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Resumen ejecutivo

El mecanismo de ingresos garantizados (MIG) es un beneficio creado mediante la Ley N°
29970, que se previo para promover un sistema integrado de transporte de gas natural desde las
zonas de produccion del gas natural de Camisea hasta la costa sur del pais, que brinde
confiabilidad a la cadena de suministro de energia para el mercado nacional. El proyecto
Gasoducto Sur Peruano (GSP) era parte de dicho sistema integrado de transporte.

Mediante el referido mecanismo, se previé adelantar ingresos garantizados al concesionario del
GSP, con miras a hacer viable dicho proyecto. No obstante, el hecho que la recaudacion del
referido MIG se obtuviera mediante un cargo (Cargo por Afianzamiento de la Seguridad
Energética — CASE) en los recibos de suministro de electricidad hasta inicios del afio 2017

generd un rechazo por parte de la poblacion.

De este modo, el cobro de este concepto representd una de las varias criticas asociadas al
proyecto GSP, el cual fue cuestionado desde que fue planteado en el afio 2014, debido a factores
asociados a su viabilidad, especificamente por la falta de certificacion de reservas de gas
suficientes que justifiquen la construccién de un sistema de gran envergadura y, a su vez, por la
falta de demanda suficiente que garantice la existencia de usuarios en el sur del pais que
consuma determinada cantidad del hidrocarburo a transportarse. Especificamente en lo que
respecta al MIG, debido a las criticas de la poblacion, en febrero de 2017, mediante Ley N°
30543, se elimino el cobro del CASE.

En este contexto, en el que ademas el Ministerio de Energia y Minas ya encargé formalmente a
la Agencia de Promocién de la Inversién Privada (Proinversion) la incorporacion del proyecto
Sistema Integrado de Transporte de Gas Zona Sur del Pais (nueva denominacion del GSP) al
proceso de promocién de la inversion privada, bajo la modalidad de asociacion publico-privada
(APP), es conveniente reevaluar las alternativas de viabilidad con las que cuenta dicho proyecto

y en funcidn de ellas, determinar si la opcion del MIG deberia ser reconsiderada.

Asi, en el presente trabajo de investigacion hemos analizado dichas alternativas de viabilidad
del proyecto, desde el punto de vista de la oferta y demanda del transporte de gas natural hacia
el sur del pais, a efectos de determinar justamente si deberia reconsiderarse dicho mecanismo.
La importancia de dar respuesta a esta pregunta consiste en que este mecanismo puede ser vital

y determinante para viabilizar el proyecto en caso la demanda actual no sea suficiente.



Para realizar nuestro trabajo de investigacion, hemos utilizado el método mixto, en tanto las
mediciones estadisticas han sido determinantes a fin de calcular el nimero de reservas probadas
de gas natural a ser transportadas mediante el GSP, asi como las condiciones de oferta y
demanda del mercado gasifero. Dichas mediciones han sido utilizadas para un analisis sobre la
situacion actual del mercado de gas natural a nivel peruano y mundial, toda vez que hemos
hecho comparaciones sobre la situacion actual hidrocarburifera en otros paises, como Estados
Unidos, que esta determinando el destino de inversiones trasnacionales cuya promocion atafie a

nuestra investigacion.

En cuanto a la hip6tesis de la que partimos, inicialmente se consider6 que la aplicacion del MIG
al proyecto GSP no resultaba del todo justificable, en la medida que, si el Estado promueve
adecuadamente la demanda para el consumo de gas natural alrededor de dicho proyecto, su
financiamiento deberia responder principalmente a riesgo del inversionista. Sin embargo, una
vez habiendo analizado las mencionadas condiciones de oferta y demanda, determinamos que
especificamente en lo referido a la demanda, esta resulta adn insuficiente para garantizar la

autosostenibilidad del proyecto.

No obstante, ello, por los motivos que son analizados en el presente trabajo de investigacion, el
proyecto representa una oportunidad de industrializacion para nuestro pais, motivo por el cual

consideramos que debe ser promovido por parte del Estado.

Por lo tanto, respondiendo a la pregunta de si es justificable, desde el punto de vista
microecondmico, la aplicaciéon del MIG al Proyecto “Gasoducto Sur Peruano”, luego de la
investigacion realizada, consideramos que si lo es, sin perjuicio de que el Estado debe promover

adecuadamente la demanda para el consumo de gas natural alrededor de dicho proyecto.
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Introduccion

El GSP es un proyecto que se ha estado gestando, bajo distintas denominaciones, desde el afio
2008, cuando la empresa Kuntur Transportadora de Gas S.A. solicitd la Concesion del Sistema
de Transporte de Gas Natural por Ductos de Camisea al Sur del Pais denominado “Gasoducto
Andino del Sur”. Dicho proyecto afront6 diferentes inconvenientes que conllevaron a que dicha

empresa concesionaria renunciara a la ejecucion del proyecto.

Debido a ello, el Gobierno, con la finalidad de lograr la construccion del GSP, convoco a través
de la Agencia de Promocién de la Inversion Privada (Proinversion), la licitacion del proyecto
denominado Mejoras a la Seguridad Energética del pais y desarrollo del Gasoducto Sur
Peruano, el cual se adjudic6 el 30 de junio de 2014 al Consorcio Gasoducto Sur Peruano.
Dentro del disefio del GSP, se incorpord al mecanismo de ingresos garantizados (MIG) como
ingreso minimo garantizado para hacer financiable el proyecto en la medida que aseguraba un
ingreso equivalente al consumo de una demanda de transporte de 500 millones de pie clibicos
diarios (MMPCD) de gas. De esta forma, la demanda real se complementaba con este

mecanismo que simulaba la diferencia necesaria para alcanzar dichos 500 MMPCD.

Este mecanismo era muy similar a la denominada garantia por red principal que se usé para
respaldar la construccion del ducto actual de Transportadora del Pert S.A. (TGP), el cual logrd
los resultados previstos, no solo porque otorgd respaldo financiero al proyecto, sino también
porque en atencion a la demanda creciente de gas natural, el cargo desaparecié antes de lo

estimado.

El pago de estos cargos fue asumido por los todos los usuarios de electricidad del Sistema
Eléctrico Interconectado Nacional, lo cual se justificd en el beneficio a mediano y largo plazo,
ya que consumir gas natural en lugar de otros combustibles como el diésel abarataria el precio

de la electricidad, esto sumado a que el gas natural era ambientalmente méas amigable.

De esta manera, el nuevo concesionario del GSP fue avanzando la construccidn; no obstante, en
el afio 2017 el socio mayoritario del concesionario, la empresa Odebrecht, se vio envuelta en
escandalos de corrupcién, lo cual conllevd que no lograra efectuar el cierre financiero en la
fecha prevista, en tanto las entidades financieras le negaron el respaldo considerando que el

contrato previo una clausula anticorrupcion que generaba un riesgo de pérdida de la concesion.



Es en este contexto, que se puso en cuestionamiento nuevamente la necesidad de un proyecto
tan grande como en el GSP. Las principales criticas apuntaron hacia el MIG, pues no se
considero idoneo que los usuarios eléctricos financiaran la construccion, asimismo se dudé de la

necesidad y de la idoneidad de un mecanismo de este tipo.

Es el escenario antes resefiado el que nos motivo a elaborar una tesis que comprenda una
investigacion de la oferta y la demanda del proyecto para determinar si el contexto actual
nacional e internacional hace viable la promocion de proyectos alrededor del GSP que puedan
garantizar una demanda y asi dejar de depender de un mecanismo que asegure una demanda

ficta, sobre todo cuando dicho cargo estuvo siendo destinado a los usuarios eléctricos.

No obstante, existen factores que deben ser analizados con mayor detalle para identificar, con
exactitud, qué tan determinante puede ser este mecanismo para viabilizar el proyecto en caso la
demanda sea incierta, teniendo en cuenta que el Gobierno ya ha tomado la decision politica de

que el referido proyecto sea licitado a un nuevo concesionario.

De esta manera, teniendo en cuenta que ya se ha tomado la decision de que el proyecto sea
ejecutado, consideramos importante analizar la conveniencia de incluir el MIG en su
estructuracion. Tal analisis estd intimamente relacionado con la viabilidad del proyecto GSP,
tomando en cuenta la situacion actual de la oferta y de los distintos proyectos que podrian
generar demanda del gas natural a ser transportado por él, siendo este el objetivo del presente

trabajo de investigacion.

Por lo expuesto, el alcance del presente trabajo es dilucidar la necesidad del MIG, para lo cual
evaluaremos la situacion de oferta y demanda de la capacidad de transporte del gas natural hacia
el sur del pais, tomando en cuenta la factibilidad de que se promuevan otros proyectos asociados

gue generen una mayor demanda, en las condiciones actuales.

xi



Capitulo I: Marco tedrico

En este capitulo, se procedera a desarrollar los principales conceptos utilizados en el presente
trabajo de investigacion para determinar tanto la viabilidad del GSP como la necesidad de que

este cuente con la implementacion de un Mecanismo de Ingresos Garantizados.

1. Economias de escala

La economia de escala es la propiedad por la cual el costo total promedio a largo plazo
disminuye conforme aumenta la cantidad producida (Mankiw, 2012); Mankiw asimismo indica
gue cuando la curva de costo total promedio de una empresa decrece continuamente, la empresa
tiene lo que se conoce como un monopolio natural. En este caso, cuando la produccién se divide
entre varias empresas, cada una produce menos y el costo total promedio aumenta. Como
resultado, una sola empresa puede producir cualquier cantidad al costo mas bajo. Como
veremos en el presente trabajo de investigacion, las economias de escala pueden ser tanto
internas (lo cual aplica al propio GSP) como externas (como sucede en el caso de los complejos

petroquimicos).

2. Industrias de redes

Conforme a la definicion del Organismo Supervisor de la Inversion en Energia y Mineria
(OSINERGMIN, 2016), ente regulador del sector energia, las industrias de redes son aquellas
gue mueven personas, productos o informacion de un lugar a otro mediante una red fisica; estas
incluyen las redes de transporte (carreteras, ferrocarriles), redes de informacion (correo
electrdnico, telefonia) y redes de servicios publicos (electricidad, gas, agua). Las industrias de
redes constituyen, usualmente, una facilidad esencial, puesto que representan una
infraestructura indispensable para completar el transporte de recursos desde los puntos de

produccién hacia puntos de consumo.

En la misma linea, De Los Llanos indica que las industrias de red se caracterizan por la
utilizacion de una red de infraestructuras que conecta la oferta de bienes y servicios con los
consumidores. Las industrias de red cubren actividades tan diversas como la electricidad, el gas,
el agua, el transporte de mercancias y de pasajeros, etc., de gran importancia para el
funcionamiento econdémico en su conjunto. Este tipo de industrias se ha mantenido

tradicionalmente al margen de la competencia, lo que se ha debido, principalmente, a que el


http://www.osinergmin.gob.pe/

coste fijo de la red es muy elevado, por lo que existen importantes economias de escala. Al

mismo tiempo, algunas de estas actividades poseen elementos de monopolio natural.

3. Fallas del mercado propias de las industrias de redes

De acuerdo con Bergman (1998) e IDEI (1999), citados por OSINERGMIN, las industrias de
redes registran caracteristicas economicas especificas que justifican la intervencion del
Gobierno, con el objetivo de contrarrestar las fallas de mercado que derivan en ineficiencias en

los sectores caracterizados por la presencia de industrias de redes:

1. Las externalidades de red. Una de las externalidades méas comunes son los denominados
efectos de club y congestion. En el primer caso, la utilidad del servicio para un cliente
depende del nimero total de clientes suscritos, por tanto, el efecto de club tiene un impacto
positivo sobre los usuarios. Por otra parte, el efecto de la congestion genera un impacto
negativo al limitar o restringir la utilidad del servicio a consecuencia de la congestién de la

red.

Con respecto a las fallas de mercado descritas, los gasoductos (como el GSP) l6gicamente
presentan externalidades de red. Para efectos del presente trabajo de investigacion, los
efectos de club previamente comentados se traducen en que los calculos y estimaciones de
tarifa que hemos realizado para los diferentes escenarios descritos del GSP dependen
basicamente del consumo total previsto para cada uno de esos escenarios, tal y como se

analizard en la seccion correspondiente de nuestra investigacion.

2. Los servicios de interés general. Las industrias de red a menudo sirven al interés publico
desde una perspectiva econdmica y social. Sobre el particular, si bien el gasoducto de
transporte de gas natural no califica como un servicio publico, si cumple un interés general
pues traslada el referido hidrocarburo hacia las redes de ductos de las empresas
distribuidoras, las cuales si prestan un servicio publico; a su vez, cumplen con entregar el

gas natural a las generadoras termoeléctricas y demas grandes consumidores de gas.

3. Monopolio natural. La construccion de la infraestructura de red, por lo general, requiere
grandes inversiones, mientras que en las actividades downstream tiene costos relativamente
reducidos (en comparacion al upstream). En otras palabras, existen costos fijos elevados y

costos marginales reducidos. De esta forma, la duplicacidon de la red o algunas partes de la



red es a menudo ineficiente. En estos casos, se considera que la infraestructura es un

monopolio natural.

En este orden de ideas, el GSP califica como un monopolio natural, resultando ineficiente
para la demanda, la oferta de transporte, 0 ambos, que la infraestructura se duplique. Ello
explica que en su momento Kuntur Transportadora de Gas S.A. haya considerado como
una competencia desleal el planteamiento de un proyecto de ley que previd un gasoducto
en paralelo hacia el sur del pais, siendo esta una de las razones por las que se complicé la
ejecucién de la concesion primigenia del GSP a cargo de Kuntur, como detallamos en el
anexo 2 de nuestro trabajo de investigacidn, en tanto que ello significaba una indubitable

afectacién a la demanda proyectada para fines de financiamiento del proyecto.

Funcionamiento del mercado eléctrico

Conforme se estudiara en nuestro trabajo de investigacién, una de las principales fuentes de

demanda del GSP es la generacion de energia termoeléctrica. En atencién a ello, resulta

importante comprender algunas caracteristicas propias del mercado eléctrico. Conforme indica

Okumura (2016), estas son:

La electricidad no puede almacenarse a un costo eficiente. Esto hace que se deba contar
con un sistema de potencia capaz de mantener un equilibrio entre lo producido y lo
consumido, es decir, producir exactamente lo necesario para cubrir la demanda, en el
momento en que ésta se dé. Ello requiere de una estrecha coordinacion entre todas las
centrales que conforman el parque generador y que estan en capacidad de inyectar su
energia al sistema eléctrico, asi como un sistema de redes de transmision de alta tension
gue sea capaz de transportar la electricidad desde sus puntos de produccién hasta los
grandes centros de consumo, es decir, hasta los puntos de entrega de los distribuidores y

Usuarios Libres.

La electricidad toma el camino que menos resistencia ofrece. En consecuencia, no se puede
identificar al “propietario” de la energia. Lo tinico determinable para este recurso es la
cantidad que se inyecta y retira en el sistema eléctrico. La electricidad viaja casi a la
velocidad de la luz, razén por la cual, una vez producida, el consumo de ésta es casi

instantaneo: la distancia no es un impedimento.



Existen diversas tecnologias de produccion, que emplean distintas fuentes de energia
primaria, con caracteristicas técnicas y econdmicas distintas. Ello acarrea la necesidad de
organizar la produccion eléctrica de tal manera que en conjunto se obtenga el menor costo
posible (eficiencia econdmica). Ahora bien, dadas las propiedades fisicas antes
mencionadas, es necesario sefialar que toda organizacion del mercado eléctrico requiere, a
nivel de generacion, ser disefiada de tal manera que procure contar con capacidad instalada
suficiente para abastecer la maxima demanda del mercado, mas una capacidad de reserva
en caso se produzcan eventos que introduzcan variaciones en la oferta o la demanda, como

por ejemplo salidas inesperadas de equipos de generacidn o transmision.

Asimismo, con la finalidad de posibilitar que las centrales existentes cubran la totalidad de
la demanda que se presente, se requiere de un operador o coordinador de la operacion
independiente; es decir, un agente que coordine la produccién de las plantas generadoras
—el “despacho”— que sean necesarias para cubrir dicha demanda, y que esta operacion se
coordine, ademas, en términos de eficiencia econémica. Las diferentes tecnologias
existentes en el parque generador peruano determinan una diversidad de costos variables en

cada una de ellas.

Estas nociones resultan importantes en el desarrollo de nuestra investigacién, toda vez que
al momento de detallar las proyecciones de demanda de electricidad, se han analizado las
diferentes tecnologias de produccion y se ha determinado cuales de ellas resultan mas
eficientes en comparacion con las demas. A su vez, ello nos ha permitido calcular el
consumo del gas natural a ser transportado por el GSP por parte de la generacion
termoeléctrica, dentro de la cual se ha también considerado a las denominadas centrales de
reserva fria, es decir a aquellas que entran en funcionamiento ante eventos que introduzcan

variaciones en el mercado eléctrico.

Por otro lado, como menciona Okumura, la electricidad no puede ser almacenada y viaja a
casi la velocidad de la luz, razén por la cual la energia generada debe ser consumida de
manera instantanea, o, dicho de otra manera, la demanda de energia debe ser abastecida
simultaneamente, debiendo existir, en todo momento, un equilibrio constante entre la oferta
y la demanda. Este equilibrio se logra gracias a la intervencion de un operador
independiente que es el Comité de Operacion Economica del Sistema Interconectado
(COES SINAC), entidad privada sin fines de lucro, conformada por Agentes del Sistema

Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN), cuyas decisiones son de cumplimiento



obligatorio para estos. Tiene como finalidad coordinar la operacion de corto, mediano y
largo plazo del SEIN al minimo costo, preservando la seguridad del sistema y el mejor
aprovechamiento de los recursos energéticos, y administrar el Mercado de Corto Plazo.

5. Costos marginales

Un costo marginal es el incremento en los costos totales debido al incremento de una unidad de
produccién. En relacidn a los costos marginales, un principio importante a tener en cuenta es
gue «siempre que el costo marginal es menor que el costo total promedio, el costo total
promedio disminuye. Cada vez que el costo marginal es mayor que el costo total promedio, el

costo total aumenta » (Mankiw, 2012)

En el mercado eléctrico, los costos marginales juegan un rol muy importante, pues conforme
indica Sumar Gilt (2010), los consumidores eléctricos quisieran pagar a los productores de
energia, el menor precio posible; sin embargo, el menor precio posible no puede ser menor que
el costo medio minimo, pues ello significaria que los productores perderian capital. Para
determinada cantidad demandada, lo 6ptimo seria que la capacidad (y tecnologia) de la planta
sea tal que el costo medio minimo se alcance justamente para una produccién igual a esa
cantidad demandada; si los costos medios son superiores, significa que hay un déficit o un

exceso de capacidad.

Si el problema es que la capacidad y tecnologia de las plantas no pueden ser modificadas
facilmente, de un dia para otro o de un mes para otro, se necesitan dos a tres afios para una

planta térmica, y cuatro a seis, 0 incluso mas, para una hidroeléctrica.

Entonces, el mercado necesita una sefial que anticipe la tendencia de los costos medios. Esta
informacién puede ser provista por los costos marginales precisamente. Segln la ley que los
rige, los costos marginales son menores que los costos medios en el segmento en que estos
disminuyen conforme aumenta la demanda y son mayores en el segmento en que los costos
medios aumentan conforme aumenta la demanda; siendo asi, Sumar Gilt indica que la idea
central es que se espera que el comportamiento de los costos marginales constituya una
poderosa sefial para que los productores decidan retrasar o precipitar el incremento de las

plantas disponibles o modificar la tecnologia de las existentes.



Si esto funciona, los consumidores resultardn beneficiados pues si en el corto plazo los
consumidores aceptan pagar por la energia un precio igual a su costo marginal, en el largo plazo

el parque generador tenderd a modificarse de tal forma que el costo total sea el menor posible.

Pues bien, resulta que desde el inicio de la reforma del sector eléctrico en el afio 1993, el precio
de la energia en los principales mercados fue establecido como una funcion de los costos
marginales de corto plazo: por un lado, se establecié que el mercado de transferencias entre
generadores (también llamado “el mercado del COES” o el “mercado spot” o el “mercado de

corto plazo”) se liquidara a costos marginales de corto plazo.

Por otro lado, se establecio que en el mercado de contratos bilaterales para abastecer el servicio
publico solo podia transarse a “tarifa en barra”, que es un precio regulado que se calcula cada
dos afios y que deberia representar el pronéstico para el largo plazo de los costos marginales de

corto plazo.

6. Ingreso minimo garantizado.

Segun el Banco Mundial (2011), cuando los niveles de demanda del proyecto no permiten
financiar los costos e inversiones del proyecto, entonces, la infraestructura no es auto sostenible.
En este caso, al Estado le resulta atractivo participar en este tipo de proyectos porque son

rentables desde el punto de vista social.

En estos escenarios, una alternativa es incluir el denominado ingreso minimo garantizado, que
es un tipo de garantia no financiera que otorga el Estado (generalmente en Asociaciones Publico

Privadas) a fin de compartir con el concesionario ciertos riesgos, como los riesgos de demanda.



Capitulo I1. Marco general del Gasoducto Sur Peruano

1. Mercado de gas natural

El mercado de gas natural estd conformado por una cadena de comercializacion que se divide en
las etapas de exploracion y explotacion, transporte y distribucion, las cuales se explican a

continuacion:

o Exploracion y explotacién: Se efectia bajo las modalidades contractuales de un contrato de
licencia o de servicios, los cuales son suscritos por empresas dedicadas a la exploracion y
explotacién de hidrocarburos con Perupetro S.A., representante del Estado peruano. Para
efectos de nuestro trabajo de investigacion, si bien el gas a ser transportado por el GSP a la
zona sur del pais podria provenir de cualquiera de los lotes de produccion, se estimara que
provenga de Camisea.

e Transporte: Comprende el traslado de gas natural por red de ductos. Es una actividad
regulada, caracterizada por contar con un régimen de ‘open access’, el cual consiste en
permitir la conexion de cualquier usuario de gas a su red, en la medida que sea técnica y
economicamente factible.

o Distribucién: Se presta dentro de un mercado exclusivo en una zona determinada (area de
concesion), en la cual solo el concesionario puede atender a los usuarios o clientes regulados

que se encuentren dentro de dicha area.

