $2124.99 en el enlace N° 58 “8-3 ENL TIC”, el cual se encuentra en
08X’UL- 115 e la zona Yucatén, por lo cual el componente de congestion
del nodo se incrementa.
Componente de congestion debido a la saturacion de la
licencia “20160928-0209” situada en la zona sureste. Se

Causa

08IBR-115, 08XLC-

L2 115y 08PMO-115 B realizd debido a una sustitucion de aislamientos con
manguitos corridos en torres de 400 kV
27-Oct 02PUE-115 $1575.01 Debido a que hay un pico de demanda que es abastecida

con generacion térmica, lo que incrementa los costos

Debido a que ante una variacion en la demanda, la

generacion hidraulica baja debido a las restricciones

28-Oct 05CIE-115 $1578.84 presentes en la generacion térmica, ante una disminucién
de la hidraulica, se mantiene estable la térmica,
incrementando los costos.

Se registran en la misma hora (2) valores diferentes para
30-Oct 4266 nodos cada nodo, debido a que se cuenta la hora doble debido
al final del horario de verano
El CENACE argumenta que el precio minimo no fue de
$675.06, sino de $291.09, el mismo dia en la hora 7,

e LRI $675.06 debido a que dicho dia se presentdé una demanda menor
que la que se dio en otros dias de la semana.
Diciembre N/A N/A Incremento en el componente de pérdidas, debido al

incremento del flujo a partir del 28 de noviembre
Fuente: CENACE.

C.1 ComMPONENTE DE ENERGIA MARGINAL

Enero - febrero

Durante el mes de enero, el valor maximo de CE se ubicd en $964.66 por MWh el dia 30 a la hora 11,
mientras que su valor promedio se ubicé en $674.92. Para el mes de febrero, el CE tuvo un maximo de
$1,175.15 por MWh; el precio promedio fue de $683.61.

Marzo
El valor méximo de CE se ubicd en $1,320.41 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicé en $634.90
por MWh.

Abril
El valor maximo de CE se ubico en $1,236.51 por MWh, mientras que su valor promedio se ubico en $697.91
por MWh.

Mayo

El valor méximo de CE se ubicd en $3,182.55 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicé en $962.16
por MWh.
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Junio
El valor maximo de CE fue de $2,380.26 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicd en $915.77 por
MWh.

Julio
El valor méaximo del CE fue de $1,685.73 por MWh. El precio promedio del mes fue de $970.01 por MWh.

Agosto
El valor maximo del CE fue de $1,877.71 por MWh. El precio promedio del mes fue de $897.76 por MWh.

Septiembre
El valor maximo del CE fue de $1,919.93 por MWh. El precio promedio del mes fue de $1,084.03 por MWh.

Octubre
El valor maximo del CE fue de $1,964.55 por MWh. El precio promedio del mes fue de $980.24 por MWh.

Noviembre
El valor maximo del CE fue de $1,321.68 por MWh. El precio promedio del mes fue de $692.19 por MWh.

Diciembre
El valor maximo del CE fue de $1,447.06 por MWh. El precio promedio del mes fue de $831.95 por MWh.

A continuacion se presenta en Tabla 16 los valores del CE para el periodo de analisis

Tabla 16 valores del CE febrero-diciembre

Mes Maximo Minimo Promedio Desviacién Estandar
($/MWh)  ($/MWh) ($/MWh)
Febrero 1,175.15 377.27 683.62 134.21
Marzo 1,320.41 359.95 634.91 108.64
Abril 1,236.51 440.92 697.92 100.05
Mayo 3,182.55 44164 962.16 488.47
Junio 2,380.26 105.83 915.77 152.57
Julio 1,685.73 517.80 970.01 153.28
Agosto 1,877.71 492.21 897.76 236.38
Septiembre 1,919.93 0.00 1,084.03 283.51
Octubre 1,964.55 404.96 980.24 345.13
Noviembre 1,321.68 340.81 692.19 239.89
Diciembre 1,447.06 454.90 831.95 227.10
Anual 3,182.55 0.00 835.46 219.99
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Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE.

C.2 CoOMPONENTE DE PERDIDAS MIARGINAL

Enero - febrero

El CP durante el mes de enero presentd un valor maximo de $268.32 por MWh, el valor promedio del
componente para el mes se ubicd en -$5.71 por MWh. Para el mes de febrero el valor maximo del CP se
ubico en $412.00 por MWh, el promedio del componente se observé en -$3.12 por MWh y su valor minimo fue
de -$246.39 por MWh.

Marzo
El valor maximo del CP fue $448.65 por MWh. El promedio del componente para el mes de marzo se ubicd
en $5.93 por MWh y su valor minimo observado fue de -$245.82 por MWh.

Abril
El valor méximo con $337.72 por MWh. El promedio del CP en abril se ubicé en $6.56 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$289.82 por MWh.

Mayo
El valor maximo con $1,253.86. El promedio del CP del mes se ubicd en $10.18 por MWh y su valor minimo
observado fue de -$660.92.

Junio
El valor maximo del CP fue de $611.94. El promedio del CP para este mes se ubicé en $35.60 por MWh y su
valor minimo observado fue de $217.46.

Julio
El valor maximo del CP fue de $601.36. El promedio del CP para este mes se ubico en $43.90 por MWh y su
valor minimo observado fue de $164.20.

Agosto
El valor maximo de $587.27 por MWh. EI promedio del CP del mes en analisis se ubicé en $32.94 por MWh y
su valor minimo observado fue de $-224.09 por MWh.

Septiembre
El valor maximo de $656.63 por MWh. El promedio del CP del mes en analisis se ubico en $24.93 por MWh,
su valor minimo observado fue de -$404.63 por MWh.

Octubre
El valor maximo de $569.86 por MWh. El promedio del CP del mes en andlisis se ubicd en $5.63 por MWh'y
su valor minimo observado fue de -$486.42 por MWh

Noviembre
El valor maximo se presento el dia 29 con un valor de $340.81 por MWh. El promedio del CP del mes en
analisis se ubicd en -$5.83 por MWh y su valor minimo observado fue de -$451.43 por MWh.

Diciembre
El nivel maximo se presentd el dia 6 con un valor de $519.19 por MWh. El promedio del CP del mes en

analisis se ubicd en -$8.65 por MWh y su valor minimo observado fue de -$516.18 por MWh.

A continuacion se presenta en Tabla 17 los valores del CP para el periodo de analisis
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Tabla 17 SIN: valores del CP febrero-diciembre

Mes Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar
($/MWh) ($/MWh) ($/MWh)
Febrero 412.00 -246.39 -3.12 41.37
Marzo 448.65 -245.82 5.93 39.13
Abril 337.72 -289.82 6.56 38.71
Mayo 1,253.86 -660.92 10.18 63.48
Junio 611.94 -217.46 35.60 54.26
Julio 601.36 -164.20 43.90 59.77
Agosto 587.27 -224.09 32.94 49.68
Septiembre 656.63 -404.63 2493 61.79
Octubre 569.86 -486.42 5.63 64.61
Noviembre 304.81 -451.43 -5.83 56.68
Diciembre 519.19 -516.18 -8.65 83.67
Anual 1,253.86 -660.92 11.86 54.34

Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE.
C.3  CoMPONENTE DE CONGESTION MIARGINAL

Enero - febrero

En el mes de enero el valor maximo del componente se ubicd en $274.91. El CC para el mes de febrero
presenté un valor maximo de $1,784.04, el promedio del componente se ubicé en $-0.22 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$601.57 por MWh.

Marzo
El valor méximo del CC fue de $2,403.39, el promedio del componente se ubicd en $3.63 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$373.57 por MWh.

Abril

El valor maximo de $1,688.36, el promedio del componente se ubicé en $1.93 por MWh y su valor minimo
observado fue de -$365.39 por MWh.

Mayo

El valor maximo del CC fue de $3,916.68, el promedio del componente se ubicé en $-2.38 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$2,072.0 por MWh.

Junio
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El valor maximo de CC fue de$6,735.06, el promedio del componente se ubicd en $17.31 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$872.83 por MWh.

Julio

El valor maximo de CC fue de $5,352.99, el promedio del componente se ubico en $52.70 por MWh'y su valor
minimo observado fue de -$2,085.61 por MWh. Los altos valores presentados en el CC para el mes de julio,
fueron causa de cortes de energia y saturacion de los enlaces en la regién norte del pais, derivados de la alta
demanda y la falta de importaciones de energia

Agosto

El valor méximo del CC fue de $5,629.76, el promedio del componente se ubico en $20.53 por MWh y su
valor minimo observado fue de -$2,668.86 por MWh. Los altos valores presentados en el CC para el mes de
agosto, fueron causa saturacion de los enlaces en la region de la peninsula y en el norte del pais, derivados
en la primera por la presencia del huracan Stan y en la segunda, por la alta demanda y cortes de energia.

Septiembre

El valor maximo del CC fue de $5,669.55, el promedio del componente se ubicéd en $-0.06 por MWh y su
valor minimo observado fue de -$890.96 por MWh. Los altos valores presentados en el CC para el mes de
septiembre, fueron causa saturacion de los enlaces

Octubre
El valor maximo del CC fue de $2,349.62, el promedio del componente se ubicé en $-2.16 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$988.80 por MWh.

Noviembre

El valor maximo del CC fue de $1,669.16, el promedio del componente se ubicé en -$5.93 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$631.31 por MWh.

Diciembre

El valor maximo del CC fue de valor maximo de $3,404.31, el promedio del componente se ubicd en -$18.68
por MWh'y su valor minimo observado fue de -$1,079.89 por MWh.

A continuacion, se presentan en Tabla 18 los valores del CC para el afio.

Tabla 18 SIN: valores del CC febrero-noviembre

Mes Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar
($/MWh) ($/MWh) ($/MWh)
1,784.04 -601.57 -0.22 40.27
Febrero
2,403.39 -373.57 3.63 72.21
Marzo
Abril 1,688.36 -365.39 1.93 42.70
3,916.68 -2,072.00 -2.38 85.81
Mayo
. 6,735.06 -872.83 17.31 309.63
Junio
. 5,352.99 -2,085.61 52.70 425.27
Julio
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Mes Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar
($/MWh) ($/MWh) ($/MWh)

Agosto 5,629.76 -2,668.86 20.52 263.46
Septiembre 5,669.55 -890.96 -0.06 67.14
Octubre 2,349.62 -988.80 -2.16 78.25
Noviembre 1,669.16 -631.31 -5.93 39.37

. 3,404.31 -1,079.89 -18.67 93.20
Diciembre
Anual 6,735.06 -2,668.86 5.18 128.82

Fuente: elaboracién propia con base en informacion del CENACE.

En la Grafica 53 se presenta la comparacién entre las 24 horas del dia para el PML y sus componentes
utilizando graficas box-plots!, mostrando la distribucién de éstos para el periodo febrero-diciembre de 2016.
En el caso del PML, se puede observar que a partir de la hora 13 y hasta la 24. En el caso del componente de
congestion se puede notar que hay mucho mas actividad a partir de las 12 horas. En el componente de
energia y pérdidas existe un comportamiento mas homogéneo. Se debe notar que existe una observacion en
la hora 25 debido a que se incluye el reporte en octubre de doble horario debido a la finalizacién del horario
de verano.

51 Este tipo de grafica permite describir la distribucién y simetria de las variables, la gréfica incorpora los valores minimos y méaximos
de las variables, asi como los tres primeros cuartiles Q1, Q2, Q3. Ademas permite observar los valores atipicos de la variable.
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Grafica 53. SIN: PML y sus componentes

PML por hora - Enero a Diciembre 2016

iy

25

- - ' - - -
[ ] -
: !
| ]
5000 - o N .
. - ]
L1 7 =
o m [}
=
= 2500-
©“r
n- $$$ = L] - ? ?? . 3 ?
= o Sl SR o
DI 5 1ID ‘1I5 2lEI
Horas del dia
Componente de Congestidon por hora - Enero a Diciembre 2016
1.
L]
5000 - )
: H
- ' -
- - L
] z
L H
é 2500 - | : . i : I
;:’ {i
- +44 114431343
tprtelng e it
-2500 - -

0 5 10 15
Horas del dia

Fuente: Elaboracion propia con informacion del CENACE.