Tanto el transporte como la distribucion son actividades reguladas en atencién a sus
caracteristicas de monopolio natural, que se caracteriza por tener barreras naturales a la entrada,
en tanto se cuentan con economias de escala que permiten a una empresa proveer un bien o
servicio al mercado completo al costo mas bajo posible. En el anexo 1, se puede apreciar la

interaccion de cada una de las etapas previamente descritas.

2. Antecedentes del Gasoducto Sur Peruano (GSP)

El 26 de setiembre de 2008 se otorgd a la empresa Kuntur Transportadora de Gas S.A. (Kuntur),
la Concesion del Sistema de Transporte de Gas Natural por Ductos de Camisea al Sur del Pais
“Gasoducto Andino del Sur”, concesion otorgada por solicitud de parte. El 6 de octubre de

2008, se suscribi6 el contrato de concesion.



El proyecto comprendia el disefio, construccion y operacion de un gasoducto de 30” de diametro
que iniciaria en Malvinas, distrito de Echarate, provincia de La Convencién, departamento de
Cusco, hacia las ciudades de Quillabamba, Cusco, Juliaca, Arequipa, Matarani e llo. El sistema
de transporte se iniciaria en la zona de Camisea (Cusco) y atravesaria los departamentos de
Puno, Arequipa y Moquegua y comprendia una inversion estimada de US$ 2.500 millones,
segln el estudio de impacto ambiental (EIA).

El proyecto no logro ser ejecutado conforme a los plazos previstos, pese a que el Gobierno les
otorgd las facilidades necesarias; por ejemplo, suspendi6 la vigencia del contrato de concesion
que indicaba que el cronograma de ejecucion de obras debia culminarse a los 39 meses
posteriores a la aprobacién del EIA. Algunas de las causas que complicaron el proyecto fueron

las siguientes:

e La variacion del presupuesto: Cuando Kuntur solicitd la concesion en marzo de 2008
indicé que el monto de la construccion del gasoducto iba a ser de US$ 1.330 millones?; sin
embargo, para el afio 2012, segin el concesionario, los costos de la construccion del
gasoducto se habrian incrementado en mas de 300% respecto del monto de inversion
estimado al inicio de la concesion, ello conforme a lo indicado en el Primer reporte de
analisis econdémico sectorial sector gas natural, elaborado en el afio 2012, por la Oficina de
Estudios Econdémicos del Organismo Supervisor de la Inversion en Energia y Mineria

(Osinergmin).

¢ Inconvenientes en la estructuracién del proyecto: El Estado peruano promulgé el 22 de
diciembre de 2011 la Ley N° 29817, que declar6 de necesidad pulblica e interés nacional la
construccion y operacion del Sistema de Transporte de Hidrocarburos y la creacion de un
polo industrial petroquimico, con fines de seguridad energética nacional y promover el
desarrollo del sur del pais, beneficiar a la poblacién de dicha zona y acrecentar la seguridad

energética mediante la masificacion del gas natural.

Sin embargo, a pesar de los esfuerzos legislativos, en el afio 2012, el Proyecto del
Gasoducto Andino del Sur presentaba inconvenientes para su desarrollo, como la definicion
del costo final del proyecto; la falta de certificacion de las reservas de los lotes 57 y 58, pues
el proyecto concebido requeria de 4 trillones de pies cubicos (TCF); a lo cual se le sumoé la

falta de demanda garantizada que permitiese el apalancamiento financiero del proyecto.

1 Monto corroborado en el Contrato de Inversion firmado en el afio 2010 con el Estado representado por el Minem.



Sobre el particular, cabe precisar que la estructura del proyecto de Kuntur no previé ningln
tipo de subsidio por parte del Estado, sea mediante una garantia por red principal como la
que tuvo el gasoducto de TGP o algln otro mecanismo de ingreso garantizado. Recordemos,
ademas, que no se trataba de una asociacion publico-privada (APP), por lo que no se
considerd ningun cofinanciamiento por parte del Estado, sino que fue una concesion
otorgada a solicitud de parte, en la que se ofreci6 una inversion comprometida, compromiso
que se reflejo en la clausula 2.2 del contrato, segln la cual Kuntur asumio la concesion y las

obligaciones del contrato a su propio riesgo técnico, econémico y financiero.

Estas fueron las razones por las cuales el proyecto no pudo ser ejecutado con la celeridad
gue se requeria, por lo que se buscé una férmula con la cual el Estado participara hasta con
el 20% de las acciones en el proyecto a través de Petroperu S.A., tendiendo la posibilidad de

un crédito puente para financiar el proyecto, el cual tampoco lleg6 a materializarse.

e Proyectos en paralelo: Conforme indicamos previamente, el contrato indicaba que el
cronograma de ejecucion de obras debia culminarse a los 39 meses posteriores a la
aprobacion del EIA, considerando que la aprobacion del EIA se efectud el 7 de junio del
2011, la construccion debid concluir en setiembre del 2014. Fue en este contexto que el
Ministerio de Energia y Minas (Minem) tomo la decision de suspender el contrato el 03 de

abril de 2012 por un afio, plazo que, sin embargo, también vencio.

Ante esta situacién, el Gobierno del presidente Ollanta Humala, a fin de poder cumplir con
los compromisos ofrecidos a las regiones del sur del pais en cuanto a llevar gas,
industrializar dichas regiones y fortalecer la seguridad energética, planted tres proyectos
desarticulados para cumplir tales compromisos. Dichos proyectos se plantearon mediante el
proyecto de Ley N° 1396-2012. En el anexo 2, detallamos en qué consistieron los referidos
proyectos y los motivos por los cuales Kuntur considerd que representaban una competencia

desleal para su concesion.

Dados estos antecedentes y ante la renuncia de Kuntur?a la concesion, en diciembre del afio
2012, el Ministerio de Energia y Minas (Minem) solicité a Proinversion incorporar, al proceso

de promocion de la inversion privada, el proyecto Mejoras a la Seguridad Energética del Pais y

2 La renuncia de Kuntur fue aceptada mediante Resolucion Suprema N° 079-2014-EM, publicada el 5 de noviembre
de 2014.



Desarrollo del Gasoducto Sur Peruano, el cual fue adjudicado al Consorcio Gasoducto Sur
Peruano el dia 30 de junio de 2014.

3. Alcances de la concesion y del proyecto

Se previé que con este proyecto se transportaria gas natural desde Las Malvinas (Echarate),
Quillabamba y Urcos en el Cusco, cruzando los Andes, hasta la costa en Arequipa al suroeste,
siendo Apurimac, Arequipa, Moquegua y Tacna las regiones que se beneficiarian con este
proyecto que se ejecutaria mediante un total de 1.000 km. de recorrido de ductos. Como se

puede apreciar del anexo 3, este proyecto estaba compuesto por los siguientes tramos:

e Tramo B. Reforzamiento del sistema de transporte existente de gas natural y de
liquidos de gas natural: Partiria de la Planta de Separacion Malvinas en Cusco Y llegaria al
punto de derivacion del gasoducto hacia el sur.

e Tramos Aly A2: Integrarian la extension del sistema de transporte de gas natural.

o El Tramo Al llegaria hasta el distrito de Urcos y tendria dos gasoductos secundarios a la
central térmica de Quillabamba y a la provincia de Anta en Cusco.
o EIl Tramo A2 iria desde Urcos hasta las centrales térmicas de Mollendo (Arequipa) e llo

(Moguegua) que conformaria el nodo energético adjudicado en noviembre de 2013.

Se habia previsto que el gasoducto comprenderia dos sistemas de transporte:

e Gasoducto y poliducto de la Planta Separacion Malvinas al Punto de Conexion (PC),
ubicado en el sistema de transporte existente y de este punto a la Planta de Compresién
Chiquintirca. En esta ultima seccidn, el concesionario esta obligado a realizar Unicamente el
estudio denominado “FEED146” y el estudio de impacto ambiental.

e Gasoducto desde el PC hasta la Costa Sur del pais, que contemplaria la seccion 1 (gasoducto

desde el PC a Urcos) y seccion 2 (gasoducto Urcos- Mollendo - 1l0).

El GSP alcanzaria una altura cercana a los 5.000 m.s.n.m y contemplaria la realizacion de
estudios de ingenieria para el futuro tramo C y los futuros gasoductos regionales hacia Cusco,
Abancay, Puno, Moquegua y Tacna. En el anexo 4, se muestran las actividades que se

realizarian en el proyecto, conforme a los compromisos establecidos en el contrato.

El proyecto habia previsto un costo US$ 7.328 millones e incluiria servicios especializados de

disefio, financiamiento, construccién, operacién y mantenimiento del gasoducto a cargo del
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concesionario durante 34 afios. El gas seria utilizado en las centrales térmicas de Mollendo, llo,
Quillabamba, entre otras industrias. Se calculé que la construccion del GSP tendria un impacto
positivo en la economia del pais, sobre todo en la region sur, ya que contribuiria a que el Peru
aumente su crecimiento en términos de producto bruto interno en 0,7% anual, segun se indica en

la pagina web del concesionario (Gasoducto Sur Peruano s.f.).

4. Situacién actual del proyecto

El 23 de enero de 2017 vencio el plazo contractual con el que contaba la empresa concesionaria
Gasoducto Sur Peruano S.A. para acreditar al Minem la obtencién de la totalidad de recursos
financieros (cierre financiero) para solventar la construccion del GSP. Dado que lleg6 dicha
fecha y el concesionario no logré el cierre financiero, el Estado declard la terminacion de la
concesién. Conforme al ultimo reporte de avance (Gasoducto Sur Peruano 2017), se cuenta con
un 37,60% de avance general y 10,7% de avance en la construccién y montaje del sistema de

ductos.

De otro lado, a inicios del 2017, el Gobierno elimind el MIG, el cual es objeto de nuestra
investigacion, puesto que fue considerablemente criticado debido a que las tarifas de energia
eléctrica se encarecieron por la aplicacion de este cargo. Al respecto, de acuerdo con cifras del
Instituto Nacional de Estadistica e Informatica (INEI), en el afio 2015, las tarifas eléctricas para

los usuarios regulados se incrementaron en 19%.

Actualmente, ya se le encargd formalmente a Proinversion la incorporacion del proyecto
Sistema Integrado de Transporte de Gas Zona Sur del Pais (nueva denominacion del GSP) al
proceso de promocion de la inversion privada, bajo la modalidad de APP. Para dirigir el nuevo
proceso de concesion, el 21 de mayo de 2017 el Consejo Directivo de Proinversion cred un

comité que evaluara los avances del Gasoducto Sur Peruano (Revista Rumbo Minero 2017).

Por lo expuesto, en un escenario en el que, de acuerdo con la Sociedad Nacional de Mineria
Petréleo y Energia, existe una sobre oferta de generacion eléctrica del 40%, puede resultar
cuestionable que las tarifas eléctricas sigan subiendo para aquellos usuarios que pertenecen al
mercado regulado (Klauer D'Acunha 2016). Conforme al analisis previo, considerando que el
proyecto ya estid bajo la competencia de Proinversion para ser nuevamente relicitado, es
necesario proceder a analizar su viabilidad, cuales serian las acciones por tomar por parte del

Estado para garantizar dicha viabilidad y si es que estas deberian incluir o no al MIG.
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Capitulo I11. Metodologia

Los métodos empleados en el trabajo de investigacion son los siguientes:

o Cuantitativo: Bajo la perspectiva cuantitativa, se recolectan datos con el objeto de que sean
medidos en la investigacion; por ejemplo, recurriendo a estadisticas. Los estudios de corte
cuantitativo pretenden la explicacion de una realidad social vista desde una perspectiva
externa y objetiva y tienen la intencidn de buscar la exactitud de mediciones o indicadores
sociales con el fin de generalizar sus resultados.

e Cualitativo: Conforme al método cualitativo, se estudia la realidad en su contexto natural, a
fin de interpretar y realizar deducciones para obtener resultados.

e Mixto: Complementa los métodos cuantitativos y cualitativos a fin de que la induccion sea

una herramienta en la investigacion sobre la base de elementos medibles o estadisticos.

En el presente trabajo de investigacion hemos utilizado el método mixto, en tanto las
mediciones estadisticas han sido vitales para calcular el nimero de reservas probadas de gas
natural a ser transportadas mediante el GSP, asi como las condiciones de oferta y demanda del
mercado gasifero. Dichas mediciones han sido utilizadas para un analisis sobre la situacion
actual del mercado de gas natural a nivel peruano y mundial, toda vez que hemos realizado
comparaciones sobre la situacion actual hidrocarburifera en otros paises, como Estados Unidos,
que estd determinando el destino de inversiones trasnacionales, cuya promocion atafie a nuestra

investigacion.

Efectivamente, se han recogido estadisticas oficiales sobre las reservas de gas natural que
existen en los lotes de produccién, marcadores internacionales del precio del gas; y, desde el
punto de vista del método cualitativo, hemos analizado como tales marcadores han influenciado
en las inversiones privadas en el Pert y como han determinado que tales inversiones se destinen
hacia otros paises en los que existen métodos que resultan mas econémicos en cuanto a la
explotacion del gas natural, lo que a su vez condiciona toda la cadena de produccion de este

recurso natural.

De otro lado, ante la necesidad de saber cuando seria oportuna la entrada del GSP en atencion a
la demanda eléctrica, hemos analizado estadisticas del Comité de Operaciones del Sistema
Interconectado Nacional (COES-Sinac) referidas al crecimiento de la demanda y a la oferta de

generacion del periodo actual al afio 2028, sobre la base de las cuales hemos planteado
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supuestos; por ejemplo, considerar la entrada del GSP al 2023, teniendo en cuenta una fecha
estimada del otorgamiento de la buena pro.

Para proyectar estos escenarios de demanda, se ha usado el modelo SDDP (Stochastic Dual
Dynamic Programming — Version 14.0.4), usado por el COES-Sinac, el cual es un modelo de
despacho hidrotérmico estocastico con representacion de la red de transmision para estudios de
largo, mediano y corto plazo. El modelo calcula la politica de operacion de minimo costo de un

sistema hidrotérmico tomando en cuenta los siguientes aspectos:

Detalles operativos de las centrales hidroeléctricas (balance hidrico, limites de

almacenamiento y limites en los caudales turbinados, vertidos, filtrados, etc.).

e Modelo detallado de las centrales térmicas (unit commitment, contratos take or pay,
contratos de combustible, curvas de eficiencia, restricciones de combustible, térmicas
multi-combustible, etc.).

e Incertidumbre hidrolégica: Se pueden utilizar modelos estocasticos de caudales que
representan las caracteristicas del sistema hidrologico.

o Red de transmision detallada: Andlisis de flujos de potencia en corriente continua,
limites en los flujos de potencia, calculo de pérdidas, restricciones de seguridad.

e Demanda de energia por blogue y por barras en etapas mensuales y semanales para

estudios de largo y mediano plazo.

Asimismo, para analizar la demanda del nodo energético, hemos tomado las estadisticas de
generacién de centrales similares a fin de simular el crecimiento de la demanda de dichas

centrales, y poder asi evaluar los periodos del 2023 al 2028.

Con los métodos antes detallados y con data actual, hemos previsto los valores de las posibles
demandas de los distintos proyectos alrededor del GSP y, de este modo hemos planteado
distintos escenarios para calcular las probables tarifas del proyecto y calcular su respectivo

VAN financiero para evaluar su viabilidad econémica.

Habiendo recurrido al método mixto en nuestra investigacion, nuestra hip6tesis inicial cambio
radicalmente, en tanto que nuestras conclusiones iniciales dejaron de ser meramente inductivas
para pasar a estudiar detenidamente las estadisticas sobre el mercado actual del gas natural, lo
que se complementé con el método cualitativo, conforme detallamos en el analisis expuesto en

los siguientes capitulos.
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Capitulo IV. Viabilidad del proyecto

1. Analisis de la oferta del gas para el GSP

Desde el punto de vista de la oferta, es necesario contar con una cantidad minima de gas natural
para que esta sea transportada por el GSP, de tal manera que el proyecto sea viable pues si la
cantidad de gas natural ofertado por los productores resulta insuficiente, no se podré justificar la
construccién de un proyecto de gran envergadura. Por tal motivo, corresponde analizar las
reservas actuales del gas natural para determinar si, desde el punto de vista de la oferta, sera

factible contar con una cantidad a ser transportada que justifique esta inversion.

Sobre el particular, estimamos que con 5,48 trillones de pies clbicos (TCF)? el gasoducto estaria
operando bajo condiciones econémicamente viables durante los 30 afios de concesién (sin
considerar el periodo de construccion), teniendo en cuenta que el anterior contrato de concesion

(GSP) garantiz6 una capacidad de 500 MMPCD, conforme detallamos en la tabla 1.

Tabla 1. Cantidad de gas natural requerido por el Gasoducto Sur Peruano

500 MMPCD (capacidad garantizada de acuerdo con el contrato de concesién) X
365 (dias del afio) X
30 (afios de la concesion) = 5,48 TCF

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Hasta hace algunos afios eran inciertas las reservas de gas natural que se podrian destinar a este
proyecto; especificamente, hasta el afio 2009, solamente habia reservas probadas de gas natural
de 11,2 TPC, cantidad que era considerada como la actual cuota minima del potencial gasifero
econdmicamente viable de Camisea (Vera Tudela 2010). Al respecto, considerando que las
reservas de Camisea también abastecen al ducto de TGP, se destinan a la exportacion y a otros
consumos, tal cantidad de reservas probadas no garantizaba la viabilidad del proyecto que, a esa

fecha, ya se encontraba adjudicado a Kuntur.

Desde aquel entonces la viabilidad del GSP, desde el punto de vista de la oferta del gas natural,
fue incierta durante varios afios; por ejemplo, al 2013 las reservas probables y posibles de gas

natural alcanzaron los 90,2 TPC, de las cuales solo 15 eran reservas probadas, segun el Libro de

3 Cabe indicar que en el presente trabajo de investigacion para referirnos a los trillones de pies cubicos utilizaremos
bien sus siglas en espafiol TPC o bien sus siglas en inglés TCF (trillion cubic feet).
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reservas de la Direccion General de Hidrocarburos (DGH). Este es uno de los motivos por los

cuales el GSP era considerado por muchos como un “elefante blanco”.

Por tal motivo, es necesario analizar las reservas de gas natural que a la fecha estan
comprobadas a efectos de determinar la viabilidad del proyecto. Segln la ultima informacion
publicada en el Libro de reservas por el Minem, al afio 2016 las reservas probadas de gas
natural se han estimado en 16.091 BCF* (16,09 TCF), las cuales, comparadas con el 2015,
aumentaron en 2.005 BCF (2 TCF).

Gréfico 1. Reservas probadas de gas al afio 2016 en BCF
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Fuente: Ministerio de Energia y Minas, 2016.

Agrega el Libro de reservas que las reservas probadas de gas a diciembre de 2016 aumentaron
en un 14% en comparacion con las del 2015, lo que en parte se debe a la reestimacién de
volumenes en base al ajuste en el modelo de simulacion del campo Cashiriari en el Lote 88.
Dicho ello, a continuacion, procedemos a analizar las reservas que cada lote de produccion

podria aportar al GSP:

e Lotes 88 y 56 — Proyecto Camisea: En relacién con los lotes del proyecto Camisea,
especificamente al Lote 88, es pertinente precisar que, en atencion al Decreto Supremo N°
068-2009-EM vy a la modificaciéon del numeral 5.11 de la Clausula Quinta del Contrato, se
establecio la libre disponibilidad de los hidrocarburos del Lote 88, asi como la obligacion
del contratista de abastecer la demanda de gas natural del mercado interno, sujeto a lo

dispuesto por las normas legales vigentes. Dicho Decreto Supremo en su articulo 1°

4 BCF por sus siglas en inglés: Billion Cubic Feet, en espafiol billones de pies ctbicos. Es preciso indicar que 1 TCF
equivale 10° BCF, donde TCF es Trillion Cubic Feet, conocido en espafiol como Trillones de Pies Clbicos (TPC).
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establecio la obligacion del contratista de abastecer la demanda de la zona sur del pais con
un volumen de reservas no menor a un trillén de pies cubicos de gas natural.

e Lote 58 - China National Petroleum Company (CNPC): En noviembre de 2016, CNPC
confirmo que sus reservas de gas natural ascendian a 3,9 TCF. Actualmente, el Lote 58 ya
ha pasado a la fase de explotacion comercial, por lo que est4 en capacidad de suministrar de
gas natural al GSP y ha presentado a Perupetro S.A. un plan inicial de desarrollo.

e Lote 57 — Repsol: Conforme al Libro de reservas de la DGH, al afio 2016, el Lote 57 tiene

reservas probadas ascendentes a 1.650,5 BCF, es decir, 1,7 TCF.

Por lo expuesto, concluimos que existe un total de poco mas 6 TCF, tomando en cuenta lo
reservado por los lotes de Camisea para el sur, sumado a lo descubierto por CNPC y a las
reservas probadas del Lote 57; tales reservas podrian destinarse al proyecto materia de analisis.

Conforme analizaremos mas adelante, mientras que en el caso del Lote 88 se tiene la cantidad
antes indicada que se ha reservado para el mercado interno, estimamos que en el caso del Lote
58 existen probabilidades de que la empresa CNPC esté interesada en destinar sus reservas al
proyecto que es objeto de nuestra investigacion. Al respecto, en el Gltimo Libro de reservas, la
DGH ha indicado que el Estado estd impulsando el nuevo proyecto de transporte de gas natural
a la zona sur del pais, denominado Sistema Integrado de Transporte de Gas Natural — Zona Sur
del pais, a fin de aprovechar las reservas de gas natural existentes en los lotes de la selva, lo que

incluye al Lote 58 (Ministerio de Energia y Minas 2016).