20

S/ MwH

Componente de Energia por hora - Enero a Diciembre 2016

3000 - . . =
- - -
... ..-.. o..:.. ....:"
. = Slieil=
(7t (]
. 3 2~ (]
-
-
2000 - ' @t -y * 3
Ll L]
iy -
L ]
: it ! g
. -
3 ; s =
i ]
1000 - $ H B
LI R [} [ I |
0- - & = =
0 5 10 15 20 25

Horas del dia
Componente de Pérdidas por hora - Enero a Diciembre 2016

1000 - L) '
pseti]| p il
I H - H - : -
- : -
500 -
o- Salan! ESESEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEEE+
- L}
-500 -
o 5 10 15 20 25

Horas del dia

103



ANEXO D.
ANALISIS ESTADISTICO BCA

Enero - Febrero

Para el mes de enero sélo se publicaron precios los dias 27, 28, 29, 30 y 31 del mes, el valor méximo del
PML se presenté el dia 31 de enero a la hora 21 con un valor del $803,23 por MWh en el nodo 07SF2-
115, el promedio fue de $416.93 por MWh. Durante el mes de febrero el PML méximo se presento el dia
29 de febrero a la hora 12, con un valor de $745.59 por MWh, explicado por el componente de energia
que alcanzé un valor de $681.79 en el nodo 07SQN-115. El promedio del PML para el mes fue de
$366.272 por MWh.

Marzo

Se registro un precio maximo del PML para el dia 7 en la hora 13, con un valor de $685.86 por MWh para
el nodo 07SMN-115, este precio maximo se explica por el CE, el cual fue de $619.68 por MWh. El
promedio del PML para el mes fue de $345.06 por MWh.

Abril

Se registré un precio maximo del PML el dia primero a la hora 1, con un valor de $308.70 por MWh para
el nodo 07APD-230, esto puede explicarse por el CE, que tuvo un precio de $321.45 por MWh. El
promedio del PML para el mes fue de $339.62 por MWh.

Mayo

Se registré un precio maximo del PML para el dia 20 en la hora 14, con un valor de $726.52 por MWh
para el nodo 07RSI-69, este precio maximo se explica por el CE, el cual fue de $590.53 por MWh. El
promedio del PML para el mes fue de $371.05 por MWh.

Junio

Se registro un precio maximo del PML para el dia 29 en la hora 16, con un valor de $945.58 por MWh
para el nodo 07SF2-115, este precio maximo se explica por el CE, el cual fue de

$ 837.26 por MWh. El promedio del PML para el mes fue de $667.36 por MWh. Las razones que explican
este incremento son el aumento de la demanda y el alto costo variable asociado a la unidad marginal del
sistema.

Julio

Se registré un precio maximo del PML para el dia 29 en la hora 12, con un valor de $1,062.29 por MWh
para el nodo 07SF2-115, este precio maximo se explica por el CE, el cual fue de $947.61 por MWh. El
promedio del PML para el mes fue de $797.78 por MWh.

Agosto.

Se registrd un precio maximo del PML para el dia 24 en varias horas, en varios nodos, con un valor de
$6,734.29 por MWh, este precio maximo se explico por alcanzar varios precios tope ademas de la
congestion en el sistema pormenorizado en la tabla de abajo. El promedio del PML para el mes fue de
$830.81 por MWh. Las razones que explican este precio son el aumento de la demanda y el CP, debido a
la distancia entre los generadores mas grandes del sistema y el centro de carga

Septiembre
Se registré un precio maximo del PML para el dia 19 en la hora 14, con un valor de $1,091.06 por MWh
para el nodo 07SF2-115. El promedio del PML para el mes fue de $667.785 por MWh.

Octubre.

Se registro un precio maximo del PML para este sistema que se ubico en $1,550.82 por MWh, se observd
el dia 21 del mes en el nodo 07 SF2 -115. El promedio se ubicd en $657.611.
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Noviembre

Se registro un precio maximo del PML para el dia 14 en la hora 19, con un valor de $1,598.6 por MWh
para el nodo 07SMN-115, este precio maximo se explica por el CE, el cual fue de $1,451.31 por MWh. El
promedio del PML para el mes fue de $544.95 por MWh.

Diciembre
Se registré un precio maximo del PML para el dia 21 en la hora 21, con un valor de $1,349.71 por MWh

para el nodo 07SMN-115, este precio maximo se explica por el CE, el cual fue de $1,240.31 por MWh. El
promedio del PML para el mes fue de $657.16 por MWh.

A continuacion, se presenta en Tabla 19 los valores del PML del sistema BCA para el periodo de analisis

Tabla 19 BCA: valores del PML febrero-diciembre

Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar

Mes ($MWh)  ($/MWh) ($/MWh)  ($/MWh)
Febrero $74559  $305.15  $366.27 $44.09
Marzo 685.86  $29337  $345.07 $48.62
Abril $308.70  $29331  $339.62 $43.64
Mayo $72652  $288.79  $371.05 $88.29
Junio $94558  $305.20  $837.26 $135.00
Julio $1062.20 $413.78  $797.78 $155.69
Agosto $6,734.29 $41052  $830.81 $582.76
Septiembre  $1,091.06 $429.80  $667.785 $159.80
Octubre  $1550.82 $417.44  $657.61 $149.37
Noviembre  $1,598.60 $318.67  $544.94 $1,598.60
Diciembre ~ $1,349.71 $504.86  $657.61 $154.65
Anual $6,73429 $288.79  $555.24 $152.98

Fuente: Elaboracion propia con base en informacién del CENACE.

Tabla 20 BCA: observaciones del PML

PML

Fecha Nodo maximo Causa
($/MWh)

24- 07CAB- Componente de energia, derivado del costo incremental de la unidad
$4,402.29 . :

mayo 115 marginal considerando los costos de reserva.

25- 07SJC- Componente de energia, derivado del costo incremental de la unidad
$4,053.67 . .

mayo 115 marginal considerando los costos de reserva.