Al respecto, el presidente de Perupetro declar6, sobre las reservas encontradas en el Lote 58, lo
siguiente: «[...]Juna de las principales falencias del fallido Gasoducto Sur Peruano, puede ahora
superarse. En efecto, no se contaba con las reservas para suficientes para transportar gas hacia el
sur. En verdad, el GSP contaba con 400 millones de pies cubicos diarios del Lote 88, pero
ciertamente es una cantidad pequefia e insuficiente. Este argumento también apareci6 en un

informe de la Contraloria hace dos afios (sic)» (La Republica 2017).

Sobre el particular, consideramos que si bien el precio del gas natural del Lote 58 no igualara al
del Lote 88 (precio regulado), estimamos que serd4 competitivo. Sustentamos dicha afirmacion
en que el precio del gas natural en el Per( tiene un tope méximo producto del régimen de
precios contenido en el contrato del Lote 88 y de la introduccion al mercado internacional del
shale gas, que ha propiciado la significativa disminucion del marcador internacional Henry Hub,

conforme analizaremos a detalle en el acépite correspondiente a la industria petroquimica.
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De esta forma, es posible concluir que existe suficiente oferta de gas natural para el GSP, por lo
que resulta necesario proceder a analizar los precios implicitos a la oferta, previamente

analizada.

Habiendo entonces concluido que existe suficiente oferta para suministrar con gas natural,
medianamente competitivo al GSP, procederemos a continuacion a analizar las diferentes

fuentes demanda, a fin de determinar si esta es suficiente para hacer viable el proyecto.

2. Alternativas de demanda de gas natural para el GSP

2.1 Nodo energético

El Nodo Energético del Sur es un proyecto compuesto por dos plantas termoeléctricas de 500
MW a ciclo simple y con turbinas duales, lo que significa que van a funcionar con dos tipos de
combustibles que son el diésel y el gas natural. Estas plantas estan operando en una primera
etapa con el diésel y en una segunda etapa van a operar con el gas natural proveniente del GSP
cuando esté disponible. Ambas plantas, que fueron adjudicadas el 29 de noviembre de 2013 a la
empresa Samay | y Enersur, respectivamente, estan ubicadas en Mollendo (Arequipa) e llo
(Moquegua) dada su cercania a las terminales de combustible. Ambas significan una inversion
aproximada de US$ 390 millones y US$ 432 millones cada una.

El 22 de octubre de 2016 entré en operacion comercial la Central Nodo Energético Planta llo
(Moquegua) de propiedad de Engie Energia Per( (antes Enersur), luego de recibir la
autorizacion del Comité de Operacion Econdmica del Sistema Eléctrico Interconectado

Nacional (COES). En este contexto, el nodo energético sumara una capacidad de 1.000 MW.

Si bien de acuerdo con la web de Proinversién, este proyecto garantizaria en un 70% la
demanda del gas del GSP, segin la informacién obtenida para la elaboracion del presente
trabajo de investigacion, hemos identificado que el consumo de nodo energético seria de 240
MMPCD?®, operando estas centrales a su maxima capacidad, lo cual significa un porcentaje de

48%° de la capacidad minima para hacer viable el GSP. Sobre el particular, conforme hemos

5 Esto en atencidn a la demanda de gas natural de las centrales ubicadas en Chilca, hemos tomado el caso de Kallpa
como ejemplo ya que las turbinas son similares. Siendo asi, el consumo del nodo energético seria de
aproximadamente 240 MMPCD en el supuesto que inyecten al SEIN 1000 MW.

6 Si bien en la web de Proinversion no se ha detallado por qué se ha considerado que el nodo energético tendria el
70% de demanda de gas natural a transportarse por el GSP, creemos que esto se puede deber a que los 1000 MW no
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explicado anteriormente, consideramos que la demanda minima seria 500 MMPCD, en
concordancia con el contrato de concesion del GSP que qued6 cancelado.

En otras palabras, aun asumiendo que estas generadoras operen al 100% de su capacidad,
consumirian el 48% de la capacidad minima del GSP. No obstante, al tratarse de generadoras
eléctricas, no se debe perder de vista que esta demanda no es fija sino mas bien variable, ya que
depende del despacho ordenado por el COES y de la demanda de electricidad del sistema.

En ese sentido, en el grafico 2, se muestra la probable demanda en KPC (kilo pies cubicos dia) o
KPCD (kilo pies cubicos dia) de las centrales térmicas del nodo energético (Puerto Bravo y-
NEPI) y de la Central Térmica de Reserva Fria llo 27, entre los periodos 20232 al 2028. Es
pertinente, precisar que estos pronosticos de demanda se han obtenido modelando con data de

centrales similares como las de Kallpa y la Central de Santo Domingo de los Olleros, ubicadas
en Chilca.

Gréfico 2. Demanda probable de gas de centrales del nodo energético
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Fuente: Elaboracion propia, 2017.

En el gréafico precedente, se puede observar que la demanda de gas natural de las tres centrales
antes mencionadas es creciente entre los periodos 2023 (entrada del GSP) y el 2028, teniendo
puntos maximos y minimos en atencion a la estacionalidad (periodos de estiaje y avenida). Para
resumir estos resultados, tenemos la tabla 2, donde se muestra la demanda mensual méxima,

minima y promedio en el referido periodo, lo cual se presenta en KPCD.

son la capacidad maxima de las centrales, por lo que el alto porcentaje y la diferencia de 22% se puede deber a este
factor.

7 Se ha considerado en el andlisis a esta central térmica, en la medida que cuando el GSP entre en operacion
comercial, la central consumiria gas natural, por lo que seria una demanda mas del GSP.
8 Como se vera en las lineas siguientes, se ha considerado este afio como inicio de operacién del GSP.
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Tabla 2. Demanda de gas natural en KPCD del nodo energético y de la Reserva Fria llo
(periodo 2023 a 2028)

T'PoiﬂzigE%fNDA Puerto Bravo NEPI RF 1lo '?\IUISF'}IO +B|;T:Vf|g
Demanda méaxima (KPCD) 139.170,62 86.992,99 94.439,43 283.027,04
Demanda minima (KPCD) 0,00 0,00 79,39 79,39
Demanda promedio (KPCD) 45.985,85 9.730,73 27.763,70 83.480,29

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Estos mismos resultados se muestran en la tabla 3, solo que en ella se ha hecho su conversion a
MMPCD, por lo que se puede apreciar que la central de Puerto Bravo es la que presentaria
mayor demanda maxima mensual seguidas por la Reserva Fria de llo (la cual consumira gas
natural del GSP) y la denominada NEPI (Nodo Energético Planta Ilo). Asimismo, se observan

sus demandas minimas, como las promedio.

Del mismo modo, resulta relevante apreciar la demanda acumulada de estas tres centrales, ya
que las tres consumirian gas del GSP. Siendo asi, se aprecia que la demanda mensual maxima
en el periodo analizado seria de aproximadamente 283 MMPCD, y que la demanda mensual
promedio de las tres juntas seria de aproximadamente 83 MMPCD, esto en el mismo periodo
2023 al 2028.

Tabla 3. Demanda de gas natural en MMPCD del nodo energético y de la Reserva Fria llo
(periodo 2023 a 2028)

TIPOS DE DEMANDA MENSUAL | Puerto Bravo | NEPI | RF llo | Puerto Bravo + NEPI + RF llo
Demanda méxima (MMPCD) 139,17 86,99 | 94,44 283,03

Demanda minima (MMPCD) 0,00 0,00 | 0,08 0,08

Demanda promedio (MMPCD) 45,99 9,73 | 27,76 83,48

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

No obstante, lo apreciado es pertinente mostrar la tabla 4, en la cual se aprecian las demandas de
gas natural promedios mensuales por afio de estas tres centrales juntas. Se observa que el
promedio mensual se eleva conforme avanzan los afios, por lo que, segln este prondstico, las
demandas acumuladas promedio de las tres centrales en conjunto serian de aproximadamente
152 y 204 MMPCD, en los afios 2027 y 2028, respectivamente. Tomando en cuenta lo antes
mencionado, para efectos de hacer célculos de la probable demanda del GSP, se asumira que la
demanda del nodo energético sera la sumatoria de las que tengan estas tres centrales, ya que

todas ellas consumiran gas natural. Asimismo, teniendo en cuenta que la demanda promedio
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mensual es de 83 MMPCD entre los afios 2023 y 2028 y que en el 2028 la demanda serd poco
mas de 200 MMPCD, asumimos que el nodo consumira 100 MMPC (valor intermedio entre 83

y 200 MMPCD) para efectos de nuestros célculos.

Tabla 4. Promedio mensual por afio de la demanda conjunta del nodo energético y de la
Reserva Fria llo (periodo 2023 a 2028)

Afios Promedio mensual Promedio mensual
(KPC) (MMPC)

2023 6.616,11 6,62

2024 12.738,81 12,74

2025 39.343,73 39, 34

2026 85.720,31 85,72

2027 152.095,31 152,10

2028 204.367,46 204,37

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

El objetivo del Nodo Energético del Sur es brindar seguridad energética al sur del pais, ademas
de ser el primer paso para generar demanda de gas natural y viabilizar el futuro proyecto GSP.
El nodo creara otro ndcleo de generacion eléctrica en el sur del pais, lo que permitird atender en
los préximos afios una demanda creciente en esta regién, desconcentrando la capacidad de
generacion eléctrica de la costa central, y manteniendo una reserva de generacion del 30%.

Gréfico 3. Centrales térmicas del nodo energético y su articulacion con los gasoductos
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Fuente: Proinversién, 2013.

El contrato de concesiéon del nodo energético estipula que cuando opere el GSP, las centrales
térmicas trabajaran con gas natural. Dichas centrales en el momento actiian como reserva fria y
tienen un pago fijo por potencia firme, por lo que cuentan con pocos incentivos para interesarse
en la entrada del GSP y consecuentemente cumplir con su conversion a gas natural. Entonces,
en el supuesto que el GSP no se haga viable, estas centrales seguirdn consumiendo diésel y dado

que solo operan como reserva fria, sus costos operativos serdn minimos.
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Sin embargo, tal panorama podria ser desalentador en términos macroeconémicos, en la medida
que se proyecta que la demanda de electricidad va a crecer y en ese supuesto, esas centrales si
entrarian a operar. En ese escenario, los costos de operar esas plantas a diésel serian elevados
(utilizacion de dicho insumo, en ausencia del GSP), lo que elevaria el precio del costo marginal.

Con la finalidad de poder evaluar escenarios de demanda de electricidad en el pais y determinar
como se comporta esta sin GSP y con la entrada del gasoducto en el afio 2023° en la tabla 5 se
muestra una proyeccion de demanda eléctrica medida en MW, la cual es parte del Informe
COES/DP-01-2017, “Informe de Diagnoéstico de las Condiciones Operativas del SEIN 2019 -
2028” que es el Anexo C1 del Plan de Transmision 2019-2028 que figura en la pagina web del
COES?™ (COES-Sinac 2017).

Tabla 5. Demanda de electricidad peruana en el periodo 2017 a 2028

6.741 | 7.061 | 7.371 | 7.706 | 8.035 | 8.297 | 8.534 | 8.762 | 8.972 | 9.151 | 9.313 | 9.483

6.805 | 7.172 | 7.528 | 7.910 | 8.287 | 8.600 | 8.887 | 9.169 | 9.441 | 9.689 | 9.920 | 10.169
6.950 | 7.432 | 7.930 | 8.515 | 8.995 | 9.455 | 9.798 | 10.137 | 10.485 | 10.814 | 11.150 | 11.506
7.143 | 7.680 | 8.281 | 9.006 | 9.556 | 10.088 | 10.540 | 10.956 | 11.415 | 11.875 | 12.343 | 12.844

7.209 | 7.788 | 8.437 | 9.216 | 9.827 | 10.428 | 10.955 | 11.455|12.013 | 12.582 | 13.172 | 13.811
Fuente: COES-Sinac, 2017.

Ahora bien, a efectos de evaluar las alternativas para atender la demanda hasta el afio 2028,
segun se ha proyectado en la tabla 5, procederemos a considerar dos escenarios hipotéticos: uno
en el cual el GSP entre a operar en el 2023 y otro en el cual el proyecto no llegue a su puesta en

operacion comercial.

Asimismo, debemos tomar en cuenta que se ha tomado la data del cuadro de potencia instalada
y efectiva a mayo 2017 del COES-Sinac, para tener una proyeccion de potencia de generacion
instalada en las distintas tecnologias hasta el afio 2028. Las tablas 6 y 7 muestran la proyeccion

de potencia instalada con GSP y sin GSP, respectivamente.

9 Cabe precisar que estamos considerando que el GSP operara en el afio 2023 puesto que, conforme se ha indicado
previamente, la licitacién se daria a fines del 2018 o en el afio 2019 (segun la informacién mas reciente de acuerdo
con lo declarado por el Gobierno a la fecha de entrega del presente trabajo de investigacion), fecha a partir de la cual
el nuevo concesionario continuaria la construccion del gasoducto, lo cual le tomaria tres o cuatro afios ya que el
anterior concesionario dejo un avance de solamente el 10%.

10 Para este prondstico de demanda, se toma en cuenta variables como ventas de energia, el producto bruto interno del
pais, la poblacion y las tarifas en barra de electricidad.
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Tabla 6. Potencia instalada y efectiva a mayo 2017 sin GSP

2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028
4742, | 4742, | 4.742, | 4742, | 4742, | 4742, | 4742, | 4742, | 4742, | 4.742,
79 79 79 79 79 79 79 79 79 79
Generaci 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166,
6n RER 98 98 98 98 98 98 98 98 98 98
4.230, | 4.361, | 4.361, | 4.361, | 4.361, | 4.361, | 4.361, | 4.361, | 4.361, | 4.361,
34 58 58 58 58 58 58 58 58 58
2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728,
69 69 69 69 69 69 69 69 69 69
Fuente: Elaboracion propia, 2017.
Tabla 7. Potencia instalada y efectiva a mayo de 2017 con ingreso del GSP al 2023
2017 | 2018 | 2019 | 2020 | 2021 | 2022 | 2023 | 2024 | 2025 | 2026 | 2027 | 2028
4.658, | 4.742, | 4.742, | 4742, | 4.742, | 4742, | 4.742, | 4742, | 4742, | 4742, | 4.742, | 4.742,
79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79 79
Generaci 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166, | 1.166,
674’81 9867 98" | 98 | 98 | 98 | 98 | 98 | 98 | 98 | 98 | 98
4.130, | 4.230, | 4.230, | 4.361, | 4.361, | 4.361, | 5.356, | 5.356, | 5.356, | 5.356, | 5.356, | 5.356,
34 34 34 58 58 58 56 56 56 56 56 56
2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 2.728, | 1.523, | 1.523, | 1.523, | 1.523, | 1.523, | 1.523,
69 69 69 69 69 69 23 23 23 23 23 23

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

En un escenario sin GSP y tomando en cuenta los cinco escenarios proyectados para la demanda

hasta el afio 2028 (escenario base de demanda, uno optimista, uno muy optimista, uno pesimista

y uno muy pesimista), tenemos que en un escenario base, para el afio 2024, se requerira poner

en funcionamiento generadoras térmicas menos eficientes (diésel, por ejemplo) para abastecer la

demanda de electricidad nacional, como se aprecia en el gréafico 4.

Para la adecuada comprension de dicho grafico, se debera tomar en cuenta que “eficiente”

equivale a generacion térmica con gas natural; mientras que “no eficiente”, a generacion térmica

con diésel. Asimismo, en el grafico 4 se aprecia que, en el 2022, en un escenario optimista, se

requerird poner en funcionamiento generadoras térmicas no eficientes, para abastecer la

demanda de electricidad nacional.
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Grafico 4. Demanda eléctrica sin GSP considerando varias tecnologias (periodo 2017-
2028)

Mw
14000

Capacidad de generacion sin gasoducto

12000
10000
8000
6000 Vr_ri,,_, e
4000

2000

0

2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028
mmmm— Gren. Termica No eficiente s Gen. Temnica Eficiente s Generacion RER
mmmm— Generacion Hidro == == = Demanda Base Demanda Pesimista
== == == Demanda Muy Pesimista == == = Demanda Optimista = == == Demanda Muy Optimista

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Ahora bien, si se considera una demanda con GSP, tomando la data de la tabla 5, se ha
proyectado cinco escenarios de demanda de electricidad: un escenario base de demanda, un
escenario optimista, uno muy optimista, uno pesimista y uno muy pesimista, los cuales se
pueden apreciar en el gréafico 5.

Gréfico 5. Demanda de electricidad con GSP en el periodo 2017-2028, considerando varias

tecnologias

Mw

14000 Capacidad de generacion con gasoducto

12000
10000
8000
6000 |
4000

2000

0

2017 2018 2019 2020 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028
mmm— Gen. Termica No eficiente e Gen. Termica Eficiente e Generacion RER
s Generacion Hidro = == == Demanda Base Demanda Pesimista
== == == Demanda Muy Pesimista == == == Demanda Optimista = e= e Demanda Muy Optimista

Fuente: Elaboracion propia, 2017.
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Siendo asi, segun el grafico 5, en el 2027 en un escenario base se requerird poner en
funcionamiento generadoras térmicas no eficientes para abastecer la demanda de electricidad

nacional. Asimismo, en un escenario optimista, esto sucederia el 2024.

En ese sentido, podemos concluir que en un escenario base y optimista de demanda de
electricidad, sin GSP, vamos a consumir diésel (combustible méas caro) en el 2024 y 2022,
respectivamente, por lo que el gasoducto deberia entrar en esos afios a mas tardar.

De otro lado, podemos observar que, con gasoducto, en un escenario base y optimista, la entrada

de las generadoras menos eficientes se postergaria al 2027 y 2024, respectivamente.

Ahora, segun lo sefialado por el Gobierno, el GSP se licitaria en el 2019, por lo que calculamos
gue, en un escenario ideal, en el afio 2023 (considerando que si bien en el contrato original se
previo que la puesta en comercial se daria para marzo de 2019, es decir 56 meses luego de la
firma del contrato, actualmente se cuenta con mas del 10% de avance en la construccion), se
daria la puesta en operacion comercial, lo cual coincidiria con la necesidad de tener la
generacion a gas natural dada la demanda creciente, caso contrario, se produciria electricidad

con centrales térmicas a diésel, lo cual incrementaria nuestro costo marginal.

En conclusidn, en un escenario base de creciente demanda de electricidad, de acuerdo con lo
previsto, el GSP entraria en operacion comercial justo a tiempo, lo cual demostraria que se
necesitaria la produccion del nodo energético, en tanto que ello aseguraria que la demanda de
240 MMPCD podria empezar a cubrirse a partir del afio 2023, en atencion a la demanda de
electricidad del pais.

Vale la pena comentar en este punto que el 1 de octubre de 2017** desaparecié el costo marginal
idealizado. Como se sabe hace varios afios (2008), a raiz de los problemas generados por la
congestion en la transmision, se cred via Decreto de Urgencia N° 049-2008, una igualdad entre
los costos marginales del norte, centro y sur del Per(, lo que se denomind costo marginal
idealizado. Una de las razones de esta problematica fue que las lineas de transmision en el sur

no tenian la capacidad que se requeria en atencion a la demanda que tiene el sur de electricidad.

11 Mediante el articulo 6 de la Ley N° 30513, publicada el 04 de noviembre de 2016, se prorrogd la vigencia del
Decreto de Urgencia N° 049-2008.
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Por tal motivo, el gobierno plante6 dos soluciones: la primera crear una linea adicional de
transmision para la electricidad que viene del centro al sur, y la otra solucion fue descentralizar
la generacion de electricidad, en atencion a lo cual se cre6 el nodo energético del sur, para evitar
trasladar electricidad del norte y centro y evitar recargar las lineas de transmision aminorando

asi la congestion, con energia generada en el sur.

En relacion con la linea de transmision, la linea se ha denominado Mantaro- Marcona-
Socabaya- Montalvo, sera de 500 kv, la cual esta a cargo de ISA Perl, destinada a trasladar
energia de la zona centro norte del pais. Cabe precisar, que la referida linea entré en operacion a
fines de setiembre de 2017 (Gestion 2017), lo cual permite beneficiar la demanda del sur del
pais, evitando la generacion de electricidad con centrales térmicas a diésel actualmente; y
evitando la congestion de transmision que se producia antes del funcionamiento de la referida

linea.

No obstante lo referido, a futuro la demanda en el sur seguira incrementandose, por lo que como
se sefial6 anteriormente, el nodo energético cumplira la funcién de atender parte de esta
demanda, esto sin dejar de mencionar que un sistema eléctrico interconectado debe de
descentralizar la generacion, de tal manera que se dote de estabilidad al sistema, en tanto que la
desconcentracion geografica de la generacion contribuye a incrementar la confiabilidad en la
produccion y en el transporte de energia, otorgando seguridad energética al pais, esto en
concordancia con el articulo 1 de la Ley N° 29970, Ley que Afianza la Seguridad Energética y

Promueve el Desarrollo de Polo Petroquimico en el Sur del Pais.

Cabe también mencionar que, segin lo indicado, en entrevista, por el Ing. Luis Espinoza, la
energia térmica que proviene de las generadoras del sur aporta la denominada ‘energia reactiva’
(esto es, un componente de la energia eléctrica que, entre otras funciones, dota de estabilidad al
sistema y que es necesaria para su funcionamiento), a diferencia de las generadoras que
funcionan con recursos energéticos renovables (RER), ya sea eélicas o solares y que, en su
mayoria, se localizan en el sur del pais, motivo por el cual es también necesaria la presencia del

nodo energético en dicha region del pais a fin de estabilizar el sistema (Espinoza 2017).
De otro lado, algunos expertos como el Ing. César Butron, consideran que, si bien es necesario

que el nodo energetico funcione a gas natural, el GSP no seria la Gnica via, ya que considera que

el gas natural podria Ilevarse via un ducto por la costa que lleve este gas al nodo, esta opcién
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seria menos costosa, ya que el costo de construir en costa es menor que la construccion en sierra

0 selva, sin perjuicio que los estudios ambientales se tornan mas sencillos (Butrén 2017).

No obstante, lo sefialado en el parrafo anterior, consideramos que un ducto por la costa no
genera los mismos beneficios que podria generar al pais el GSP. Siendo ello asi, el nodo
energético del sur es de vital importancia para el Per(, por lo que deberia contarse, a la mayor
brevedad posible, con el gas natural para abastecer de electricidad al sur peruano. Para tales
efectos, resulta vital la implementacion del GSP dentro de los plazos previstos, a fin de evitar
gue el aumento de demanda de electricidad tenga que ser atendida en el corto plazo con fuentes

menos eficientes de generacion de energia (diésel).

2.2 Petroquimica

Una de las formas mas importantes de cubrir la demanda de gas del GSP son los polos
petroquimicos, los cuales consumirian el 20% de la capacidad de gasoducto; sin embargo, los
antecedentes no han sido los mejores en nuestro pais en cuanto a la inversién en plantas

petroquimicas.

El antecedente mas reciente data del periodo comprendido entre los afios 2009 y 2014 en el que
la brasilefia Braskem, entre otras empresas, mostro interés para construir un polo petroguimico
en el Pert puesto que en ese entonces se considerd que el proyecto era factible, pese a la
competencia del ‘shale gas’ y las dudas en torno a la existencia de reservas de gas y liquidos
suficientes en Camisea y alrededores. Asimismo, se gestaron otros proyectos impulsados por las
empresas Nitratos del Pert y Orica que lamentablemente tampoco rindieron frutos como
consecuencia del fenémeno del ‘shale gas’. Cabe indicar que en dicho periodo se tenia pensado

canalizar varios proyectos petroquimicos e inclusive crear un gran ‘complejo petroquimico’.

En el anexo 5, se puede apreciar la ubicacion que iban a tener los proyectos petroquimicos en
relacion con el GSP; en tal sentido, se aprecia como el proyecto de la empresa brasilefia
Braskem utilizaria gas natural a ser transportado a través del GSP; dicho proyecto se ubicaria en
Matarani, produciria polietileno e implicaria una inversion aproximada de US$ 4.000 millones.
Igualmente, se aprecia que se habria proyectado una licitacion a cargo del Estado para la
produccion de amoniaco y urea (productos derivados de la petroquimica del metano) en una

zona también ubicada en Arequipa.
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2.2.1 Impacto del shale gas en la promocion de proyectos petroquimicos

Se define el shale gas o gas de esquito como: «[...]cantidades significativas de gas adsorbido y
algo de gas libre vinculados estrechamente con rocas peliticas, carbonaticas y/o areniscosas
finas que, en muchos casos, corresponden a la o a las rocas generadoras de la columna
estratigrafica de una cuenca sedimentaria. Esa roca alojante, ademas de su granulometria fina,
posee un alto tenor de Carbono Organico Total (COT) y el grado de madurez térmico adecuado,
medido en términos de la Reflectancia de la Vitrinita (Ro) (sic)» (Chebli, Mendiberri, Giusano,
Ibafiez y Alonso 2011). Una de las principales caracteristicas de este tipo de reservorio es la
baja permeabilidad de las rocas que lo contienen, lo que impide el flujo natural del liquido al

pozo; esto a su vez permite proceder con técnicas de hidrofracking de manera exitosa.

Actualmente, segun testimonios de especialistas el 60% de los proyectos de shale aln serian
viables a un precio de US$ 60 por barril de petroleo e inclusive existen lotes de shale gas que
pueden operar y ser rentables a US$ 40 (el precio actual es de US$ 53 para el crudo WTI), por
lo que la caida de precios no frenaria la industria del shale. Por otra parte, existiria tanto shale
gas como para 200 afios en el mundo y para al menos 85 afios en Estados Unidos, por lo que el
interés por esa industria se mantendra (Torre 2015).

Conforme indica Estrada (2013), la opinién publica internacional empez6 a reaccionar ante el
rapido desarrollo del shale gas en los Estados Unidos desde el 2008. La causa fue el repentino
aumento de reservas y produccion, mientras el precio del crudo aumentaba a niveles historicos.
En efecto, conforme se puede apreciar en el grafico 6, hasta el afio 2008 se tuvo un pico en los
precios del crudo y de su indicador WTI (West Texas Intermediate) y es a partir de ese entonces
que se observa una caida de este indicador hasta diciembre de 2016, lo cual fue consecuencia

del ‘boom’ del shale gas.
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Gréfico 6. Precio histérico del crudo - WTI
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Fuente: Programa Internacional en Gestion de Gas y Petréleo de la UTEC, 2017.

De acuerdo con Estrada (2013), en el 2001, la produccién de shale gas representaba menos del
2% de la produccion de gas natural, pero entre los afios 2000 y 2010 creci6 hasta alcanzar el
23% de la produccién de gas seco en el pais. Las reservas de shale gas himedo llegaron a 60,64
TPC en 2009, representando el 21% del total de reservas de gas natural en ese pais, el nivel mas
alto desde 1971. Sin embargo, no fue hasta el 2008 que se reconocio6 que la produccion de shale
gas mostraba un crecimiento extraordinario. De acuerdo con la prospectiva mas reciente de la
Administracién de Informacion de Energética (AIE) (en inglés Energy Information
Administration-EIA), organismo de estadistica y de analisis en el Departamento de Energia de

los Estados Unidos, al afio 2035, el crecimiento acelerado de la oferta de shale gas podria
continuar varios afios.

Este fenémeno del shale gas ha logrado reducir el costo del gas natural en Estados Unidos
frente a otros mercados mundiales. De esta manera, los proyectos petroquimicos a partir del

metano perdieron interés y por este motivo CF Industries se retird del Peru sin concretar su
proyecto.

Tal efecto del shale gas ha impactado en el marcador Henry Hub (que mide el precio del gas en
USA), el cual inclusive ha presentado una caida mucho mas drastica que la que han tenido los
indicadores que miden el precio del gas en otros paises (verbigracia el UK NBP que mide el
precio en el Reino Unido), conforme se aprecia en el siguiente gréfico:
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Gréfico 7. Evolucion del precio spot Henry Hub y de otros marcadores
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Fuente: Programa Internacional en Gestion de Gas y Petréleo de la UTEC, 2017

En cuanto a la petroquimica del etano, el proyecto de la empresa brasilefia Braskem,
previamente mencionada, tampoco se concretizd puesto que dicha empresa reportd que iba a
necesitar reservas por 6 TCF de gas natural para justificar su ambicioso complejo petroquimico
de US$ 3.500 millones en Perq, el cual seria un proyecto a 20 afios. Cabe también indicar que,
en esa época, la empresa petrolera estatal brasilefia Petrobras, socia de Braskem en el proyecto,
esperaba hallar de 8 a 10 TCF en los lotes 58 (del cual era operador, antes de transferirlo a
CNPC) y 57 en el que tiene participacion (América Econdémica 2012); sin embargo, tales

reservas alin no se encontraban certificadas.

En el caso de la empresa Orica, la cual tenia previsto construir una planta para producir 300.000
toneladas por afio (TPA) de nitrato de amonio para explosivos y atender la demanda de la
mineria local, con un monto de inversion de US$ 500 millones, dicha empresa tomd la decision
de abandonar el proyecto cuando la situacién del GSP (ex Gasoducto Andino del Sur) se

complicé y se hizo cada vez mas lejana la llegada del gas natural al sur.

De igual modo, la empresa norteamericana CF Industries (CFI) previ6 construir una planta en
San Juan de Marcona (Ica) para producir 710.000 TPA de urea y 910.000 TPA de amoniaco
para fertilizantes, con una inversién cercana a US$ 2.000 millones. Inclusive, CFI participd en
una subasta de gas del Consorcio Camisea el 2007, en la que obtuvo un suministro de 99
MMPCD de gas natural; sin embargo, dicha empresa finalmente no ejecuté el proyecto porque
se habia gestado bajo el escenario de que los precios del gas de Camisea serian mas bajos que

los de Estados Unidos, escenario que cambi6 como consecuencia del fendmeno del ‘shale gas’.
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Entonces, de lo expuesto hasta aqui, tenemos que los proyectos petroquimicos en los que
mostraron interés varias empresas, de diferentes nacionalidades, finalmente no pudieron ser
ejecutados o no llegaron a ser viables por dos motivos principales: (i) la falta de certificacion
adecuada de reservas y (ii) el fendmeno del shale gas que ocasioné que algunas empresas
finalmente decidan trasladar su inversion en plantas petroquimicas a los Estados Unidos, donde
el precio del gas es mas competitivo. Como consecuencia de ello, a los inversionistas les
resultaba mas ventajoso, desde el punto de vista econémico, realizar sus proyectos en Estados
Unidos puesto que ahi ya hay plantas petroquimicas instaladas, de tal modo que bastaria que

estas sean ampliadas para que los inversionistas puedan realizar la actividad petroquimica.

Considerando este antecedente, debemos enfatizar que la petroguimica en el Peru requeriria de
una significativa actividad de promocion por parte del Estado pues se trata de un proyecto de
miles de millones de doélares. Esta industria requirié fuertes incentivos en otros paises de la
region; asi, en Brasil, la petroguimica se implementd en la década de 1970 porque el Gobierno
militar otorgd los incentivos necesarios y ejercié un importante rol promotor para estos efectos;
asimismo, prioriz6 la desconcentracion industrial y el desarrollo regional, asi como la

capacitacion tecnoldgica y empresarial (Furtado, Hiratuka, Garcia y Sabbatini 2002).

2.2.2 Creacion de polos petroquimicos

Conforme a lo indicado por Lucéangeli (2007), en un estudio realizado para la Comision
Econémica para América Latina y el Caribe (Cepal), «[h]istéricamente, las empresas
petroquimicas se estructuran a partir de una integracion entre una central de materias primas y
las unidades productoras de productos finales de la industria (polos petroquimicos), tratando de
maximizar los eslabonamientos. Esta integracion posee una dimension técnica y una econoémica.
Estos conjuntos poseen muchas veces una entidad societaria Gnica. El peso relativo de las
actividades —materias primas y productos finales (ya sea commodities o especialidades)- puede

ser variable».

Al respecto, la integracion entre la central de materias primas y las unidades productoras a que
se refiere Lucangeli (2007) es conveniente de conformidad con el concepto de ‘economias de
alcance’. Como sabemos, «[...]Una empresa experimenta ‘economias de alcance’ cuando utiliza
recursos especializados (y muchas veces costosos) para producir cierta gama de bienes y

servicios» (Parkin y Loria 2010).
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Ahora bien, las economias de escala pueden ser tanto internas como externas. La nocién de
‘economias de escala externas’ fue introducida a la economia por Alfred Marshall. Marshall,
siguiendo a Adam Smith (1776) considerd que una empresa serd mas eficiente al aumentar la
escala de produccion como consecuencia de la division de trabajo que, a su vez, depende de la

extension del mercado.

Segun indica Viladecans (1999), la capacidad de alcanzar economias de escala estaba, hasta el
momento, relacionada con las grandes empresas. Sin embargo, Marshall consideré gue algunos
sectores industriales pueden obtener las ventajas de la produccion reagrupando en un distrito un

nimero elevado de pequefios productores.

Partiendo de dicha premisa, dicho autor indicé que las economias “que dependen de los recursos
de la empresa, de su organizacion y de la eficiencia de su direccion” son las denominadas
economias internas, mientras que aquellas “dependientes del desarrollo general de la industria”,

son las denominadas economias externas.

Entonces, las economias de escala interna son las que se producen en el interior de la empresa
cuando una empresa reduce sus costes a medida que aumenta su produccion, como se aprecia en
el grafico 8. En cambio, en las economias de escala externas son las que se crean fuera de la
empresa. Se producen cuando una industria se expande y provoca una disminucion en los costes
de todas las empresas de la industria. Graficamente consisten en un desplazamiento de la curva

de costes hacia abajo, como se aprecia en el grafico 9.

Gréfico 8. Economias de escala interna
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Fuente: Lujan, 2013.
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Gréfico 9. Economias de escala externa
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Fuente: Lujan, 2013.

De esta manera, la teoria de la economia de escala externa explica la conveniencia de la
creacion de polos petroquimicos en esta industria. Para el caso de la petroquimica, los gréaficos
10 y 11 muestran cémo los beneficios de la economia de escala aplican a la industria
petroquimica, de lo cual se desprende que se debe instalar la mayor capacidad que se acerque al
minimo costo, teniendo presente la demanda disponible, y se debe utilizar un alto porcentaje de

la capacidad instalada para aprovechar la disminucion de los costos unitarios.

Gréfico 10. Beneficios de la economia de escala a la produccién de etileno
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Gréfico 11. Beneficios de la economia de escala a la produccion de urea
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En linea con el andlisis previamente realizado, Castro y Portuondo, citados por Lujan (2013),
«[...]establecen que lograr el aprovechamiento 6ptimo de las economias de escala en futuras
inversiones o proyectos industriales nuevos, es necesario no solo tener en cuenta el tamafio
Optimo sino también haber determinado la zona de localizacion 6ptima para la economia del
pais en el territorio nacional, para poder minimizar los gastos de transporte de las materias
primas e insumos y los de distribucién de los productos, asi como tener en cuenta otros factores

politicos, sociales y los estratégicos».

El desarrollo de una industria petroguimica en el sur emplearia una cantidad considerable de
gas, pero existe incertidumbre sobre su viabilidad econémica, ya que los precios de los
productos petroquimicos han caido al igual que el precio del gas, a raiz de una sobreoferta en el
mercado internacional, lo cual pone en entredicho el atractivo de tal industria, pues existen otras

mas competitivas en paises como Estados Unidos (shale gas).

No obstante, si se tiene en cuenta que el costo de construccion y operacion de una planta
petroquimica en otros paises, como Estados Unidos, es hasta cuatro veces mayor, si seria
factible que los inversionistas se encuentren interesados, sobre todo, si es que se trata de un
proyecto que apunte a un mercado local o regional, en el cual hay presencia de actividad minera,
la cual consume productos que se obtienen de la petroquimica del metano. Asimismo, es
pertinente resaltar, que, de darse la petroquimica en Peru, seria la Unica en la costa del Pacifico,
que estaria cerca de la demanda de Asia Oriental (Japén y Corea). Pese a lo sefialado en el
momento, no existe por parte del Estado o los privados un interés para llevar estos proyectos
adelante, panorama desalentador, tomando en cuenta que hasta hace unos afios habia cinco

inversionistas dispuestos a construir complejos petroquimicos en el sur del pais.

Dado este escenario, es importante analizar concretamente como podria desarrollarse la
industria petroquimica en el Per(. Para tal efecto, se muestra el grafico 12, donde se determina

los productos que se obtendrian de la petroguimica del etano y del metano, respectivamente.

Conforme se puede apreciar en dicho gréafico la petroquimica es amplia. En el caso del etano, es
transformado en etileno y posteriormente en polietilenos de distintos tipos que son
suministrados a la industria de transformacion de plésticos; de esta manera transforma el gas
natural en bienes de consumo final que pueden valer, en promedio, hasta seis veces su valor
inicial. Otro factor positivo en cuanto a la petroquimica del etano es que tenemos caracteristicas

similares del gas peruano en los distintos lotes; por ejemplo, los lotes de Camisea tienen un 10%
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de etano, que es un porcentaje bastante alto, comparado con el gas boliviano, cuyo porcentaje de

etano es de 6%.

En el caso de la petroquimica del metano, esta cuenta con una tecnologia barata y simple, que

requiere de menor inversion, en comparacion a la del etano, lo que es importante considerando

que en la region ya existe una petroquimica del etano de gran envergadura. Efectivamente,

Argentina tiene la segunda reserva de shale gas méas grande en todo el mundo (la denominada

‘Vaca Muerta’) y en ese contexto ya se ha previsto destinar dichas reservas, en todo o parte, al

Polo Petroquimico ‘Bahia Blanca’. De hecho, desde el afio 2016, del yacimiento ‘El Orejano’

que es parte de ‘Vaca Muerta’ ya se esta proveyendo shale gas a dicha planta petroquimica que

es operada por las empresas YPF y Dow, un gigante de la petroquimica mundial.

Gréfico 12. Cadena de valor de la industria petroquimica
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De otro lado, se ha podido identificar que en los Gltimos afios no ha existido estabilidad en

cuanto al precio del etano a nivel mundial, pues como se aprecia del grafico 13 hubo una caida

de precios considerable en la produccién de etano en Estados Unidos; sin embargo, en el Reino

Unido, tanto el etano como el metano aumentaron de precio.
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Gréfico 13. Variacion de precios del etano en Estados Unidos y el Reino Unido
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Sumado a ello, si bien a la fecha no hay un polo petroquimico en el Océano Pacifico
sudamericano, segun el Instituto Petroquimico Argentino (2015): «EI gran crecimiento del uso
de etano como materia prima en América del Norte en los Gltimos afios redujo drasticamente la
disponibilidad de Propileno y produjo agudos faltantes en su oferta. Las soluciones para dichos
faltantes han sido la construccién de plantas On-Purpose, o sea plantas de deshidrogenacion de
Propano (PDH) y de plantas de metano (a partir de Carb6n) a Metanol y de Metanol a
Olefinas/Propileno (MTP). Se estima que: 1. La demanda global de Propileno crecera a una tasa
estimada del 3,5% anual acumulativa, requiriéndose un aumento de su oferta de
aproximadamente 3 MMt/afio. 2. La participacion de las plantas On-Purpose crecera desde

aproximadamente un 12% en 2015 al 25% del mercado global en 2020».

Asimismo, la industria del metano se extiende por todo el mundo, su produccion se lleva a cabo
en Asia, América del Norte y del Sur, Europa, Africa y Medio Oriente. Hay mas de 90 plantas
de metanol en todo el mundo con una capacidad de produccién total de mas de 75 millones de
toneladas métricas y cada dia se utilizan mas de 100.000 toneladas de metano como materia

prima o como combustible para el transporte (Bustos y Gomez 2014).

Entonces tenemos que la petroquimica del metano ha estado presentando mayor estabilidad de
precios, cuenta con una demanda diversificada y resulta menos costosa que la del etano. A ello
se suma el que, en el afio 2017, CNPC manifestd interés en desarrollar una petroquimica del

metano, con la finalidad de aportarle valor agregado al gas obtenido de su Lote 58 (Cusco).
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En este contexto, es mandatorio que el Estado peruano realice acciones para promover la
industria petroguimica, generando incentivos que atraigan a los inversionistas, teniendo en
cuenta que, pese a los factores que han sido mencionados anteriormente, ha habido
manifestaciones de interés en cuanto a inversiones en este tipo de industria, la cual, segun
estimamos, podria enfocarse mayormente en la petroquimica del metano por los motivos que

hemos detallado.

Finalmente, debe enfatizarse que la petroquimica representaria una de las demandas mas
importantes del GSP y que es una fuente de generacion de puestos de trabajo local. Ademas, la
posibilidad que tendria el Pert de desarrollar la industria petroguimica en la costa representaria

una ventaja competitiva en relacion con otros paises como Bolivia.

2.2.3 Factibilidad de contar con inversiones en el escenario de precios actual

Sin perjuicio del analisis previamente realizado, es necesario sefialar que actualmente las
posibilidades de que el Per( cuente con dicha industria son bajas dado el contexto de precios
que se ha generado como consecuencia del boom del shale gas. Conforme explicamos
anteriormente, los precios actuales de Henry Hub se han visto impactados debido al desarrollo
del shale gas en Estados Unidos, lo que ha hecho menos atractivo al mercado peruano, puesto
gue hace unos afios el precio del gas peruano estaba muy por debajo del marcador Henry Hub;
sin embargo, tras la caida de dicho marcador, actualmente los precios son similares, con lo que

el precio de nuestro gas ha dejado de ser atractivo para la industria petroquimica.

En esta linea, Cesar Butrén, presidente del COES, nos refirio que, debido a este contexto
internacional de los precios, Peru es poco competitivo para atraer inversiones petroquimicas. No
obstante, otros especialistas como Luis Espinoza tienen una opinién mas optimista; sobre el
particular, el Ing. Espinoza nos refirié que, si el Gobierno peruano decide como parte de su

politica energética impulsar la petroquimica, deberia adoptar medidas en ese sentido.

En este orden de ideas, dicho especialista nos comentd que una de las formas de poder hacer
factible la petroquimica, seria que se otorgue a los posibles inversionistas en la industria
petroquimica un precio diferenciado del gas natural para promoverla, de tal manera que no
resulten afectados los contratistas petroleros, este Gltimo objetivo podria lograrse, por ejemplo,

reduciendo las regalias que cobra el Estado al gas seco. Cabe recordar que una situacion similar
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sucedio cuando se otorgd un precio especial a los generadores eléctricos para promover la
generacion en la costa peruana con gas del Proyecto Camisea.

Segun el Ing. Espinoza, la posibilidad de ofrecer un precio menor del gas para la petroquimica
se sustenta en la exportacion de gas natural que se destina a México. Sobre el particular, se sabe
que, en Meéxico, el gas peruano se vende a precio Henry Hub, el cual es de casi 3
US$/MMBTU 2. Teniendo en cuenta ello, procedemos a aplicar el denominado método

“netback” para calcular el precio al cual se esta vendiendo el gas peruano que se exporta.