2 07SJC- Componente de energia, derivado del costo incremental de la unidad

mavo 115 $4,067.73 marginal considerando los costos de reserva; componente de pérdidas

y $129.38 por MWh.

27- 07CRE- Componente de energia, derivado del costo incremental de la unidad
$4,093.80 . . . g

mayo 115 marginal considerando los costos de reserva; componente de pérdidas
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PML
Fecha Nodo maximo Causa
($/MWh)
$161.26 por MWh
Componente de energia, derivado del costo incremental de la unidad

rznga- o ?EJC' $4,402.96 marginal considerando los costos de reserva; componente de pérdidas
y $161.26 por MWh
30 07ASJ- Componente de energia, derivado del costo incremental de la unidad
mavo 115 $4,080.53 marginal considerando los costos de reserva; componente de pérdidas
y $96.14 por MWh
31 07SJC- Componente de energia, derivado del costo incremental de la unidad
mavo 115 $4,070.46 marginal considerando los costos de reserva; componente de pérdidas
y $109.33 por MWh
9 07SMN- Componente de energia, derivado a que la unidad marginal del sistema es
. $821.19 una de las mas caras, ademas existe un incremento de demanda de mayo a
junio 115 la fecha.
04-jul 07SF2- $1,023.27 Component_e de energia, se incrementa la generacidn para satisfacer la
115 demanda pico.
05-jul 07SF2- $1,039.16 Componentle de energia, se incrementa la generacion para satisfacer la
115 demanda pico
06-jul 07SF2- $1,017.24 Component_e de energia, se incrementa la generacidn para satisfacer la
115 demanda pico
07-jul 07SF2- $1,032.68 Componentle de energia, se incrementa la generacidn para satisfacer la
115 demanda pico
08-iul 07SF2- $991.94 Componente de energia, se incrementa la generacion para satisfacer la
) 115 ’ demanda pico
r 07SF2- Componente de energia, se incrementa la generacién para satisfacer la
09-jul 115 $989.29 demanda pico
10-iul 07SF2- $955.62 Componente de energia, se incrementa la generacion para satisfacer la
] 115 ‘ demanda pico
11-iul 07SF2- $961.65 Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
] 115 ' generadores mas grandes.
12-iul 07SF2- $974.77 Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
] 115 ‘ generadores mas grandes.
13-jul 07SF2- $1.000.26 Componente de: pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
115 generadores mas grandes.
14-iul 07SF2- $991.59 Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
] 115 | generadores mas grandes.
¥ 07SF2- Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
15-jul 115 $976.78 generadores mas grandes.
16-iul 07SF2- $966.62 Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
] 115 ’ generadores mas grandes.
17-iul 07SF2- $945.39 Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
] 115 ' generadores mas grandes.
18-iul 07SF2- $969.28 Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
] 115 ‘ generadores mas grandes.
25-jul 07SF2- $1,043.50 Componente de’ pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
115 generadores mas grandes.
26-jul 07SF2- $1.097.13 Componente dg pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
115 generadores mas grandes.
27-jul 07SF2- $1,057.34 Componente dej pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
115 generadores mas grandes.
28-jul 07SF2- $1,076.95 Componente dg pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
115 generadores mas grandes.
. 07SF2- Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
20-jul 115 $1,062.33 generadores mas grandes.
30-jul 07SF2- $1,061.36 Componente dg pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
115 generadores mas grandes.
31-jul  07SF2- $955.08 Componente de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
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PML
Fecha Nodo maximo Causa
($/MWh)
115 generadores mas grandes.
03- Cortes de Energia, debido a indisponibilidad de una Unidad por problemas
ago 23 nodos  $6,108.56 técnicos (fuga en un enfriador de aceite de lubricacion), al no tener
generacion se presenta una saturacion del enlace a las horas mencionadas
04- Cortes de Energia, debido a indisponibilidad de una Unidad por problemas
ago 23 nodos  $5,441.18 técnicos (fuga en un enfriador de aceite de lubricacion), al no tener
generacion se presenta una saturacion del enlace a las horas mencionadas
05- Cortes de Energia, debido a indisponibilidad de una Unidad por problemas
ago 23 nodos  $6,108.56 técnicos (fuga en un enfriador de aceite de lubricacion), al no tener
generacion se presenta una saturacion del enlace a las horas mencionadas
Todos los o o
gg-o nodos $905.22 Erc; siz(e) presenta saturacion de enlaces en las horas donde se presento dicho
(99)
03- 07POP- Componente de .congestién, qebido a que una CE se report6 como N/‘D, por
ago 15 $5,275.26 fuga de un enfriador de aceite de lubricacién. Al no tener generacion se
presenta una saturacion del PATH Ensenada a las horas mencionadas.
04- 07POP- Componente de congestion, debido a que una CE se reportd como N/D, por
ago 115 $5,749.48 fuga de un enfriador de aceite de lubricacion. Al no tener generacion se
presenta una saturacion del PATH Ensenada a las horas mencionadas.
05- 07POP- Componente de .congestién, qebido a que una CE se report6 como N{D, por
ago 15 $5,292.02 fuga de un enfriador de aceite de lubricacion. Al no tener generacion se

presenta una saturacion del PATH Ensenada a las horas mencionadas.
Componente de energia se incrementd debido a los precios de servicios
$890.61 conexos. El aumento de demanda entre las 11 y 20 horas ocasion¢ esta
elevacion del componente de energia.
Se present6 el maximo componente de energia, debido a que la herramienta
20- Todos los de optimizacion no meti6 mas unidades para satisfacer un incremento de la
ago nodos demanda, se prefirid pagar un servicio conexo mas alto a costa de no meter
una unidad més cara.
Se presentd el PML méaximo, debido a cortes de energia en las horas 16,17,

16- Todos los
ago nodos

24- 55nodos  $6,734.29 21y 22 a la saturacion del enlace "7-5 PATH RED 39kV" con Variables Dual
ago
de 755 MW.
Precio bajo respecto a valores anteriores, debido a que es el nodo mas
17- 07SF2- alejado a las centrales de generacion, el motivo de las fluctuaciones de
$613.67 . : . ; .
sep 155 precio es que cuando la demanda sube se requiere sincronizar unidades
mas caras.
07SF2- Precio mas alto de la semana debido a que responde a las condiciones de
26-Oct 15 $1191.59 demanda para ese dia, ya que a esa hora se alcanzé el maximo de demanda
en el dia
06- Todos Duplicidad Se presentan para este dia, dos precios de PML, Componente de Energia y
nov nodos de precios Componente de Pérdidas para cada nodo durante la hora 2; esto se debi6 a

que el dia 6 de noviembre finaliz6 el horario de verano, y en la madrugada
de ese dia se atrasd una hora el reloj, por lo que se tiene conteo de 25 horas
y para evitar confusiones se duplicé la hora 2.

14- PJZ-PTA  $5441.18 Cortes de Energia, debido a indisponibilidad de una Unidad por problemas

nov técnicos, al no tener generacion se presenta una saturacion del enlace a las
horas mencionadas

Fuente: CENACE.

D.1 ComPONENTE DE ENERGIA MIARGINAL

Enero - febrero

Durante el mes de enero, el valor maximo de CE se ubicd en $737.94 por MWh, mientras que su valor
promedio se ubico en $442.905. Para el mes de febrero, el CE tuvo un maximo de $681.79 por MWh; el
precio promedio fue de $366.584.
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Marzo
El valor maximo de CE se ubico en $619.68 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicd en
$343.211 por MWh.

Abril
El valor maximo de CE se ubico en $807.84 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicd en
$337.89 por MWh.

Mayo
El valor maximo de CE se ubicd en $604.12 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicé en
$368.218 por MWh.

Junio
El valor méaximo de CE fue de $837.26 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicé en $650.36
por MWh.

Julio
El valor maximo del CE fue de $947.61 por MWh. El precio promedio del mes fue de $775.16 por MWh.

Agosto
El valor maximo del CE fue de $2,254.52 por MWh. El precio promedio del mes fue de $761.59 por MWh.

Septiembre
El valor maximo del CE fue de $966.79 por MWh. El precio promedio del mes fue de $657.419 por MWh.

Octubre
El valor maximo del CE fue de $1,369.25 por MWh. El precio promedio del mes fue de $651.423 por
MWh.

Noviembre
El valor maximo del CE fue de $1,451.31 por MWh. El precio promedio del mes fue de $541.75 por MWh.

Diciembre
El valor maximo del CE de $1,240.31 por MWh. El precio promedio del mes fue de $656.39 por MWh.

A continuacién se presenta en Tabla 21 los valores del CE del sistema BCA para el periodo de analisis.

Tabla 21 BCA: valores del CE febrero-diciembre

Mes Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar
($/MWh)  ($/MWh) ($/MWh) ($/MWh)
Febrero $681.79 $316.61 $366.58 $43.07
Marzo $619.68 $300.64 $343.21 $46.78
Abril $807.84 $300.51 $337.90 $42.50
Mayo $604.12 $291.96 $368.22 $86.21
Junio $837.26 $309.35 $650.37 $127.61
Julio $947.61 $414.52 $775.17 $146.31
Agosto $2,254.52 $413.27 $761.60 $180.81
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Septiembre $966.79 $430.04 $657.42 $152.49
Octubre $1,369.25 $428.56 $651.42 $145.42
Noviembre $1,451.31 $326.94 $541.75 $148.22
Diciembre $1,240.31 $522.98 $656.39 $152.94
Anual $2,254.52 $300.51 $546.08 $117.35

Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE.
D.2 COMPONENTE DE PERDIDAS MIARGINAL

Enero - febrero

El CP durante el mes de enero presentd un valor maximo de 72.26 por MWh, el valor promedio del
componente para el mes se ubico en -$2.69 por MWh. Para el mes de febrero el valor maximo del CP se
ubicd en $72.81 por MWh, el promedio del componente se observo en -0.24 por MWh y su valor minimo
fue de -$40.1 por MWh.

Marzo
El valor maximo del CP fue de $66.18 por MWh. El promedio del componente para el mes de marzo se
ubicé en $1.85 por MWh y su valor minimo observado fue de -$28.03 por MWh.

Abril
El valor maximo del CP fue de $72.13 por MWh. El promedio del CP en abril se ubico en $1.17 por MWh'y
su valor minimo observado fue de -$28.49 por MWh.

Mayo
El valor maximo del CP fue de $136. El promedio del CP del mes se ubic en $2.86 por MWh y su valor
minimo observado fue de -$22.63.

Junio
El valor maximo del CP fue de $111.44. El promedio del CP para este mes se ubicd en $17.00 por MWh y
su valor minimo observado fue de -$31.58.

Julio

El valor maximo del CP fue de $141.92. El promedio del CP para este mes se ubicd en $22.61 por MWh y
su valor minimo observado fue de -$12.11. Para el sistema, el incremento en los valores presentados en
este mes respecto al anterior, tienen su explicacién debido a factores fisicos de la red de transmision en
el sistema BCA

Agosto
El valor maximo del CP fue de $221.01 por MWh. EI promedio del CP del mes en andlisis se ubicé en
$21.43 por MWh y su valor minimo observado fue de -$10.06 por MWh.

Septiembre

El valor maximo del CP fue de $128.30 por MWh. EI promedio del CP del mes en andlisis se ubico en
$10.61 por MWh, su valor minimo observado fue de -$41.12 por MWh.

Octubre

El valor maximo del CP fue de $181.57 por MWh. El promedio del CP del mes en andlisis se ubicd en
$6.18 por MWh y su valor minimo observado fue de -$56.03 por MWh

Noviembre

109



El valor maximo del CP fue de $155.16 por MWh. El promedio del CP del mes en andlisis se ubicd en
$3.20 por MWh y su valor minimo observado fue de -$40.84 por MWh.

Diciembre
El valor maximo del CP fue de $116.59 por MWh. EI promedio del CP del mes en andlisis se ubico en

$1.22 por MWh y su valor minimo observado fue de -$48,26 por MWh.