De acuerdo con Osinergmin, en 1985,con la finalidad de mantener su cuota en el mercado del
Petroleo, Arabia Saudita implementd el principio de netback, el cual calculaba el precio FOB
restandole los costos de produccion (Oficina de Estudios Econdmicos 2013). La formula inicial

era la siguiente:

Precio Petréleo (FOB) = Precio Spot - Margen refineria - Costos de transporte

Para cada sistema de suministro de gas natural, el netback se puede realizar desde varios puntos
de la cadena. El punto de partida para calcular el valor netback es el punto final de la cadena
(consumidor final) y se ajusta por los costos incurridos en otros puntos de la cadena. De esta
manera, el valor netback se obtiene restandole del valor de mercado, los costos de enviar el gas
al consumidor. La siguiente formula presenta el valor netback para los exportadores de LNG, en

boca de pozo:

P, =P, —C, —C, —C. —C,

Donde:

Psp: Precio en boca de pozo.

Pwmi: Precio del marcador internacional.

Crt: Costo de transporte del gas hasta la planta de licuefaccion.
Cv: Costo de planta de licuefaccion.

Ce: Costo de transporte por buque.

Cr: Costo de planta de regasificacion.

De este modo, sabiendo los respectivos costos de la férmula antes detallada, podemos calcular
cual es el precio del gas a boca de pozo. Sobre el particular, el mencionado experto nos indica
que si aplicamos el citado método del netback (teniendo en cuenta por ejemplo que el costo de
llevar el gas a la planta de licuefaccion de Perd LNG maés la propia licuefaccion es de 2,5

US$/MMBTU), llegaremos a la conclusion de que el precio en boca de pozo del gas peruano es

12 Segun la Energy Information Administration - EIA, en octubre de 2017, el precio del Henry Hub fue de 2,88 US$/
MMBTU. Tomado de https://www.eia.gov/dnav/ng/hist/rngwhhdm.htm
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de 0,2 US$/MMBTU. Es decir, el precio que actualmente se esta vendiendo para la exportacion
de gas natural (0,2 US$/MMBTU) es significativamente menor al que se le vende en el pais, al
industrial (3 US$/MMBTU) y al generador eléctrico (precio especial de 1,8 US$/MMBTU).

Siendo ello asi, seria perfectamente posible que el Gobierno ofrezca un precio promocional
similar para aquellos inversionistas interesados en desarrollar plantas petroquimicas en el sur del
pais, de tal manera que el recurso se destine a la industrializacion en dicha region del pais, en
vez de ser destinado a la exportacién, de tal manera que el valor agregado del gas (es decir, el

producto final resultante de la petroquimica) redunde en beneficio del sur pais.

Al respecto, si bien no existié una intencion por parte del Gobierno ni del contratista de abaratar
el gas en boca de pozo para exportacion, lo cierto es que esta situacion esta respondiendo a un
contexto internacional, en el cual la produccion de shale gas (que afecta al Henry Hub) se
mantendra con intensidad. Por lo expuesto, coincidimos con el Ing. Espinoza, en que es posible
otorgar los incentivos adecuados para incentivar la petroquimica en el pais, ya que al generarse
esta industria no solo se cubriria la demanda interna, sino que el pais se convertiria en
exportador de productos petroquimicos, lo cual como se sabe tiene mayor valor agregado que
exportar solo gas. Asimismo, dada la cantidad de productos que se derivan de la petroquimica,
este podria ser el inicio de la industrializacion del pais.

Finalmente, considerando que algunos especialistas consideran que el poder calorifico del gas
natural disminuye al extraerse el etano, al consultarle al Ing. Espinoza si habria algun perjuicio
al gas natural si se quita el etano, coincidié en que efectivamente al retirarse el etano el poder
calorifico disminuye; sin embargo, indicd que esto se compensaria otorgando un 10% mas de
metano. Respecto al porcentaje adicional de volumen, el documento denominado Masificacion
del gas natural, elaborado por Osinergmin, precisa que si se desea mantener el consumo de
energia de los clientes (mantener especificaciones de poder calorifico), para no afectarlos por la
extraccion del etano, el volumen de gas debe incrementarse en 13,6% (Osinergmin, 2014), lo

cual es muy cercano al porcentaje que considero el Ing. Espinoza.
En ese sentido, dicho especialista considera que el gas se podria trasladar por el futuro GSP y

antes de ir a las centrales del nodo energético deberia separarse el etano, para de ahi destinarlo a

la planta petroquimica que se ubicaria en el sur peruano.
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Es conveniente sefialar que el documento masificacion de gas natural, antes referido, indica que
considerando el consumo de gas natural seco (metano y etano) de Camisea (lotes 88 y 56), de
1.200 MMPCD vy que el etano es aproximadamente el 10 % del total, tenemos un total de 120
MMPCD de etano. La referida publicacion ademas indica que de esos 120 MMPCD de etano, se
necesitan 100 MMPCD para contar con una planta petroquimica de 1 mill6n de TM de etileno,
polietileno o estireno, lo cual ademas permitiria dejar 20 MMPCD en la mezcla con el metano
para evitar una excesiva baja del poder calorifico.

Segun lo expuesto, tenemos que si se desea hacer petroquimica del etano para una planta de 1
millén de TM se necesitaria retirar etano a 1.200 MMPCD, cantidad considerablemente superior
a la que se necesita para una petroguimica del metano, lo cual se corrobora en que los proyectos
de Nitratos de Per( y CF Industries habian previsto el consumo de 72 MMPCD y 99 MMPCD,

de acuerdo con la fuente de Osinergmin previamente citada.

Teniendo en cuenta lo antes expuesto, es posible concluir que una planta petroguimica de etano
de 1 millén de TM Unicamente seria factible si es que se negocia el gas con varios productores
de los diferentes lotes para poder adquirir la cantidad necesaria a la que se ha hecho referencia
previamente (1.200 MMPCD), y ademas la referida extraccion de etano deberia darse cerca de
Camisea, antes de trasladar el gas por el actual ducto de TGP y por el futuro del GSP. Ello
refuerza nuestra conclusion en cuanto a que seria mas conveniente impulsar la petroquimica del

metano.

2.3 Oportunidades de exportacién de energia

Para analizar la interconexion a Chile, es conveniente precisar que el Per( cuenta con un
Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN); y Chile, con cuatro sistemas interconectados
(Sistema Interconectado Central, Sistema Interconectado del Norte Grande, Sistema Eléctrico de
Aysen y Sistema Eléctrico de Magallanes). Los mas importantes y mas grandes de ellos son solo

dos, los cuales describiremos a grandes rasgos:
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2.3.1 Sistema Eléctrico Interconectado Nacional (SEIN) de Peru

El SEIN es la red integrada de transmision peruana, compuesta por una extensa red de lineas de
transmision de alta tension y subestaciones que conectan las centrales de generacion eléctrica
con las redes de distribucion de baja tension, conforme se puede apreciar en el anexo 6,
cubriendo el 85% de la poblacion total del Perd.

La actual red de transmisién es producto de una ampliacién que en los tltimos afios se ha dado
como consecuencia de la reforma normativa que produjo la Ley N° 288322 (plan de transmision
elaborado por el COES, aprobado por el Minem con la opinién previa del Osinergmin); es asi
como la mayor cantidad de lineas de transmision ha incrementado la fiabilidad del sistema

eléctrico peruano.

2.3.2 Sistema Interconectado del Norte Grande (SING)

El SING es la red integrada de transmisién del norte chileno que comprende al 25% de la
demanda eléctrica total del pais. EI SING no tiene el desarrollo que presenta el Sistema
Interconectado Central en el Sur, no obstante, ha ampliado su red en los Gltimos afios, por lo que
ha proporcionado mayor confiabilidad de la red de transmision

Si bien el territorio que cubre tiene poca poblacion, su importancia radica en que dentro de este
sistema se encuentran los grandes proyectos mineros que producen cobre, oro, hierro y plata. En
esta zona norte, se ha reducido la generacion térmica a carbén que era el insumo de mayor uso,
promoviéndose el uso de energias renovables; no obstante, como estas tecnologias no cuentan
con regularidad y no pueden actuar como base del SING, se requiere mayor reserva, asi como
un insumo mas econdmico que el diésel y menos contaminante. Dicho rol ha estado
cumpliéndose por el gas natural, el cual era importado desde Argentina; sin embargo, en el
2004, por cuestiones politicas, Argentina se neg6 a exportar mas gas a Chile, lo que ocasion6 un

problema al pais vecino en tanto que el gas ya era determinante en su matriz energética, lo cual

13 Articulo 21.- Plan de Transmision

21.1 El desarrollo del Sistema Garantizado de Transmision se realiza conforme al Plan de Transmision, el cual se
actualizara y publicara cada dos (2) afios.

21.2 El Ministerio aprueba el Plan de Transmision, con la opinidn previa de OSINERG. Para la opinion favorable, el
OSINERG debera verificar que el estudio del COES haya cumplido con las politicas y criterios establecidos por el
Ministerio. El Plan de Transmision tiene caracter vinculante para las decisiones de inversion que se adopten durante
su vigencia.

21.3 El proceso para la elaboracion y aprobacion del Plan de Transmision debe cumplir con las politicas de
transparencia de informacién, audiencias publicas y mecanismos de participacion de los Agentes del sistema,
organizaciones representativas de usuarios y demas interesados, segun lo establece el Reglamento.
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tuvo que ser afrontado por Chile con la importacién de gas natural via maritima y construccion

de plantas regasificadoras de LNG.

Es asi como, si bien el norte de Chile no cuenta con un buen potencial hidraulico, tiene un gran
potencial para la generacion solar y la generacion térmica consistente principalmente de una
combinacion de recursos de carbon y gas natural, donde ambos se importan del extranjero. En la
tabla 8, podemos apreciar la composicion de la capacidad generadora supuesta para el periodo
2020 al 2029 en el SING, de acuerdo con el documento del COES denominado Apoyo técnico

para Peru/Chile - Interconector Peri-Chile: Estudio de analisis, para la planificacién.

Tabla 8. Capacidad instalada proyectada durante el 2020 al 2029 en SING (MW)

SING 2020 2021 2022 2023 | 2024 2025 2026 2027 | 2028 2029
Térmica 4,743 | 4,748 | 5,098 | 5,273 | 5448 | 5808 | 5,808 | 6,308 | 6,708 | 7,108
Hidrologia 15 15 15 15 15 15 15 15 15 15
ERNC 1,634 | 1,954 | 2194 | 2,699 | 2,839 | 3244 | 3,374 | 3,484 | 3,674 | 3,849
Total 6,396 | 6,716 | 7,306 | 7,986 | 8,301 | 9,066 | 9,196 | 9,806 | 10,396 | 10,971

Fuente: COES-Sinac, 2015.

Como se observa de la tabla anterior, el crecimiento de la demanda eléctrica en el norte de Chile
ha sido constante en estos Gltimos afios. Siendo asi, para el 2023 y afios siguientes la demanda
seguira incrementandose, lo que coincidiria con la entrada del GSP en Per( y dado el contexto

de disminucién de demanda en Perd, seria factible la exportacion al pais vecino del sur.

2.3.3 Sistema Interconectado Central (SIC)

El SIC es la mayor red integrada de transmision de Chile, correspondiente a la parte central. El
referido sistema cubre aproximadamente el 75% de la demanda eléctrica, por lo que abarca un

area geogréafica grande y abastece de electricidad a diversos usuarios finales Chile.

El SIC es mas diverso que el sistema SING, puesto que presenta recursos hidroeléctricos, no
obstante, en cuanto a generacién térmica funciona con carbén importado o gas natural liquido.
El documento Apoyo técnico para Peru/Chile - Interconector Peru-Chile: Estudio de analisis,
para la planificacion muestra la composicién de la capacidad generadora supuesta para el

periodo 2020 al 2029, conforme se aprecia en la tabla 9:

14 NG son las iniciales en inglés de liquefied natural gas, en espaiiol gas natural licuefactado, el cual es gas natural
en estado liquido el cual ha reducido su volumen en 600 veces y que es transportado por buques metaneros.
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Tabla 9. Demanda pico, capacidad instalada y margen de reserva proyectada en SIC
(MW)

siC 2020 @ 2021 2022 2023 2024 2025 2026 2027 2028 2029
Térmica 7,702 | 7,702 | 7,987 | 7987 | 8,175 | 8,175 | 8,615 | 8,615 | 8,957 | 9,157
Hidroeléctrica 7,065 | 7,065 | 7085 | 7125 | 7125 | 7125 | 7,125 | 7,185 | 7,185 | 7,185
ERNC 2,464 | 2483 | 2,863 | 2968 | 3,718 | 4328 | 4328 | 4728 | 5128 | 55928
Total 17,231 | 17,250 | 17,935 | 18,080 | 19,018 | 19,628 | 20,068 | 20,528 | 21,270 | 22,270
Demanda pico 8,452 | 9,106 | 9,367 | 8,856 | 9,401 | 10,075 | 10,227 | 10,776 | 10,755 | 11,849
r"gg;ﬁjgf’e 75% | 62% | 61% | 71% | 63% | 52% | 54% | 47% | 50% | 38%
*Nota: Los calculos del margen de reserve no incluyen capacidad ERNC porque la demanda pico del Sistema
SIC ocurre por la noche cuando no hay recursos solares disponibles.

Fuente: COES-Sinac, 2015.

En atencién a ello, podemos apreciar que Chile presenta un alto potencial de importacion de
energia, sobre todo en el denominado SING, el méas cercano a la frontera con el Peru, debido a
que su generacion es térmica a carbén y gas natural. Este Gltimo energético es importado de
manera limitada de Argentina, y recientemente de productores internacionales en forma de

LNG, con este objeto han construido terminales de regasificacion.

Del mismo modo, el norte chileno cuenta con generacién con recursos renovables, lo cual
requiere el respaldo de centrales de base del sistema (térmicas e hidroeléctricas). Es por ello
gue, como se menciond anteriormente, han impulsado la construccion de terminales de

regasificacion de LNG para su generacion térmica a gas natural.

En este caso las diferencias esperadas de costos marginales entre ambos sistemas podrian ser
importantes, debido a que estos costos serian menores por la generacion a gas natural local e
hidroeléctrica en el Perd, comparados con los incurridos por la generacion térmica a gas natural

importado y carbdn en Chile.

En ese sentido, podemos apreciar del anexo 7, tomado de la pagina web del Coordinador
Eléctrico Nacional de Chile, que en referencia al SING para el mes de noviembre de 2017,
determina que el costo marginal promedio de electricidad en este mes, es de 58,97 $/MWh. Del
mismo modo, el anexo 8, tomado de la misma fuente, muestra como los costos marginales
mensuales desde el afio 1999 hasta el 2017 del SING de Chile han ido bajando desde precios
alrededor de los 200 $/MWh en el 2008 hasta precios entre 60 y 47 $/MWh en este 2017.
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De otro lado, el anexo 9 muestra los costos marginales promedios mensuales y anuales para el
SEIN peruano, entre los afios 2001 y 2016, mostrandose por ejemplo que entre el 2009 y el
2016 los promedios anuales han fluctuado entre 32,19 y 14, 70 $MWh, siendo el del 2016 de
21,41 $/MWHh. Asimismo, la mencionada evolucidon de los costos marginales en Peru, se reflejan

graficamente en el anexo 10.

Teniendo en cuenta la referida data estadistica, desde el punto de vista de la evolucién de
precios marginales en el SEIN de Perl y el SING de Chile, podemos concluir que si bien la
diferencia de precios no es abismal como se daba en el periodo del 2008 al 2011 y el contexto
ya no es tan favorable como en esos afios para la exportacion de electricidad hacia Chile (pues
el pais vecino ya cuenta con mas opciones de generacion, sobre todo fuentes RER), como lo
corrobora el Ing. Butron en la entrevista efectuada el 15 de noviembre de 2017, no es menos
cierto que todavia existe un diferencial de precio entre los dos sistemas eléctricos, lo que todavia

hace atractiva una futura exportacion hacia ese pais.

Finalmente, en relacidn con los costos marginales de Pert comparados con Chile (SIC y SING),
Colombia y Brasil, se puede apreciar el anexo 11, donde se muestra que los costos marginales
peruanos estan por debajo de los paises antes mencionados, durante los periodos de enero 2013
a septiembre 2015.

Por lo expuesto, podemos también concluir que dado los proyectos del Nodo Energético del Sur
y el GSP, asi como la generacién que el Estado peruano promueva a futuro (sea térmica a gas
natural o hidroeléctrica), se justificaria la interconexion asociada a un proyecto especifico de

exportacion de electricidad del Perd, con mayores probabilidades al norte chileno.

Al respecto, varios paises del mundo han hecho esfuerzos por interconectarse eléctricamente en
atencion a los beneficios como la ampliacion de los mercados, la optimizacion y/o
complementariedad en el uso de los recursos naturales, el aprovechamiento de economias de
escala, la explotacion de recursos compartidos y el mejoramiento de los niveles de seguridad de

abastecimiento de suministro eléctrico.
En cuanto a experiencias exitosas de integracion podriamos mencionar a la Union Europea,

donde existe una politica energética comun; el caso de la Nordic Power Exchange

(NORDPOOL), integrado por Noruega, Suecia, Finlandia y Dinamarca o el de América del
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Norte, cuya integracion se basé en la firma del Tratado de Libre Comercio de América del
Norte (NAFTA) constituido por los Estados Unidos, México y Canada.

En Latinoamérica, la integracién regional no tiene mayor adelanto; no obstante, los principales
esfuerzos se han hecho desde la Comunidad Andina de Naciones (CAN), que tiene como
miembros a Per(, Bolivia, Colombia, Ecuador y a Chile como pais asociado. Es asi que con
fecha 27 de setiembre de 2012, los paises miembros suscribieron el Acta de Santiago, mediante
el cual los ministros del Sistema de Interconexion Eléctrica Andina (SIEA) se comprometieron
a lograr la interconexion regional de los paises andinos, lo cual es un primer paso, ya que el
objetivo final es crear un mercado eléctrico integrado, es decir, se buscaria la interdependencia
energética entre los paises miembros. Sin embargo, estos esfuerzos habrian quedado paralizados

a la fecha.

No obstante, lo indicado, nuestro pais cuenta con la experiencia de interconexién a Ecuador, la
cual ha servido para importar y exportar electricidad en periodos de emergencia de ambos
paises. Asimismo, ha habido un intento frustrado de interconexién a Brasil, que tuvo como
principal oposicion la contaminacion ambiental que generaria en nuestro pais. Como se sabe, en
la selva de nuestro pais estaba proyectada la ejecucion de la Central Hidroeléctrica de Inambari,
la cual iba a tener una potencia instalada de 2200 MW, pero no se llevo a cabo por el probable
perjuicio ambiental, que originaria la inundacion de extensa vegetacion lo que generaria

emisiones de carbono y metano.

De otro lado, en relacion con la interconexion eléctrica entre el Pert y Chile, los estudios
desarrollados en el afio 2014 por el SIEA adscrito a la CAN, planteaban dos alternativas de

integracion eléctrica:

e La primera opcion es desarrollar una linea de 50 kilémetros en 220 kV, desde Tacna a
Avrica, que entraria en operaciones en el 2017 y requeriria una inversién de US$ 55 millones,
lo cual permitiria transmitir 460 MW y generaria un beneficio por US$ 115 millones.

e Una segunda opcion es una interconexion en corriente continua de 1.000 MW desde
Moquegua al centro de Chile, que entraria en operacién el 2020 y requiere US$ 725
millones de inversion. Esta segunda alternativa necesitara dos lineas de 500 kV y otra de
220 kV.
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Por tanto, de darse una interconexién entre Chile y Per(, consideramos que esta exportacion de
electricidad podria aumentar el consumo del gas del GSP, sea usandose las centrales térmicas
existentes, o probablemente credndose nuevas centrales térmicas a gas natural o promoviendo
las centrales hidroeléctricas, esto en atencion a que el consumo de una futura exportacion
chilena seria de 460 MW o de 1000 MW.

Asimismo, hay que tomar en cuenta que un contrato con Chile es un hecho que seria de mediano
o largo plazo, probablemente por un periodo minimo de diez afios, por lo que la cantidad de
generacién eléctrica en Per( deberia garantizar esta capacidad. De otro lado, la sola obtencion
de los permisos y autorizaciones necesarios para materializar la interconexién, ademas del
acuerdo entre ambas naciones podria demandar aproximadamente entre dos a tres afios; si a ello
se le agrega una etapa de construccion de tres afios adicionales estariamos hablando de un

periodo de aproximadamente cinco a seis afios, para que se materialice.

En atencién a ello, tomando en cuenta gque las reuniones y acercamientos entre ambas naciones
para este acuerdo han quedado paralizados y asumiendo que el proceso podria comenzar en el
afio 2018 como minimo, no veriamos plasmarse una exportacion con el pais vecino sino por lo
menos hasta el 2023 o el 2024.

Ahora bien, una exportacion de electricidad podria incrementar el costo marginal de la
electricidad del Pert (como en todos los sectores y mercados, la exportacion de un producto
implica que, en principio, el precio de este aumente para el mercado interno), en la medida que
los dos sistemas se integren (es decir, el SEIN y el SING) méaxime considerando que los
sistemas de interconexion no estan exentos de la congestion en transmision, lo que tendria que

analizarse y trasladarse a los costos, de ser el caso.

No obstante, la integracién de los sistemas no se logra en una primera etapa de interconexion,
sino que esta comienza por el uso frecuente de contratos bilaterales, que, a través de escenarios
de contabilidad separada, trasladan el incremento de costos marginales a la tarifa que se cobra
en la exportacion, siendo esto asi la poblacion peruana no se veria perjudicada, ejemplo de ello

es la interconexion antes mencionada con Ecuador.
Asimismo, coincidimos con el Ing. Espinoza en que deberia aprovecharse la interconexion con

el Ecuador, para importar electricidad al pais, tomando en cuenta que este pais tiene excedentes

en el momento, debido a las varias centrales hidroeléctricas en operacion y por ejecutar, con la
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finalidad de abastecer al norte peruano de energia, e ingresar mayor energia al SEIN, lo cual
sumaria mayor capacidad de generacion la cual podria ser de ayuda en un proyecto de
exportacion a Chile.