A continuacion, se presenta en la Tabla 22 los valores del CP del sistema BCA para el periodo de analisis

Tabla 22 BCA: valores del CP febrero-diciembre

Mes Maximo  Minimo Promedio Desviacion Estandar
($IMWh)  ($/MWh) ($/MWh) ($/IMWh)
Febrero $72.81 -$40.10 -$0.24 $11.25
Marzo $66.18 -$28.03 $1.86 $8.66
Abril $72.13 -$28.49 $1.72 $7.96
Mayo $136.00 -$22.63 $2.84 $9.15
Junio $111.44 -$31.58 $17.00 $17.55
Julio $141.92 -$12.11 $22.61 $22.05
Agosto $221.01 -$10.06 $21.43 $21.40
Septiembre $128.30 -$41.12 $10.61 $17.91
Octubre $181.57 -$56.03 $6.18 $18.29
Noviembre $155.16 -$40.84 $3.20 $16.08
Diciembre $116.59 -$48.26 $1.22 $17.53
Anual $221.01 -$56.03 $7.13 $15.33

Fuente: Elaboracion propia con base en informacién del CENACE.

La distribucion del PML y sus componentes para las 24 horas del dia se puede observar en la Grafica 54.
Las distribuciones son similares para las primeras 11 horas del dia, posteriormente, la dispersion
disminuye a partir la mayor dispersion en el rango de las horas 12:00 a 24:00.
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Grafica 54. BCA: PML y sus componentes:
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Fuente: Elaboracion propia con informacion del CENACE.
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ANEXO E.
ANALISIS ESTADIiSTICO BCS

Marzo

El PML maximo registrado durante el mes fue el dia 28 de marzo a la hora 10, con un valor de $3,950.38
por MWh, explicado por el componente de congestion que alcanzé un valor de $2,740.49 por MWh en el
nodo 07CAB-115. El promedio del PML para el mes fue de $1250.93 por MWh.

Abril

El PML maximo registrado durante el mes fue el 26 de abril a la hora 13, con un valor de $4,346.5 por
MWh en el nodo 07LRO-115, explicado por el componente de energia, que alcanzé un valor de
$3,919.84. El promedio del PML para el mes fue de $1,722.40 por MWh.

Mayo

El PML maximo registrado durante el mes fue el 25 de mayo en la hora 21 con un valor de $4,100.45 en
el nodo 07SJC-115, explicado por el componente de energia con un valor de $4,006.44 por MWh, el
maximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $2,025.45 por MWh.

Junio

El PML méaximo registrado durante el mes fue el 16 de junio en la hora 11 con un valor de $4,224.93 en el
nodo 07LRO-115, explicado por el componente de energia con un valor de $3,999.42 por MWh, el
méaximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $3,162.43 por MWh.

Julio

El PML maximo registrado durante el mes fue el 2 de julio en la hora 17 con un valor de $4,068.15 en el
nodo 07ASJ-115, explicado por el componente de energia con un valor de $3,962.12 por MWh, el
maximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $2,936 por MWh.

Agosto

El PML maximo registrado durante el mes fue el 7 de agosto en la hora 11 con un valor de $4,089.58 en
el nodo 07SNT-115, explicado por el componente de energia con un valor de $3,975.64 por MWh, el
maximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $1,992.05 por MWh.

Septiembre

El PML méximo registrado durante el mes fue el 29 de septiembre en la hora 21 con un valor de
$4,073.22 en el nodo 07LRO-115, explicado por el componente de energia con un valor de $3,933.86 por
MWh, el maximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $2,426.96 por MWh.

Octubre

El PML méximo registrado durante el mes fue el 14 de octubre en la hora 14 con un valor de $4,011.96 en
el nodo 07LRO-115, explicado por el componente de energia con un valor de $3,875.15 por MWh, el
maximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $3,095.99 por MWh.

Noviembre

El PML maximo registrado durante el mes fue el 2 de noviembre en la hora 12 con un valor de $3,993.04
en el nodo 07LR0O-115, explicado por el componente de energia con un valor de $3,741.43 por MWh, el
maximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $1,954.74 por MWh.

Diciembre

El PML méaximo registrado durante el mes fue el 31 de diciembre en la hora 19 con un valor de $2,261.93
en el nodo 07CAF-115, explicado por el componente de energia con un valor de $2,168.74 por MWh, el
maximo para el sistema en el mes. El promedio del PML para el mes fue de $1,648 por MWh.

A continuacion se presenta en Tabla 23 los valores del PML del sistema BCS para el periodo de analisis
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Tabla 23 BCS: valores del PML abril-diciembre

Mes Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar
($/MWh) ($/MWh) ($/MWh) ($/MWh)
Abril $4,346.50 $817.75 $1,722.40 $990.13
Mayo $4,100.45 $0 $2,025.45 $998.28
Junio $4,224.93 $0 $3,162.43 $990.08
Julio $4,068.15 $1,228.59 $2,936.56 $949.20
Agosto $4,089.58 $969.31 $1,992.05 $869.93
Septiembre $4,073.22 $864.82 $2,426.96 $922.40
Octubre $4,011.96 $1,492.46 $3,095.98 $717.45
Noviembre $3,993.04 $1,114.3 $1,954.73 $727.33
Diciembre $2,261.93 $1,065.17 $1,648.00 $224.60
Anual $4,346.28 $0.0 $2,221.55 $770.43

Fuente: Elaboracién propia con base en informacion del CENACE.

Tabla 24 BCS: observaciones del PML

PML maximo

Fecha Nodo ($/MWh) Causa

01-junio 07SJC-115 $4,091.17 Cqmponentg de energia, derivado del costo incremental de la
unidad marginal considerando los costos de reserva.

02-junio 07ASJ-115 $4,089.64 Cqmponentg de energia, derivado del costo incremental de la
unidad marginal considerando los costos de reserva.

03-iunio 07DLC-115 y $0.00 Precios cero para las horas 11 a la 24, derivado de un problema

! 07RFO-115 ’ de post-proceso en la exportacion de resultados del MDA.

10-junio 07TCB-115 $4,020.81 Cqmponentg de energia, derivado del costo incremental de la
unidad marginal considerando los costos de reserva.

115junio 07TCB-115 $1.715.37 Entrgda en el mercado de una de las unidades mas econémicas
del sistema.