Estas alternativas de lograr acuerdos bilaterales de interconexién de electricidad con Chile y
Ecuador generaran mayor seguridad energética pues no solo va a significar en el caso con Chile
una mayor demanda que viabilizara el GSP, sino que la exportacion de energia eléctrica implica
la posibilidad de una complementariedad entre paises trasladando excedentes de una manera
eficiente. Ademas, si ya existe una voluntad de los paises andinos de interconectarse, y que en
estos Ultimos afios se han estado analizando varios proyectos de interconexion eléctrica como el
de Bolivia y Argentina, nuestro pais no deberia quedar rezagado, maxime si tenemos costos mas

competitivos debido a nuestro gas natural y el gran potencial hidroeléctrico.

Finalmente, considerando que un sistema con energias renovables (como el existente en el norte
chileno) necesita el complemento de centrales térmicas o hidroeléctricas (centrales de base) que
le aporten energia reactiva para otorgar seguridad al sistema, ya que las renovables no cuentan
con este componente de energia, la generacién térmica que proviene del Per( podria jugar tal rol

complementario, considerando su demanda creciente.

2.4 Central Térmica de Quillabamba

El proyecto tendra una central termoeléctrica con una capacidad de 200 MW, de ciclo simple, la
cual operara con gas natural, con la finalidad de conectarse al SEIN, debera contar, en adicion a
la propia planta de generacidn, con una subestacion eléctrica de 13,8 kV /220 kV, una linea de
transmision de 220 kV de aproximadamente 35 km, la ampliacién de las celdas de llegada de la
Subestacion Eléctrica de Suriray, entre otras obras de infraestructura necesarias para su

operacion. Asimismo, debera contar con instalaciones que permitan su conexion al GSP.

El proyecto de la Central Térmica de Quillabamba tiene como objetivo disefiar un esquema que
promueva la participacion de inversionistas privados que se comprometan a disefiar, construir,
operar, mantener y financiar una planta de generacion termoeléctrica, cumpliendo determinados

requisitos técnicos, financieros y legales.

Para estos efectos el Estado, a través de Proinversion convocd a un concurso publico

internacional para transferir al sector privado el desarrollo del proyecto Central Térmica de
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Quillabamba, que consiste en la construccion de una planta termoeléctrica de 200 MW de
capacidad, que estara ubicada en la localidad de Quillabamba, region de Cusco. Esta capacidad
de 200 MW equivale a un consumo de gas natural de aproximadamente 48 MMPCD, lo cual se
calcul6 haciendo un equivalente con las centrales de Kallpa, que para 1.000MW consumen
aproximadamente 240 MMPCD.

No obstante, la importancia del referido proyecto, actualmente la licitacion en mencién se
encuentra suspendida. Como se recuerda, en febrero de 2017, Proinversién habia determinado
que la presentacidn de ofertas y buena pro de esta licitacién debia realizarse luego de 30 dias
calendario de que esa entidad gubernamental realizara la entrega de la version final del contrato
de concesion, es decir, el 31 de mayo de 2017. Segln la Gltima circular del Comité de
Proinversion en Proyectos de Energia e Hidrocarburos, se ha aprobado la reprogramacion de

todas las actividades del cronograma de la licitacién, la que se comunicara oportunamente.

En ese sentido, se sabe que la postergacion del proceso para adjudicar la referida central térmica
estd vinculada a la situacién de exceso de oferta en la capacidad de generacién de electricidad
por la que atraviesa actualmente el pais. Cabe recordar que, en enero ultimo, el Minem
reconocié que en el pais habia un margen de reserva excedente en la capacidad de generacion

eléctrica, que llegaba a cerca del 50%, cuando lo razonable seria del 20%.

Asimismo, es relevante precisar que este proyecto solo tiene sentido con el GSP en operacion,
puesto que no es un central térmico dual (solo estad pensada para gas) y sumado el exceso de
oferta de electricidad actual no tiene mucho sentido construirla ahora. No obstante, si el GSP
vuelve a considerarse, también deberia tomarse en cuenta en paralelo la ejecucion de este
proyecto, que tenia un plazo proyectado de concesion de 20 afios, con una inversion de 180
millones de délares y con un periodo de construccion de 30 meses (Gestion 2015), sobre todo
teniendo en cuenta, como se ha explicado, que la demanda de electricidad se incrementara en
los afios venideros, siendo el 2024 un punto de quiebre en el que se requerird que el nodo
funcione con gas natural para no incrementar los costos de generacion con un combustible méas

caro como el diésel.
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2.5 Industrias en el Sur

En relacién con la industria del sur, es necesario sefialar que el sur es una region minera por
excelencia, por lo que en ese sentido deberia promoverse la reactivacion de proyectos mineros,
para poder incrementar la demanda de energia en la zona sur. Asimismo, existen otras empresas
que podrian consumir gas natural; por ejemplo, las cementeras como Cementos Yura y

Cementos del Sur, o las de otros rubros como Industrias Cachimayo S.A.C. en el Cuzco.

No hay que perder de vista que estas empresas en lugar de gas natural consumen diésel, un
combustible menos econémico. En efecto, si tenemos en cuenta que para poder obtener 1
MMBTU se necesitan aproximadamente 7,3 galones de diésel (Ramirez 2005) y que el galén de
diésel a la fecha tiene un costo minimo de S/ 7,06 el galén o S/. 7,42*° (dependiendo de si se

trata de diésel para uso vehicular o para otros usos), tenemos que:

1 MMBTU < > 7,3 galones de diésel B5 UV x 7,06 soles/galén = 51,54 soles = 15,76 dblares?®
1 MMBTU < > 7,3 galones de diésel B5 x 7,42 soles/galon = 54,17 soles = 16,57 ddlares

Es decir, tomando como referencia las unidades de calor, el diésel vehicular y el diésel para
otros usos, se encuentra actualmente a 15,76 $/MMBTU vy 16,57 $/MMBTU. Por tanto, la
entrada del GSP serd rentable para las industrias del sur, en la medida que el gas natural
ofrecido por este sea inferior a los montos antes mencionados. Asimismo, el costo de pagar la
conversion de combustible para vehiculos y maquinarias sera viable y pertinente en la medida

que la diferencia de precios sea mayor.

Al respecto, conforme se analizara a detalle en el capitulo siguiente al referirnos a la tarifa de
gas natural, dicha tarifa siempre resultard competitiva, en comparacién al diésel, en la medida
gue el GSP transporte una capacidad minima de 404 MMPCD. Efectivamente, bajo dicho
presupuesto, el precio de gas en el punto de entrega (precio de gas en boca de pozo mas tarifa de
transporte, sumado a una tarifa de distribucion) seria como maximo de 10,5 US$/MMBTU (3
US$/MMBTU correspondiente al precio de gas en boca de pozo, méds 6,5 US$/MMBTU

correspondiente a la tarifa de transporte, mas 1 US$/MMBTU de tarifa de distribucion), con lo

15 Estos precios corresponden a la Planta de Venta de Petroper en llo. Han sido obtenidos de la publicacién de Lista
de precios de combustibles de Petroperd al 20 de diciembre de 2017. Tomado de
https://www.petroperu.com.pe/UpLoad/UpLoaded/PDF/COMB-52-2017.pdf.

16 Para la conversion de soles a ddlares, se tomd una tasa de cambio de 3.5, ello teniendo en cuenta que en el afio
2017 el dolar fluctué en dicho tipo de cambio y que conforme a Macroconsult la proyeccion en dicha cifra se
mantendrfa (https://elcomercio.pe/economia/peru/dolar-perspectivas-tipo-cambio-noticia-454886 ).
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cual resultaria del todo conveniente que las industrias cambien el uso de diésel por gas natural;

de igual manera a los vehiculos también les convendria cambiar el diésel por gas natural.

De otro lado, vale la pena destacar, como indica el Ing. Espinoza, que otra industria que
beneficiaria el GSP es el desarrollo de la industria del hierro, tomando en cuenta los abundantes
recursos de hierro de la zona sur (6.000 millones de toneladas), ubicados en Marcona, Cusco y
Apurimac (Universidad Nacional del Santa, s.f.). Es asi como, el ingreso del GSP a esta zona
llevaria el metano como insumo con lo cual el concentrado de hierro se volveria hierro esponja,

un insumo con mayor valor agregado que el concentrado.

El hierro esponja se puede producir por reduccién directa, utilizando el gas natural como agente
reductor, el referido proceso se efectlia con el CO y H: (gas de sintesis), el cual proviene de la
reformacién del gas natural seco, principalmente metano. Es asi como, no solo se logra un
producto con mayor valor agregado, sino que la obtencién de este producto a partir del gas
natural reduce las emisiones de CO- al omitir el proceso de coquificacion via alto horno (Gélvez
2014). Siendo ello asi, esta industria podria constituirse en una nueva demanda para el GSP y a
su vez representaria una posibilidad para que el Peru desarrolle la industria metalmecénica, una
vez que cuente con profesionales y mano de obra calificada, como ya lo hacen paises
desarrollados como es el caso de Corea del Sur, cuya fabricacion de automdéviles (80%) se hace
con la compra de los minerales peruanos que ellos convierten después en hierro esponja
(Primero Peru 2013).
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Capitulo V. Analisis de necesidad de mecanismos que compensan falta de demanda

1. Descripcion del mecanismo de ingresos garantizados

El articulo 1 de la Ley N° 29970, Ley que Afianza la Seguridad Energética y Promueve el
Desarrollo del Polo Petroquimico en el Sur del Pais, publicada el 22 de diciembre de 2012 (en
adelante, la Ley LASE) declar6 de interés nacional la implementacion de medidas para el
afianzamiento de la seguridad energética del pais mediante la diversificacion de fuentes
energéticas, la reduccion de la dependencia externa y la confiabilidad de la cadena de suministro
de energia, estableciendo que esta Ultima es asumida por toda la demanda que es atendida por el

sistema nacional.

El numeral 1.2 del citado articulo 1 prevé textualmente que:
1.2 La confiabilidad de la cadena de suministro de la energia para el mercado nacional tiene
prioridad y es asumida por toda la demanda que es atendida por el sistema nacional. El
Ministerio de Energia y Minas, en coordinacién con OSINERGMIN, establece la forma y
oportunidad en que los usuarios del sistema energético utilizan y pagan las instalaciones

adicionadas a dicho sistema en el &mbito de la presente Ley.

Por su parte, el articulo 2° de la Ley LASE dispuso que las empresas encargadas de implementar
los proyectos de suministro de gas natural y liquidos de gas natural para el afianzamiento de la
seguridad energética, en el marco de dicha ley, pueden ser beneficiarias del mecanismo de

ingresos garantizados, cuya aplicacion tiene en cuenta los siguientes principios:

e Recuperacion del costo del servicio ofrecido por el inversionista en el periodo de
recuperacién y segun lo estipulado en el contrato de concesién.

e Lasuma actualizada de los ingresos garantizados anuales, considerando la tasa de descuento
sefialada en el contrato de concesion, debe permitir la recuperacién del costo del servicio en
el periodo de recuperacion.

e Los ingresos garantizados anuales son cubiertos mediante (i) los recursos provenientes de la
prestacion del servicio de transporte, cuando corresponda, (ii) los recursos pagados por los
concesionarios de los sistemas de transporte existentes y que operen en paralelo (en forma
de “loop”) al nuevo sistema, de acuerdo con la capacidad utilizada; y (iii) los ingresos
provenientes del cargo adicional al peaje del Sistema Principal de Transmision, denominado

Cargo por Afianzamiento de la Seguridad Energética (CASE).
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Los agentes del sector eléctrico que recaudan el CASE transfieren dicho cargo a los
concesionarios beneficiarios segin lo que establezca Osinergmin, en su calidad de

administrador del mecanismo de ingresos garantizados.

Asimismo, mediante articulos 9 y 16 del Reglamento de la Ley LASE, se determind la
composicion del ingreso garantizado anual (IGA) segln se trate del desarrollo de los Sistemas
de Transporte de Gas Natural (STG) y liquidos de gas natural (STL) dentro de la zona de
seguridad, y del sistema de transporte de gas natural por el GSP, estableciéndose que el CASE

servira para cubrir el déficit del IGA respecto del desarrollo del STG y del GSP.

De lo expuesto, se aprecia que el CASE de este sistema integrado, como cargo adicional al peaje
unitario por conexién al sistema principal de transmision, tiene por finalidad dotar de recursos
gue cubran el IGA del concesionario, tanto respecto del desarrollo del STG como del desarrollo
del GSP; ya que, conforme al numeral 9.2 del articulo 9° del Procedimiento MIG, los
generadores y distribuidores eléctricos actlan como empresas recaudadoras. De otro lado, el
articulo 10° del Reglamento de la Ley LASE dispone que las tarifas por el Servicio de
Seguridad del STG, a cargo de los generadores eléctricos que atienden el mercado nacional,
seran compensadas por el CASE, segun los procedimientos aprobados por Osinergmin.

No podemos dejar de mencionar que mediante la reciente Ley N° 30543, de fecha 02 de marzo
de 2017, el Gobierno dispuso dejar sin efecto el cobro del CASE, fijado en la Resolucion N°
074-2016-0OS/CD; asimismo, esta norma deja sin efecto la aplicacion del cargo por sistema de
seguridad energética en hidrocarburos (tarifario SISE) y la tarifa regulada de seguridad (TRS),
fijados en la Resolucion N° 070-2016-OS/CD. De igual manera, mediante Resolucion N° 206-
2017-0S-CD se ha aprobado el procedimiento para la devolucion de los pagos efectuados por
los conceptos de CASE, cargo tarifario SISE y TRS.

Teniendo en cuenta el referido marco normativo sobre el MIG, que estuvo siendo aplicado al
GSP, es importante mencionar que dicho mecanismo califica como una opcién de

financiamiento denominada, a nivel comparado, como ingresos minimos garantizados.

Segun Flores (2014), los ingresos minimos garantizados tienen un origen bastante remoto, y son
precisamente uno de los mecanismos a que han acudido distintos ordenamientos juridicos con el
objetivo de incentivar la construccion y provision de obras publicas, en forma directa o a través

del sistema de concesiones administrativas.
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En el plano normativo, los ingresos minimos garantizados se configuran como un mecanismo de
distribucion de riesgos, previsto opcionalmente en las bases de licitacion de los contratos de
concesion de obra publica que tienen por objeto caucionar la inversion realizada por el
concesionario previniendo la falta de rentabilidad o de retorno en la explotacion de una
determinada obra publica. Su finalidad especifica consiste en permitir una adecuada distribucion
de los riesgos entre el concesionario y el Estado. La aceptacion de dicho mecanismo obliga al
concesionario a permitir la participacion del Estado en los ingresos obtenidos en exceso del

régimen tarifario.

Agrega Flores (2014) que «[e]n la mayoria de los proyectos, se contemplan los ingresos
minimos garantizados, como un mecanismo para evitar o reducir el riesgo originado por la
incertidumbre en el trafico de usuarios que pagan la tarifa o el peaje por el servicio prestado por
el concesionario. La aceptacion de dicho mecanismo implica que el Estado pagara una cantidad
de dinero, generalmente durante la etapa de explotacién de la concesion, en cuotas periddicas
fijadas en referencia a alguna unidad de valor, y a su vez, obliga al concesionario a participar
con el Estado los ingresos obtenidos en exceso del régimen tarifario previsto en las bases de
licitacion. Los ingresos minimos garantizados, generalmente, tienen por objeto cubrir la
diferencia entre los ingresos efectivamente percibidos por el concesionario con los ingresos

potenciales previstos o esperados consignados en la oferta econémica del proyecto».

En el mismo sentido, refiere que los ingresos minimos garantizados, generalmente, se
establecen en aquellos proyectos que llevan insita una contingencia en el flujo efectivo de
usuarios, que no depende del concesionario estimar o controlar, ya que él solo se limita a
proyectar el flujo esperado de usuarios tomando en consideracion la informacién proporcionada
por la autoridad concedente del proyecto. De este modo, los ingresos minimos garantizados se
contemplan en los proyectos que suponen un flujo constante y permanente de usuarios, pero
cuya cantidad y regularidad de uso son, a priori, inciertas, tales como los proyectos de

autopistas urbanas e interurbanas, los aeropuertos.

Flores (2014) afirma que la Contraloria General de la Republica de Chile sefiala que los
ingresos minimos garantizados constituyen un mecanismo que permite distribuir los riesgos
originados por la incertidumbre en el flujo de pasajeros embarcados en la concesion durante la

etapa de explotacion, de modo que, si son inferiores, el Estado paga la diferencia.
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Entonces, de lo analizado hasta aqui los ingresos minimos garantizados se contemplan en
proyectos que, si bien cuentan o pueden potencialmente contar con un flujo constante o
permanente de usuarios, representan una demanda incierta. Partiendo de dicho concepto,
consideramos que en el caso en concreto el MIG estaria perfectamente justificado en el caso del
GSP de comprobarse que existe una demanda incierta para la viabilidad de este.

Siendo ello asi, resulta indispensable proceder con las respectivas mediciones de la demanda,
conforme a las fuentes que dan lugar a esta, las cuales han sido previamente detalladas en el
presente trabajo de investigacion. Ello resulta necesario puesto que deberemos calcular a cuanto
asciende la totalidad de demanda considerando la sumatoria de todas esas fuentes existentes
para determinar si la demanda es suficiente para que el ducto del GSP pueda operar a su
méaxima capacidad o si, por el contrario, aln con toda esa demanda existente, es aln insuficiente
o0 incierta. De ser este el caso, consideramos que es procedente y conveniente que el Estado
analice y reconsidere la opcion de que el MIG cubra, ficticiamente, la demanda inexistente, con

miras a que este proyecto de gran envergadura logre la viabilidad necesaria.

Por lo expuesto, a continuacion, procederemos a realizar el calculo y mediciones con respecto a
la oferta del gas natural y las fuentes de demanda de dicho hidrocarburo, conforme a lo que ha
sido previamente analizado en el presente trabajo de investigacion:

1.1 Oferta del gas natural

Como ya hemos analizado, el GSP necesita para sus 30 afios de concesion un total de 5,48 TCF

como minimo operando a maxima capacidad, conforme al siguiente detalle:

500 MMPCD x 365 dias x 30 afios = 5,48 TCF

Siendo que como se indic6 anteriormente, el propietario del Lote 58 cuenta con 3,9 TCF, y los
propietarios los lotes 88 y 56 cuentan con 1 TCF, mientras que el lote 57 tiene 1,7 TCF para el
GSP (asumiendo que estas reservas pueden ser utilizadas en el proyecto), se puede concluir que
tenemos 6,6 TCF, es decir mas de 6 TCF de oferta en total, lo que cubre en exceso el gas natural
que se necesita, en tanto supera los 5,48 TCF previamente calculados. No obstante, cabe
precisar que a medida que se incremente la demanda del GSP, se hara mas rentable invertir en
proyectos de exploracion de gas natural, en la medida que, de encontrarse yacimientos, ya
tendrian un mercado, por lo que es muy probable que se incrementen a futuro las reservas de

gas.
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1.2 Demanda del gas natural
De acuerdo con el analisis que hemos realizado en el presente trabajo de investigacion, a
continuacion, en la tabla 10, se resume cada fuente de demanda identificada, asi como el total de

gas natural que consumiria cada una de ellas:

Tabla 10. Demanda probable del GSP

Demanda probable del GSP Cantidad

(MMPCD)
Nodo energético 100
Central Térmica de Quillabamba 48
Mineria e industria 60
Petroquimica del metano 100
Exportacién de electricidad a Chile 96

(proyecto de 400 MW)

Total 404

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Es pertinente sefialar que la demanda de la exportacion de electricidad se calculé haciendo una
equivalencia con la demanda maxima de gas para el nodo energético, ya que si para despachar
1.000 MW se consumirian 240 MMPCD; por ende, para exportar 400 MW se consumirian 96
MMPCD. No obstante, en la tabla 10, no se ha tomado la maxima demanda del nodo energético,
sino una cifra conservadora de 100 MMPCD, en atencion a lo explicado en el referido acapite!’.
De otro lado, para la demanda de mineria e industria, se ha tomado como demanda en este
rubro, la cantidad de 60 MMPCD, casi la mitad de los 116,58 MMPCD, que es el consumo
industrial del ducto de TGP a setiembre de 2013 (Osinergmin 2013).

Tomando en cuenta que la demanda total del GSP, para hacer viable el proyecto, deberia cubrir
500 MMPCD (cantidad prevista en el contrato de concesiébn como demanda minima
garantizada); por lo que se puede concluir que, de darse la ejecucién de los proyectos
mencionados en el cuadro precedente, a la vez, habria un déficit de 96 MMPCD respecto a la

capacidad minima garantizada del proyecto.

No obstante, es poco probable que toda esta demanda se llegue a efectivizar pues, como hemos

indicado previamente, no nos encontramos en el mejor escenario para atraer proyectos de

17 Como se menciond en el acapite del nodo energético, la demanda promedio del nodo, a partir de 2028, seria poco
mas de 200 MMPCD y no de 100 MMPCD como se ha estimado para efectos de calculo, lo cual, se da en atencién a
que el promedio de demanda entre el 2023 y 2028 fue de aproximadamente 83 MMPCD.
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petroquimica al Per(. Igualmente, no necesariamente se va a materializar la interconexion
eléctrica con Chile, puesto que ninguno de los dos gobiernos (peruano y chileno) han dado
recientes muestras de interés para para tales efectos.

En el mismo sentido, si bien estimamos que la licitacién del proyecto deberia atraer nuevas
industrias en el sur del pais, lo cierto es que, como nos ha referido el Ing. Butron, actualmente
en dicha region existe poca industria que pueda consumir gas, pues incluso la mineria ha tenido
un impacto negativo en los Gltimos afios como consecuencia de la caida de los precios de los

minerales y ciertos conflictos sociales.

Sin embargo, como analizamos en el acépite de nodo energético, indefectiblemente se proyecta
un aumento en la demanda de electricidad, la cual necesita de la entrada del GSP como maximo
en el 2024 a fin de que pueda ser atendida de manera eficiente. Sobre el particular, es
importante mencionar que, si el Per( tiene actualmente un exceso de oferta de electricidad, ello
se debe a que no se cumplieron las proyecciones de demanda que se hicieron en los ultimos
afios, lo cual tiene principalmente como origen la paralizacion de proyectos mineros en el pais
en los ultimos afios, debido a problemas sociales y a demoras en la aprobaciéon de las

certificaciones ambientales respectivas'®.

1.3 Tarifa

Con la finalidad de poder calcular la tarifa de transporte del futuro GSP, se ha elaborado la tabla
11 sobre la base de informacion aproximada de lo que costaria un ducto de este tipo. Para los
referidos calculos de tarifa, se ha tomado los costos de inversién por tramos sefialados en el
contrato de inversion celebrado entre el Consorcio Gasoducto Sur Peruano y el Estado peruano,
representado por Proinversién. Para estos efectos, se ha considerado solo los tramos Al y A2,
obviando el Tramo B, ya que este representa el tramo de seguridad que no esta directamente
relacionado con el GSP, sino que tiene mas relacion con la redundancia al ducto que existe de
TGP. Siendo asi, los costos de estos tramos son los siguientes:

e Costo Tramo Al: US$ 1.219.881.623

18 En este punto es conveniente sefialar que, si bien ya se habian dado avances en simplificacion administrativa, en el
presente gobierno se han dado paquetes normativos para simplificacion de trdmites. Asimismo, se han efectuado
cambios a los reglamentos ambientales de mineria y energia, asi también se resalta el papel de una entidad auténoma,
como el Servicio Nacional de Certificacion Ambiental para las Inversiones Sostenibles (Senace), que esta trabajando
y logrando el cumplimiento de evaluacién de las certificaciones ambientales en los plazos establecidos. Finalmente,
la citada entidad este afio ha recibido un premio en atencion a la implementacion y ejecucion de la Certificacion
Ambiental Global, la cual agrupa en un solo tramite el EIA y otros permisos de otras entidades (como Osinergmin, el
Servicio Nacional de Areas Naturales Protegidas por el Estado - Sernanp, el Organismo de Supervision de los
Recursos Forestales - Osinfor, la Autoridad Nacional del Agua - ANA, etc.), lo cual representa un gran avance.
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e Costo Tramo A2: US$ 2.274.787.916

No obstante, segun el Informe mensual de supervisién y fiscalizacién a enero de 2017 del
Proyecto GSP, elaborado por la Divisién de Supervision de Gas Natural del Osinergmin
(Osinergmin, 2017), se indica que los avances de los tramos Al y A2, fueron de 13,36% y
0,28% respectivamente. En razén a ello, los costos de los tramos Al y A2 por ejecutar o
pendientes son el 86,64% Yy el 99,72% de los costos antes resefiados, los cuales se presentan a
continuacion:

e Costo Tramo Al pendiente: US$ 1.056.905.438,2

e Costo Tramo A2 pendiente: US$ 2.268.418.509,8

Por tanto, para efectos de nuestra investigacion, tomaremos como CAPEX la sumatoria de los
montos pendientes antes sefialados, lo cual equivale US$ 3.325.323.948; siendo que para los
calculos redondearemos este CAPEX a US$ 3.325 millones. Asimismo, se ha considerado un
OPEX igual al 4 % del CAPEX?'®, asi como una tasa de descuento de 12%%.

Tabla 11. Datos comunes del Gasoducto Sur Peruano

Datos Comunes del Proyecto Gasoducto Sur Peruano
Afios de construccion 3 afios
CAPEX (millones de délares) 3325
OPEX anual (4% del CAPEX) (millones de 133
dolares)
Depreciacion 10 afos lineal
Impuesto a la Renta 29,5%
Tasa de descuento (TD) 12%
Tasa interna de retorno (TIR) 13%

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Asimismo, se presenta la tabla 12, donde se han formulado seis escenarios en atencion a una

combinacion de los datos de la tabla 10 antes mostrada:

19 Una manera de obtener una indicacion temprana de los costos operativos y de mantenimiento previstos para un
sistema de tuberias es asumir que el OPEX anual serd un porcentaje del total de la inversién de capital para el
sistema, normalmente en un rango de 3 % a 5 %, tomando en cuenta que para el GSP se consideré un OPEX del 4%.
Tomado de la pagina 97 del informe: Disefio preliminar y costos de los proyectos seguridad energética y Gasoducto
Sur Peruano, de diciembre de 2013, elaborado por Wood Mackenzie para Proinversion.

20 Segun el Reglamento de Transporte de Hidrocarburos por Ductos la tasa de descuento o tasa de actualizacion es de
12%.
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Tabla 12. Escenarios de demanda del Gasoducto Sur Peruano

Volumen
Escenarios _ Cgracterl'sti(_:as por
(instalaciones consideradas) transportar
(MMPCD)
1 Nodo energético + mineria e industria 160
2 Nodo energético + mineria e industria + Central 208
Térmica Quillabamba
3 Nodo energético + mineria e industria + Central 304
Térmica Quillabamba + exportacion de electricidad
4 Nodo energético + mineria e industria + Central 308
Térmica Quillabamba + Petroguimica del Metano
Nodo energético + mineria e industria + Central
5 Térmica Quillabamba + exportacion de electricidad 404
+ Petroquimica del Metano
6 Capacidad minima garantizada 500

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Siendo ello asi, las tarifas probables de transporte como el valor actual neto (VAN) en cada

escenario, se muestran en la tabla 13 que se presenta a continuacion:

Tabla 13. Tarifa de transporte y VAN en los escenarios de la tabla 12

Escenarios
1 2 3 4 5) 6
Volumen por
transportar 160 208 304 308 404 500
(MMPCD)
Tarifa
($/mch) 15,8 12,2 8,3 8,2 6,3 51
Tarifa
($IMMBTU) 16,3 12,6 8,6 8,4 6,5 53
VAN
(millones de 597,36 623,10 584.49 590,93 643,48 656,35
ddlares)

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Como se observa de la tabla 13 antes presentada, la tarifa de transporte fluctta entre 16,3 y 5,3
US$/MMBTU, este ultimo es el precio para la demanda minima garantizada. Siendo asi, el
precio de transporte para el GSP es un precio mucho mayor al precio de transporte de TGP que
es de aproximadamente 1 US$/MMBTU. En ese sentido, esto podria ser un factor determinante
para que nuevas industrias no apuesten por consumir gas del GSP, sino que sigan ubicandose
alrededor de Lima; no obstante, como se vera mas adelante para las industrias que ya estén en el
sur aun con este precio de transporte el consumo de gas natural sera mas econémico que usar su

sustituto el diésel.

57



En el caso de la generacion eléctrica que se ubique en el sur ya no tendria inconvenientes con la
tarifa de transporte en atencion al cargo por desconcentracion de la generacion eléctrica que
detallaremos en los siguientes parrafos. Sin embargo, otras industrias del sur si tendrian esta
diferencia de precio de transporte puesto que, si bien mediante Decreto Supremo N° 036-2010-
EM se cre6 la Tarifa Unica de Transporte de Gas Natural (TUTGN), que consiste en equiparar
los precios de transporte de los ductos de gas natural a través de compensaciones entre los
precios de los concesionarios de transporte, esta equiparacion de precios a la fecha no se hace
efectiva, y es poco probable que ello se dé, pues requeriria negociar con el concesionario TGP,
empresa que no estaria conforme en realizar esta compensacién Por tal motivo, no tomaremos

en cuenta la TUTGN al analizar precios para industrias.

Finalmente, para tener un panorama completo de cuanto seria el precio total que pagaria un
consumidor del GSP, mostramos la tabla 14 con los precios de gas en boca de pozo de la oferta
de gas, haciendo un comparativo entre los precios de Camisea para Lima y un precio supuesto

para el GSP de los lotes de Camisea, asi como un precio probable del lote 58 de CNPC.

Tabla 14. Precio supuesto de gas en boca de pozo para el GSP

Oferta de Gas

Precio del gas en Boca
de Pozo (US$/MMBTU)
para la Costa

Precio del gas en Boca
de Pozo (US$/MMBTU)
para el GSP (Supuesto)

Camisea  para
interno (Lote 88 y Lote 56)

consumo

Para GG.EE: 1,8

Para GG.EE: 1,8 (Ley
LASE)

Para otras industrias: 3,0

Para otras industrias: 3.0

Otros: precio libre
CNPC (Lote 58)

Para GG.EE: 1,8 (Ley
LASE)
Para otras industrias: 3.,

Fuente: Elaboracion propia, 2017.

Como se observa para el precio de gas a transportar por el GSP de los lotes 88 y 56, en caso sea
destinado para la generacion eléctrica, se ha supuesto un precio de 1,8 US$/MMBTU, es decir,
en la préactica tendrian los mismos beneficios que tienen los generadores de Lima. Es pertinente
sefialar que este beneficio no se daria por una modificacién de una clausula contractual de los
respectivos contratos de licencia, sino en atencion al mecanismo de compensacion de costos de
gas natural, aprobado por Resolucion Ministerial N° 124-20016-MEM-DM, el cual desarrolla un
mecanismo para compensar las diferencias entre los precios de gas natural entre los generadores
de Lima y los que se ubiquen eventualmente en la zona sur o norte, al amparo de la Ley LASE.

El referido mecanismo consiste en un cargo adicional al peaje de transmision eléctrica
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denominado cargo por desconcentracion de la generacion eléctrica. Esta compensacion al precio
del gas natural para los generadores eléctricos incluye el suministro en boca de pozo, el
transporte y la distribucion por red de ductos.

Del mismo modo, si bien no existe un beneficio del gas del proyecto Camisea para la industria
del sur, consideramos que en atencién a la competencia que se dara, al tener los industriales la
posibilidad de comprar gas del Lote 58 de CNPC, hemos supuesto un precio de pozo de 3
US$/MMBTU, que es igual al precio que el Consorcio Camisea les ofrece a las empresas de

Lima.

De otro lado, en cuanto al gas ofertado de CNPC para el GSP, el precio para los generadores
eléctricos del sur, al amparo de la Ley LASE, tendréa el beneficio de igualar el precio de Lima,
en atencién al cargo por desconcentracion de la generacion eléctrica. Asimismo, en caso de
CNPC decida vender a las industrias del sur, consideramos que es probable que planteen un
precio similar al que las industrias de Lima compran el gas al Consorcio Camisea, es decir,
hemos supuesto un precio de 3 US$/MMBTU.

Con las tablas antes presentadas, se puede concluir que, en el supuesto que se tenga el GSP
operando a la capacidad minima garantizada para ser rentable, es decir 500 MMMPCD

(escenario 6), estimamos que la tarifa seria de aproximadamente 5,3 US$/MMBTU.

Sin embargo, es poco probable que se dé un escenario 6, por lo cual en la tabla 12 se plantearon

cinco escenarios adicionales:

e El escenario 1: considera la demanda del nodo energético mas la demanda de la mineria e
industria del sur peruano.

e El escenario 2: Considera la demanda de las instalaciones del escenario 1 mas la
construccion de la Central Térmica de Quillabamba.

o EI escenario 3: Considera la demanda de las instalaciones del escenario 2 mas una
exportacion de electricidad al vecino pais de Chile.

e El escenario 4: Considera la demanda de las instalaciones del escenario 2 mas una
construccion de una Planta Petroquimica del Metano.

o EI escenario 5: Considera la demanda de las instalaciones del escenario 2 mas una
exportacion de electricidad al vecino pais de Chile y sumado a una construccion de una

Planta Petroquimica del Metano.
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Es decir, se han planteado escenarios considerando probables ocurrencias, ya que podria
determinarse que no se construya la Central Térmica de Quillabamba en atencidn a el exceso de
capacidad de generacion eléctrica actual del pais, o que el Gobierno opte por una petroquimica,

y no por una exportacion de electricidad, o viceversa.

En atencion a los escenarios antes mencionados, se puede verificar que la tarifa de transporte
fluctuaria entre 5,3 y 16,3 US$/MMBTU (en el peor de los escenarios). Asimismo, se evidencia
que los valores actuales netos (VAN) de cada escenario son positivos, lo que hace rentable el

proyecto.

Es importante acotar, que como se mostré en la tabla 14, el precio en boca de pozo del gas del
Proyecto Camisea para el consumo interno en la costa es para los Generadores Eléctricos
(GG.EE) de 1,8 US$/MBTU, de 3 US$/MBTU para los industriales (consumidores iniciales) y
para otras empresas no tiene un precio fijado. Siendo asi, en la referida tabla, hemos asumido
que el proyecto Camisea para generadores eléctricos del sur, amparados en la Ley LASE y en la
Resoluciéon Ministerial N° 124-20016-MEM-DM previamente comentada, vendera gas para el
GSP al mismo precio que a las generadoras de Lima, tomando en cuenta el cargo por
desconcentracion antes referido. Del mismo modo CNPC, en aplicacion de la referida
compensacion, ofertaria en la practica a los generadores eléctricos del sur, a un precio de 1,8
US$/MMBTU. Por ello, concluimos que los generadores eléctricos de gas natural no tendrian
menores incentivos para ubicarse en el sur, pero siempre y cuando esas concesiones se den al
amparo de la Ley LASE, ya que sus precios de gas, transporte y distribucion serian equiparados

en atencion al cargo por desconcentracion de la generacion eléctrica.

No obstante, lo indicado para la industria de generacion eléctrica en el sur, el panorama no seria
el mismo para otras industrias, ya que como se sefialé en la tabla 14 asumiendo un precio de gas
en boca de pozo de 3 US$/MMBTU y que el precio de transporte fluctuaria entre 5,3 y 16,3
US$/MMBTU, se concluye que el precio en boca de pozo mas la tarifa de transporte, estaria
entre 8,3 y 19,3 US$/MMBTU. Asimismo, a este precio habria que sumarle una tarifa supuesta
de distribucion que seria de aproximadamente 1 US$/MMBTU?, por lo que el precio del gas

natural en el punto de entrega para las industrias fluctuaria entre 9,3 y 20,3 US$/MMBTU.

21 Cabe precisar que si bien todavia no existe, por el momento, un concesionario de distribucion de gas natural en la
zona sur, hemos asumido un precio aproximado a 1 US$/MMBTU, esto en atencion a haber tomado, de modo
referencial, los precios que cobra Calidda (concesionario de distribucion de Lima y Callao) a las categorias C, D y E,
actualizados a enero 2018 (categoria C= 1,22 US$/MMBTU, categoria D= 0,90 US$/MMBTU, categoria E= 1,22
US$/MMBTU). Se han considerado tales categorias tarifarias puesto que seglin el anexo 10-A del contrato de
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Conforme a lo expuesto para otras industrias distintas a la generacion eléctrica, el precio solo
seria competitivo cuando la demanda de gas se acerque a 500 MMPCD, lo que demostraria que
el MIG era un mecanismo necesario en la medida que garantizaba esta demanda minima de 500
MMPCD, la cual, conforme a lo explicado, implicaba que la tarifa de transporte disminuya
puesto que, a mayor volumen de gas a transportar, la tarifa que corresponde es menor. No hay
que olvidar que para la demanda garantizada el precio del gas natural para las industrias del sur
seria de 9,3 US$/MMBTU, lo cual es muy inferior al costo del combustible alterno (diésel B5)
que como se sefiald en el acapite “industrias en el sur” asciende a 15,76 US$/MMBTU y a 16,57

US$/MMBTU, dependiendo si es diésel vehicular o diésel para otros usos.

Asimismo, tenemos que inclusive en el escenario 5, para una demanda de 404 MMPCD, el
precio de gas natural en el punto de entrega seria de 10,5 US$/MMBTU (3 US$/MMBTU
precio de gas en boca de pozo més 6,5 US$/MMBTU de tarifa de transporte y sumado a ello, 1
US$/MMBTU precio supuesto de distribucion), resultaria conveniente para los industriales del

sur sustituir el diésel por dicho hidrocarburo.

En atencidn a los célculos previamente detallados, concluimos que la demanda para cubrir la
totalidad de la capacidad de transporte del GSP no es del todo certera. Consecuentemente, si a
pesar de las proyecciones calculadas sobre las tarifas y sin perjuicio de los incentivos que
sugerimos en el presente trabajo de investigacion para promover los proyectos alrededor del
GSP, el Gobierno tiene la decision de relicitar este proyecto, se concluye que es del todo
aconsejable contar con un mecanismo de ingreso minimo garantizado, que sirva para cubrir la
demanda incierta del proyecto, esto en la medida que la inversién para la construccion es
considerable y no seria atractivo para un inversionista privado ser parte de este proyecto si la

recuperacion de su inversion con su respectiva ganancia es incierta.

Si a eso le sumamos, que la inversidn que necesita este proyecto necesitara de considerables
montos de financiamiento, evidentemente las entidades financieras no estaran predispuestas a

respaldar dicha inversion si es que el proyecto no garantiza el retorno esperado.

En atencion a lo expuesto, concluimos que para dotar de seguridad energética al sistema de

transporte de gas natural y seguir contribuyendo al cambio de la matriz energética por

concesion del GSP “Listado de consumidores iniciales”, los consumos de las industrias del sur estarian entre 1 y 27
MMPCD, volimenes que estan dentro de las categorias antes mencionadas.

61



combustibles menos contaminantes (gas natural), el Estado deberia reconsiderar la opcion de
incluir el MIG en la nueva licitacién del GSP a fin de cubrir la demanda faltante incierta??.

Finalmente, es importante recalcar que, si bien este importe es cargado en el peaje de
transmision eléctrica, con lo cual el costo es asumido por todos los usuarios de electricidad, ello
se justifica en que el beneficio redundard justamente en todos los consumidores toda vez que el
mayor consumo de gas natural, en relacion con el diésel, a largo plazo disminuira el costo de la

tarifa, sin perjuicio de otros argumentos existentes desde el punto de vista ambiental.

Ahora bien, en caso el Gobierno desee mantenerse firme en su opcion de que el MIG no debe
ser considerado para la viabilidad del proyecto, tal déficit de demanda (o de demanda firme)
podria cubrirse con el cofinanciamiento estatal, aspecto que proseguiremos a analizar a

continuacion.

2. Financiamiento del proyecto con recursos publicos

Conforme hemos explicado, el proyecto era financiado, en parte, hasta hace unos meses con una
subvencién que era incluida en las tarifas de energia de los consumidores peruanos. Tras la

eliminacion de dicho mecanismo, el Gobierno tendria que cofinanciar el proyecto.

Al respecto, en la web de Proinversion, a la fecha, no existe mas informacion sobre la
estructuracion que va a tener el proyecto ni el monto de inversion, sino que Unicamente se
indica que actualmente se encuentran en proceso de actualizar la informacion para la nueva
licitacion. Sin embargo, del resumen del proyecto, se aprecia que seria uno cofinanciado, lo cual
es una decision acertada por los motivos que se han detallado, en especial si es que no se

contaria con el MIG.

Sin embargo, el que el proyecto sea cofinanciado implica un tramite prolongado hasta el
otorgamiento de la buena pro del proyecto, ya que estard sujeto al procedimiento de Invierte
Per( (anteriormente, SNIP); ademas, mientras que el MIG recurre a la financiacion por parte de

todos los usuarios eléctricos, esta alternativa recurre al presupuesto publico del Estado peruano.

22 En este orden de ideas, cabe mencionar que el Ing. Butron opina que, si ya se ha tomado la decision gubernamental
de impulsar este proyecto, el Estado debe brindar este tipo de respaldo (mecanismo de ingreso garantizado) pues se
trata de una gran inversion a largo plazo y los consumidores iniciales no podrian pagar las elevadas tarifas que se
tendrian que cobrar para que el proyecto recupere la inversion. Consecuentemente, el proyecto dejaria de ser
competitivo sin el mecanismo.
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En relacion con lo mencionado, consideramos que el Estado deberia evaluar como va a
estructurar el cofinanciamiento, de tal manera que se eviten distorsiones en el mercado como
consecuencia del otorgamiento de subsidios que puedan afectar a otras partidas presupuestales
que no estén relacionadas con el sector energia y generen impacto en agentes o usuarios ajenos a

dicho sector.

Sin perjuicio de ello, conforme hemos sustentado a detalle, debe fomentarse la demanda del
referido proyecto, de tal manera que alcance volimenes considerables a ser transportados y de
esa forma, se logre reducir el monto a ser subsidiado a través del MIG. Si a eso le sumamos que
hasta el momento la Unica demanda de gas garantizada para el proyecto materia de andlisis solo
es la del nodo energético, que no cubre mas que el 44% de la demanda de capacidad total del
nuevo ducto a licitarse (asumiendo que el nodo opere a maxima capacidad, lo cual no
necesariamente se dard puesto que dependerd del despacho que ordene el COES-Sinac), el
Estado tendria que compensar mas del 50% por la falta actual de demanda asegurada de gas, lo

cual consideramos seria muy perjudicial para las finanzas publicas.
Por tanto, estimamos que el MIG presenta evidentes ventajas en relacion con la alternativa del

cofinanciamiento, el cual, en todo caso, debe estructurarse de la manera mas estratégica posible

para no retrasar la puesta en operacion comercial del GSP.
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Capitulo VI. Planteamiento de Politicas Publicas

Mediante el Decreto Supremo N° 064-2010-EM, publicado en el Diario Oficial El Peruano el 24
de noviembre de 2010 se aprobd la Politica Energética Nacional del Per( para los afios 2010 al
2040. La vision de dicha Politica Energética fue contar con un sistema energético que satisfaga
la demanda nacional de energia de manera confiable, regular, continua y eficiente, que

promueva el desarrollo sostenible y se soporte en la planificacion.