13-junio NA NA No hay precios negativos en el CP, debido al cambio en el nodo

de referencia.

Componente de energia, derivado del costo incremental de la
15-junio 07LRO-115 $4,106.43 unidad marginal considerando los costos de reserva e
incremento en la demanda de energia del sistema.

Componente de energia, debido a la demanda méxima y

05-jul 07ASJ-115 $4,066.34 . X
unidades marginales.

07-jul 07ASJ-115 $4,027.84 Cqmponente qe energia, debido a la demanda maxima y
unidades marginales.

08-jul 07ASJ-115 $4,029.52 Cqmponente cﬁe energia, debido a la demanda maxima vy
unidades marginales.

09-jul 07ASJ-115 $4,059.92 Cqmponente Qe energia, debido a la demanda maxima y
unidades marginales.

104l 07ASJ-115 $4,060.34 Cqmponente cﬁe energia, debido a la demanda maxima vy
unidades marginales.

12:ul 07PML-115 $4,072.00 Componente de energia, por unidades marginales; componente

de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
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PML maximo

Fecha Nodo ($/MWh)

Causa

generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
13-jul 07PML-115 $4,085.64 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
14-jul 07PML-115 $4,093.92 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
15-jul 07PML-115 $4,102.81 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
25-jul 07SJC-115 $4,031.42 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
26-jul 07SJC-115 $4,040.89 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
27-jul 07SJC-115 $4,040.09 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
28-jul 07CAB-115 $4,013.03 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
29-jul 07CAB-115 $4,003.60 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Componente de energia, por unidades marginales; componente
30-jul 07LRO-115 $3,718.72 de pérdidas, debido a que la carga se encuentra alejada de los
generadores mas grandes.
Cuando el nodo registra el valor maximo de PML, sus valores
oscilan entre $1,000 por MWh - $2,700 por MWh, y son menores
10-ago 07TCB-115 a los valores obtenidos tipicamente; esto es debido al
cumplimiento del requerimiento de reserva, del balance de
energia y/o por penalizaciones debido a dichos incumplimientos
Cuando el nodo registra el valor méximo de PML, sus valores
oscilan entre $1,000 por MWh - $2,700 por MWh, y son menores
11-ago 07TCB-115 a los valores obtenidos tipicamente; esto es debido al
cumplimiento del requerimiento de reserva, del balance de
energia y/o por penalizaciones debido a dichos incumplimientos
Cuando el nodo registra el valor méximo de PML, sus valores
oscilan entre $1,000 por MWh - $2,700 por MWh, y son menores
13-ago 07TCB-115 a los valores obtenidos tipicamente; esto es debido al
cumplimiento del requerimiento de reserva, del balance de
energia y/o por penalizaciones debido a dichos incumplimientos
Cuando el nodo registra el valor maximo de PML, sus valores
oscilan entre $1,000 por MWh - $2,700 por MWh, y son menores
14-ago 07TCB-115 a los valores obtenidos tipicamente; esto es debido al
cumplimiento del requerimiento de reserva, del balance de
energia y/o por penalizaciones debido a dichos incumplimientos
Se presenta una condicion de inversion de precios, debido a que
se contaba con pocas unidades que aportan reserva en la zona
15-ago La Paz. Para satisfacer la demanda, las unidades asignadas ya
no pueden entregar mas energia al sistema, como consecuencia,
el precio de las reservas: RR10 y REG se ven afectadas.
Se presenta una condicion de inversion de precios, debido a que
se contaba con pocas unidades que aportan reserva en la zona
20-ago La Paz. Para satisfacer la demanda, las unidades asignadas ya
no pueden entregar mas energia al sistema, como consecuencia,
el precio de las reservas: RR10 y REG se ven afectadas.
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PML maximo

Fecha Nodo ($/MWh)

Causa

Se presenta una condicion de inversion de precios, debido a que
se contaba con pocas unidades que aportan reserva en la zona
21-ago La Paz. Para satisfacer la demanda, las unidades asignadas ya
no pueden entregar mas energia al sistema, como consecuencia,
el precio de las reservas: RR10 y REG se ven afectadas.
23-ago 07CAB-115 $3,358.21 Precio méaximo de PML, debido al incremento de la demanda.
Precios de S/C presentaron comportamientos distintos a los
usuales, debido a que no hay mas unidades que aporten
Reserva Rodante de 10 min por lo que la reserva asignada
queda justa al requerimiento dando ese costo.
Se incrementa la demanda y unidad no programable 07BCU-U5
$3.023.32 baja su generacion, con lo que las unidades conectadas cambian
. su despacho y llegan a limites operativos maximos, lo cual se
incrementan SC e impacta en PML.
Se incrementa la demanda y unidad no programable 07BCU-U5
baja su generacion, con lo que las unidades conectadas cambian
su despacho y llegan a limites operativos maximos, lo cual se
incrementan SC e impacta en PML.
$1.732.90 El respectivo dia se presenta uno de los precios mas bajos,
T debido a la baja demanda, lo cual afecta directamente al PML.
El respectivo dia se presenta uno de los precios mas bajos,
18-sep 07TCB-115 RS debido a la baja demanda, lo cual afecta directamente al PML.
11-nov 07CAB-115 $1,756.10 El CENACE argumenta que no fue dicho precio el menor durante
la semana de analisis, sino el presentado el 10 de noviembre a
las 5 horas en el nodo 07GAO-115, con un precio de $1,126.64
por MWh. Dicho valor se presenta se presenta en la segunda
menor demanda del sistema para toda la semana con un valor
de 229.49 MW.
12-nov 07CAB-115 $1,746.98 El CENACE argumenta que no fue dicho precio el menor durante
la semana de analisis, sino el presentado el 10 de noviembre a
las 5 horas en el nodo 07GAO-115, con un precio de $1,126.64
por MWh. Dicho valor se presenta se presenta en la segunda
menor demanda del sistema para toda la semana con un valor
de 229.49 MW.
13-nov 07CRE-115 $1,737.55 El CENACE argumenta que no fue dicho precio el menor durante
la semana de andlisis, sino el presentado el 10 de noviembre a
las 5 horas en el nodo 07GAO-115, con un precio de $1,126.64
por MWh. Dicho valor se presenta se presenta en la segunda
menor demanda del sistema para toda la semana con un valor
de 229.49 MW.

27-ago

05-sep 07SJC-155

10-sep 07SJC-155 $3,465.44

16-sep 07TCB-115

Fuente: CENACE.

E.1 ComPONENTE DE ENERGIA MIARGINAL

Marzo
El valor maximo de CE se ubico en $1,500.83 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicd en
$1,207.84 por MWh.

Abril
El valor méximo de CE se ubicé en $3,959.91 por MWh, mientras que su valor promedio se ubicd en
$1,702.38 por MWh.

Mayo

El valor méaximo de CE se ubicé en $4,007.92 por MWh, mientras que su valor promedio se ubico en
$2,027.02 por MWh.
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Junio
El valor maximo de CE fue de $4,048.97 por MWh, mientras que su valor promedio se ubico en $3,166.52
por MWh.

Julio
El valor maximo de CE fue de CE de $3,962.12 por MWh. El precio promedio del mes fue de $2,930.72
por MWh.

Agosto
El valor méaximo de CE fue de $3,975.64 por MWh. El precio promedio del mes fue de $1,985.55 por
MWh.

Septiembre
El valor maximo de CE fue de $3,933.86 por MWh. El precio promedio del mes fue de $2,414.44 por
MWh.

Octubre
El valor maximo de CE fue de $3,875.15 por MWh. El precio promedio del mes fue de $3,062.97 por
MWh.

Noviembre

El valor maximo de CE fue de $3,862.48 por MWh. El precio promedio del mes fue de $1,932.69 por
MWh.

Diciembre

El valor méaximo de CE fue de $2,168.74 por MWh. El precio promedio del mes fue de $1,635.31 por
MWh.

A continuacién se presenta en Tabla 25 los valores del CE del sistema BCS para el periodo de analisis

Tabla 25 BCS: valores del CE abril-noviembre

Mes Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar
($MWh)  ($/MWh) ($/MWh) ($/MWh)
Abril $3,959.91 $827.52 $1,702.38 $973.62
Mayo $4,007.92 $0 $2,027.02 $999.97
Junio $4,048.97 $0 $3,166.52 $982.09
Julio $3,962.12 $1,265.10 $2,930.72 $944.88
Agosto $3,975.64 $1,023.82 $1,985.55 $870.30
Septiembre $3,933.86 $883.65 $2,414.44 $907.05
Octubre $3,875.15 $1,625.47 $3,062.96 $703.14
Noviembre $3,862.48 $1,141.43 $1,932.69 $717.31
Diciembre $2,168.74 $1,100.49 $1,635.30 $222.39
Anual $4,048.97 $0.00 $2,206.54 $743.75

Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.
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E.2 ComPONENTE DE PERDIDAS MIARGINAL

Marzo
El valor méximo de CP fue de $79.10 por MWh. El promedio del CP para el mes de marzo se ubico en
$8.68 por MWh y su valor minimo observado fue de -$212.16 por MWh.

Abril
El valor maximo de CP fue de $432.93 por MWh. El promedio del CP para el mes de abril se ubicd en
$20.02 por MWh y su valor minimo observado fue de -$167.06 por MWh.

Mayo
El valor maximo de CP fue de $178.43 por MWh. El promedio del CP para el mes de mayo se ubico en -
$1.57 por MWh y su valor minimo observado fue de -$559.41 por MWh.

Junio
El valor maximo de CP fue de $233.51 por MWh. El promedio del CP para este mes se ubico en -$4.09
por MWh y su valor minimo observado fue de -$580.38 por MWh

Julio
El valor méaximo de CP fue de $155.35 por MWh. El promedio del CP para este mes se ubico en $5.84
por MWh y su valor minimo observado fue de -$425.20 por MWh.

Agosto
El valor maximo de CP fue de $158.71 por MWh. El promedio del CP del mes en analisis se ubicd en
$6.51 por MWh y su valor minimo observado fue de -$527.46 por MWh.

Septiembre
El valor maximo de CP fue de $164.10 por MWh. El promedio del CP del mes en analisis se ubicd en
$12.52 por MWh, su valor minimo observado fue de -$382.11 por MWh.

Octubre
El valor maximo de CP fue de $274.50 por MWh. El promedio del CP del mes en analisis se ubico en
$33.02 por MWh y su valor minimo observado fue de -$346.65 por MWh

Noviembre
El valor maximo de CP fue de $251.61 por MWh. EI promedio del CP del mes en anlisis se ubicd en
$22.04 por MWh y su valor minimo observado fue de -$322.82 por MWh.

Diciembre
El valor maximo de CP fue de $99.57 por MWh. El promedio del CP del mes en andlisis se ubicd en

$12.70 por MWh 'y su valor minimo observado fue de -$265.73 por MWh.

A continuacién se presenta en Tabla 26 los valores del CP del sistema BCS para el periodo de analisis

Tabla 26 BCS: valores del CP abril-julio

Mes Maximo Minimo Promedio Desviacion Estandar
($/MWh)  ($/MWh) ($/Mwh) ($/MWh)

Abril $432.93 -$167.06 $20.02 $39.14

Mayo $178.43 -$559.41 -$1.57 $83.28

Junio $233.51 -$580.38 -$4.09 $112.48
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Julio $155.35 -$425.20 $5.84 $101.16
Agosto $158.71 -$527.46 $6.50 $79.31
Septiembre $164.10 -$382.11 $12.52 $78.86
Octubre $274.50 -$346.65 $33.02 $66.50
Noviembre $251.61 -$322.82 $22.04 $47.84
Diciembre $99.57 -$265.73 $12.69 $43.34
Anual $432.93 -$580.38 $11.57 $68.61

Fuente: Elaboracion propia con base en informacion del CENACE.

La distribucién del PML para las 24 horas del dia se pueden observar en la Grafica 55. La maxima
dispersion se observa de las 11:00 a las 24:00 horas.
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Grafica 55. BCS: PML y sus componentes
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Fuente: Elaboracion propia con informacion del CENACE.
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