Para ello, se previeron como objetivos de politica, entre otros, los siguientes:

- Contar con un abastecimiento energético competitivo.

- Contar con la mayor eficiencia en la cadena productiva y de uso de la energia.

- Lograr la autosuficiencia en la produccion de energéticos, desarrollar la industria del gas
natural, y su uso en actividades domiciliarias, transporte, comercio e industria asi como la
generacion eléctrica eficiente.

- Fortalecer la institucionalidad del sector energético.

- Integrarse con los mercados energéticos de la region, que permita el logro de la vision de

largo plazo.

En este orden de ideas, para cada uno de esos objetivos, se han previsto ciertos lineamientos de
politica que coinciden con la implementacion de los proyectos que constituyen la principal

demanda del GSP, conforme se ha analizado en el presente trabajo de investigacion.

Asi, para contar con un abastecimiento energético competitivo, se busca alcanzar la suficiencia
de la infraestructura en toda la cadena de suministro de electricidad e hidrocarburos, que
asegure el abastecimiento energético y promover la inversion privada en las actividades
energéticas, correspondiendo al Estado ejercer su rol subsidiario. De esta manera, para lograr
tales lineamientos resulta importante promover que el GSP sea relicitado sin mayores demoras,
en tanto que dicho proyecto va a contribuir a alcanzar la suficiencia de la cadena de gas natural

y la de electricidad, inclusive.

En el mismo orden de ideas, el logro del objetivo del acceso universal al suministro energético
incluye acciones de priorizacién de la construccion de sistemas de transporte que garanticen la
seguridad y confiabilidad del sector eléctrico, lo que refuerza la necesidad de promover la

pronta relicitacion del GSP.
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En lo que respecta al desarrollo de la industria del gas natural, y su uso en actividades

domiciliarias, transporte, comercio e industria asi como la generacion eléctrica eficiente, los

lineamientos prevén expresamente impulsar el desarrollo de la industria petroquimica, asi como

promover el desarrollo de una red de poliductos y el fortalecimiento de los sistemas de

transporte y almacenamiento de hidrocarburos acorde con el desarrollo del pais.

Siendo asi, consideramos pertinente incluir las siguientes recomendaciones de politica publica

en cuanto al desarrollo de la industria petroquimica y demas fuentes de demanda, en tanto estas

van a coadyuvar al fortalecimiento de los sistemas de transporte, mediante la construccién y

operacion del GSP:

1.1 Industria Petroquimica

En el presente trabajo se determind que como consecuencia del boom del shale gas el precio
del gas natural peruano dejo de ser competitivo comparado con el del marcador Henry Hub.
Asimismo, se concluy6 que esta tendencia de tener un marcador Henry Hub a un bajo
precio, se mantendria durante los proximos afios, pese a que ya existen reservas probadas
como consecuencia del anuncio de CNPC; a lo antes referido, se suma el hecho de que en
Estados Unidos solo se requerian ampliaciones de capacidad de planta petroquimicas para
aumentar la oferta de productos petroquimicos, lo cual generd que las inversiones
finalmente se destinen a ese pais y ya no se materialicen en Perd.

En este escenario, la promocidon de la inversion privada en proyectos petroguimicos podria
incluir ofrecer un precio promocional del gas para estos proyectos, de tal manera que se
logre otorgar un incentivo determinante a los posibles inversionistas, sin perjudicar al
productor de gas natural, lo cual podria materializarse compensando la disminucion del
precio del gas natural para estos proyectos con una reduccién en las regalias. Si bien el
reducir las regalias impacta directamente en la reduccién del canon a las regiones (ya que
las regalias son un componente del canon gasifero®), no es menos cierto que muchas veces
los recursos propios de los gobiernos regionales y locales - los cuales incluyen el canon - no
son usados completamente y deben ser devueltos al final del periodo anual, por lo que la
reduccion de las regalias redituaria en el beneficio de la promocién de una industria

petroquimica que traeria el inicio de la industrializacién en el Per0.

2 La Ley 27506, Ley del Canon sefiala en el numeral 11.2 de su articulo 11, que el canon gasifero se compone del 50% del

Impuesto a la Renta obtenido por el Estado de las empresas que realizan actividades de explotacion de gas natural, y del 50% de las

Regalias por la explotacion de tales recursos naturales.
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1.2 Nodo Energético

En cuanto al Nodo Energético, como se sefiald en el acapite correspondiente, el referido
proyecto fue el Unico que se impulso en paralelo con la concesion del GSP para dar sustento
a la demanda que dicho gasoducto debia tener para viabilizar su construccién. No obstante,
las dos centrales térmicas ya han sido construidas, estan operativas momentaneamente a
diesel y tampoco se encuentran operando a su maxima capacidad, ello como consecuencia
de que el mercado eléctrico peruano pasa por un periodo de exceso de oferta de generacion
eléctrica, debido a que no se cumplieron las proyecciones de crecimiento estimadas para
estos afios.

En ese sentido, en los afios venideros, si bien la demanda no crecera a ritmo acelerado, se ha
comprobado que al afio 2024 se necesitard mayor generacion a gas natural para evitar el
consumo del diésel, es por ello la necesidad de que el nodo energético opere a gas natural,
por esto la vital importancia de que el GSP comience a operar en este periodo.

Es importante sefialar que el nodo energético a su maxima capacidad, consumiria 240
MMPCD de gas natural, no obstante este consumo se efectuaria si logra operar al 100%,
consumo que se alcanzara gradualmente ya que segun los prondsticos que hemos detallado,
pese a la demanda creciente de energia eléctrica, no es sino hasta el afio 2028 que el nodo
consumiria aproximadamente 200 MMPCD.

En atencién a lo sefialado, si bien el nodo ya esta operativo este necesitara de la llegada del
GSP para operar a gas natural, con la finalidad de reducir el costo de operacién, ya que el
gas natural es mas econémico y es menos contaminante. Sin embargo, el Estado Peruano en
paralelo debera generar los incentivos correctos para que la demanda de electricidad en el
pais crezca, sobre todo en aquellas zonas cercanas al GSP, ya que esto haria que las
centrales del Nodo operen a méaxima capacidad y por ende su demanda de gas sea mayor y
asi contribuya a obtener la capacidad minima garantizada que requiere el GSP, que como se

menciond en el Gltimo contrato era de 500 MMPCD.

1.3 Exportacion de Electricidad

En cuanto a la exportacion de electricidad, uno de los objetivos de la Politica Energética

Nacional del Pertl 2010 — 2040, es integrarse con los mercados energéticos de la region, que

permita el logro de la vision de largo plazo. Para ello, se han previsto como lineamientos de

politica el identificar de manera continua los beneficios de integracion energética con paises de

la region en cuanto a seguridad, eficiencia y sostenibilidad del suministro energético para el
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pais; establecer acuerdos que permitan lograr paulatinamente una integraciéon de mercados,

mediante incentivos para el desarrollo de la infraestructura requerida y realizar de manera

conjunta con los paises de la region programas de capacitacion e investigacion.

Siendo asi, para cumplir con dicho objetivo y los lineamientos correspondientes previamente

mencionados, corresponde materializar una exportacién de electricidad hacia otros paises de la

region, siendo beneficioso lograr dicho acuerdo especificamente con Chile, teniendo en cuenta

la cercania del pais vecino, entre otros aspectos que hemos detallado. Al respecto, planteamos

las siguientes consideraciones:

Si bien el escenario actual es menos propicio comparado con el gque existia afios atras, en
tanto que Chile ya cuenta con mayores fuentes de generacion eléctrica (especificamente en
la zona norte de dicho pais), a la fecha es aun conveniente concretar esfuerzos para lograr la
integracién energética con dicho pais. En ese sentido, consideramos que como primer paso
ambas naciones deben actualizar los estudios conjuntos que viabilizarian este proyecto, lo
que incluye, entre otros puntos, pronosticar el comportamiento de la demanda eléctrica del
mercado peruano y chileno, asi como un analisis conjunto de cOmo se comportarian estos en

presencia de una exportacion.

De otro lado, ambos paises deberian tomar las acciones pertinentes con la finalidad de
acelerar los tiempos en la obtencién de los titulos habilitantes necesarios para llevar en un
tiempo corto este proyecto de exportacion. En los Gltimos afios, el Gobierno Peruano ha
hecho esfuerzos por reducir los tiempos en los permisos ambientales, incluso se han creado
permisos ambientales que agrupan en un solo tramite otros permisos, esto en coordinacion
con las entidades estatales que otorgan estos otros permisos. Si bien a nivel de gobierno
nacional se han reducido los tiempos y se han logrado procedimientos mas eficientes,
todavia existen problemas a nivel local y regional, ya que en estos casos los mismos

procedimientos muchas veces presentan requisitos diferentes.

Finalmente, es importante estudiar las alternativas para reducir el posible impacto
perjudicial generado por la diferencia entre costos marginales, lo cual se podria lograr a
través de la metodologia de contabilidades separadas mencionado en el presente trabajo de
investigacion. Asimismo, debera asignarse de la manera mas eficiente los costos incurridos
debido a la congestion eléctrica en lineas de trasmision, de modo que su impacto sea lo més

equitativo para ambas naciones.
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1.4 Consumo industrial de Gas Natural en la Zona Sur

En cuanto al consumo industrial en la zona sur, se deberia promover como primer paso el
aumento de industrias en la zona sur, informando a las asociaciones de industrias sobre los
beneficios econdmicos de usar gas natural en sus procesos productivos, con la finalidad que
nuevas empresas apuesten por instalarse en la zona sur, la cual sera la zona por donde pasara
el GSP. Esta promocién pasa por un estudio detallado que debe hacerse en las regiones del
sur de las potenciales actividades econémicas que puedan promoverse en cada una de ellas.

De otro lado, no hay que olvidar que el sur peruano tiene un alto potencial minero,
debiéndose promocionar en los proyectos mineros existentes el uso del gas natural como
combustible en sus procesos, ello sin perjuicio de la promocion de nuevos proyectos
mineros que el Estado decida realizar en la region sur del pais y de la culminacion de otros

proyectos que quedaron paralizados, por motivos sociales, entre otros factores.
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Conclusiones y recomendaciones

1. Conclusiones

Conforme al anélisis realizado en el presente trabajo de investigacion, se estima que, bajo

ciertos escenarios, el proyecto Gasoducto Sur Peruano (GSP) puede ser viable. Al respecto,

desde el punto de vista de la oferta, se cuenta con suficientes reservas de gas natural que puedan

ser trasportadas por el gasoducto para que el proyecto tenga factibilidad econdmica; no obstante,

desde el punto de vista de la demanda, si bien hay un valor minimo que se garantizaria por el

consumo del nodo energético, este no seria suficiente ya que requeriria la demanda de otros

proyectos que son aun inciertos.

1.1 Petroquimica

Asi, tenemos que, en el caso de la Petroquimica, hasta antes del denominado “boom del
shale gas” y pese a la falta de certificacion de suficientes reservas probadas, se habian
gestado varios proyectos en la zona sur del pais, toda vez que el precio del gas natural
peruano era competitivo comparado con el del marcador del ‘Henry Hub’. A ello, se sumd
el hecho que se habia concesionado el Gasoducto Andino del Sur, mediante el cual se iba a
suministrar el gas natural a polos petroquimicos que se habian proyectado instalar en el sur
peruano.

Por el contrario, en el contexto actual, la situacién es diametralmente opuesta, en tanto que,
si bien ya existen reservas probadas, los precios de nuestro gas natural han dejado de ser
competitivos respecto del marcador ‘Henry Hub’ como consecuencia del “boom del shale
gas”. Este fendmeno, sumado al hecho de que en Estados Unidos solo se requerian
ampliaciones de capacidad de planta petroquimicas para aumentar la oferta de productos
petroquimicos (en dicha region ya hay plantas instaladas desde hace varios afios), genero
que las inversiones finalmente se destinen a ese pais y ya no se materialicen en Peru.

En este escenario, existen ciertas alternativas, bajo las cuales seria posible atraer la inversion
privada en proyectos petroquimicos. Estas alternativas podrian incluir ofrecer un precio
promocional del gas para estos proyectos, de tal manera que se logre otorgar un incentivo
determinante a los posibles inversionistas, sin perjudicar al productor de gas natural, lo cual
podria materializarse reduciendo las regalias.

Al respecto, materializar tales alternativas implicaria emitir la normativa necesaria para

aprobar tal precio promocional del gas; y a su vez, desde un punto de vista politico, manejar
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la probable oposicion de los gobiernos regionales, locales y otros stakeholders que se
opongan a una reduccidn de las regalias.

Siendo asi, debemos concluir que, aunque existen alternativas posibles para que el Estado
pueda promocionar la inversion petroquimica, resulta poco probable que tal inversidn se
llegue a materializar en la region sur del pais, maxime si tenemos en cuenta que se

proyectan que los precios competitivos del Henry Hub se mantendran estables.

1.2 Generacion eléctrica

En este orden de ideas, al ser poco probable que se materialice la industria petroguimica, la
viabilidad del gasoducto, desde el punto de vista de la demanda de gas debera recaer en
otros proyectos alternativos, como es el nodo energético, la exportacion de electricidad y el
aumento de consumo de las industrias de la region sur.

Al respecto, en cuanto al nodo energético, si bien se ha estimado que, a toda capacidad,
consumiria 240 MMPCD de gas natural, es poco probable que surja la necesidad de que
opere al 100% ya que, segln los pronosticos que hemos detallado, pese a la demanda
creciente de energia eléctrica, no es sino hasta el afio 2028 que el nodo consumiria
aproximadamente 200 MMPCD.

En lo que toca a la exportacion de electricidad, tenemos que el escenario actual es menos
propicio comparado con el que existia afios atras, en tanto que Chile (a donde seria méas
factible realizar la exportacion) actualmente ya cuenta con mas fuentes internas de
generacion eléctrica, especificamente en la zona norte de dicho pais vecino, como
consecuencia de que ha promovido las energias renovables y las plantas regasificadoras, sin
mencionar que se ha reducido la diferencia entre los costos marginales de generacion entre
Per( y Chile.

En este escenario, si bien seria rentable promover la exportacién de electricidad al pais
vecino, el contexto es menos id6neo que el que existia afios atrds. De otro lado, en los
altimos afios ni el Gobierno peruano ni el Gobierno chileno han dado muestras a efectos de

concretizar este proyecto de exportacion.

1.3 Consumo industrial

En cuanto al consumo de gas por parte de las industrias en la zona sur del pais, si bien las
expectativas de demanda son positivas, estas se ven afectadas principalmente por la

paralizacion de algunos proyectos mineros en la zona sur.
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e Atendiendo al andlisis previamente detallado, si bien existen posibilidades de que las
fuentes de consumo de gas natural en la zona sur del pais se lleguen a materializar, no

existe, en ningln caso, absoluta certeza de que finalmente se concreticen.

1.4 Mecanismo de ingresos garantizados

¢ Siendo asi, concluimos que el Mecanismo de Ingresos Garantizados (MIG) es una opcién
que deberia ser reconsiderada por el Gobierno actual como parte de su actividad de
promocion de la inversion privada, dicho mecanismo seria temporal para brindar viabilidad
al mismo, atendiendo a la falta de certeza de alternativas de demanda.

e De no ser viable el MIG, resulta del todo necesaria una sélida promocién de todos los
proyectos previamente citados (petroquimica, exportacién de electricidad, reactivacion de la
actividad minera e industrial en el sur del pais), a efectos de que tales proyectos se
concreticen en un numero suficiente para garantizar la viabilidad del gasoducto. Para ello, se
podria promover la firma de contratos con los consumidores iniciales, previo al
otorgamiento de la nueva concesion. Sin embargo, es poco probable que se logre garantizar

un namero de proyectos que hagan sostenible el GSP por si solo.

2. Recomendaciones

e En cuanto a la petroquimica, nuestra recomendacion es que el Gobierno debera evaluar la
emision de un marco normativo mas atractivo para promover la petroquimica tanto del etano
como la del metano, tratando probablemente de otorgar beneficios en el precio del gas
destinado esta industria y de concentrar la extraccion del etano de la mayoria de los lotes del
pais.

e En cuanto a la generacidn de electricidad, consideramos que el nodo energético, si bien seria
la actividad de mayor relevancia en el consumo de gas natural, no sustentaria la demanda
minima de gas natural que necesita el GSP, por lo que recomendamos que el Gobierno
considere la exportacion de electricidad a Chile, para lo cual debera mostrar la disposicion
necesaria para conversar con el Gobierno chileno, de tal manera que ambos paises se
beneficien de este acuerdo.

e En cuanto al consumo industrial, recomendamos que el Gobierno considere impulsar el
desarrollo industrial del sur, y que se promueva el reemplazo del uso de diésel por gas

natural, por lo que es de suma importancia la reactivacion de proyectos mineros en la zona
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sur. Se podria hacer esto promoviendo firma de contratos con los consumidores iniciales,
previa al otorgamiento de la nueva concesion.

El Gobierno deberia hacer un andlisis detallado, de los beneficios y perjuicios que ocasiona
usar un mecanismo como el MIG en comparacidn con usar recursos propios. Esto en
atencion a que el proyecto no aparenta ser econémicamente viable por si mismo, sin la
aplicacién de algin mecanismo que compense la demanda incierta. Esto sin perjuicio de los

grandes beneficios sociales que traeria al pais.
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Anexo 1. Estructura del suministro del gas natural en el Peru
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Fuente: Osinergmin, 2014.

Anexo 2. Proyectos planteados mediante Proyecto de Ley N° 1396-2012, en paralelo a la

concesiéon de Kuntur

aner proyecto paralelo

Con miras a garantizar la seguridad energética, se propuso realizar dos ductos auxiliares al
ducto principal existente para asegurar el suministro de gas necesario para la generacion
energética. El primer tramo partiria de Camisea —lotes 57 y 58— hasta Quillabamba y en su
recorrido cortaria el ducto principal de TGP en su km 82.

Problemética para Kuntur:

Este disefio implicaba que los puntos de partida y de llegada coincidian con los del primer
tramo del Gasoducto Andino del Sur.

Sequndo proyecto paralelo

El segundo proyecto era un gasoducto Quillabamba-Cusco-Puno de 8”.

Problemética para Kuntur:

Este proyecto también generaba competencia para el Gasoducto Andino del Sur de Kuntur
pues este contemplaba la llegada de un gasoducto y un ducto de liquidos a Arequipa,
Moquegua y Tacha, regiones en las que se habia proyectado, a futuro, un consumo masivo
del gas natural.

Tercer proyecto paralelo

iii. El ultimo proyecto era separar el etano (vital para la petroquimica) del gas en Pisco y

trasladarlo mil kilometros hasta llo para implementar supuestas plantas petroquimicas, con
costo adicional de transporte. Petroperd, con US$ 400 millones, asumiria este proyecto que
tomaria unos tres afios para iniciarse.

Problematica para Kuntur:

La petroguimica es una de las fuentes de demanda méas importantes para el gasoducto por lo
que este proyecto podia anular dicha demanda que iba a resultar vital para Kuntur.

En este contexto en el que Kuntur ya estaba alegando serios inconvenientes en cuanto a la
rentabilidad del gasoducto, consider6 que estos proyectos a los que se referia el citado Proyecto
de Ley significaban una competencia desleal para el Gasoducto Andino del Sur.
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Anexo 3. Tramos y recorrido del proyecto GSP

Tramos del proyecto

h UL ‘r_

——
@ = =

L=

Lo

— Sistomas de Transporte Exstente

w—Sistemas de Transporte parte del presente Concurso

Fuente: Proinversion, 2013.

Recorrido del proyecto

B cat conssre s movecTor [

Océano
Pacifico

Fuente: Proinversion y Minem, 2013.

Anexo 4. Compromisos establecidos en el contrato de concesion

COMPROMISOS ESTABLECIDOS EN EL CONTRATO DE CONCESION

Tramo A
(5clo ducta de GN)

Tramosa

construir
Tramo B
(Ductes da GN y LGH) {

implementar - City Gate de Anta

Ciy Gates a - City Gate de Quillabamba
- City Gate de Cuzco

Tramo € {
(Ductos de GN y LGN)

Tramos a

realizar

estudios FEED

y Linea Base Gasoductos

Ambiental Regionales
(Solo ducto de BN

Tramo Al: Desde el Punto de Conexion con el ducto operado
por TGP hasta el distrito de Urcos.

Tramo A2: Desde Urcos hasta |a central térmica de llo.

Gasoductos Secundarios: Desde &l ducto troncal del Tramo A
hacia los siguientes puntos de entrega: Quillabamba, Anta,
Cusco y Ia Central Térmica de Mollendo.

Estos ductos iran desde la Planta de Malvinas operada por 2
empress Pluspetrol Per Corporation 5.4, hasta los Puntos de
Conexién con los ductos operados por TGP.

Tramo que comprenderiz el transporte de GN v LGN desde los
Puntos de Conexion conlos ductos operados por TGP hasts Iz
Planta Compresora de Chiguintirca

Apurimac
cusco
Puno
Arequipa
Moquezua
Tacna

Fuente: Osinergmin, 2013.

Anexo 5. Proyectos petroquimicos gestados para el Peru en el periodo 2009 — 2014

Fuente: Proinversién, 2013.

Proyectos
petroquimicos
en el Peru
ESTADO DEL PROYECTO CARACTERISTICAS DEL PROYECTO DUCTOS
» Nombre de la empresa — Gasoducto
Inversion i s Poliducto TGP
++4++ Gasoducto Sur Peruano (proyectado)

A
uma LIMA
> Nitratos del Peru
USS850 mils

USS500 mills.

> Orica
OCEANO (o l
PACIFICO R
» CFlindustries

USS52.000 mis Marcona

» Licitacion a cargo del Estado
e y—— Monto sin confirmar
EL GASODUCTO AL SUR?

75% > Braskem

US54.000 mits

25%

Puno
~SR

iosiis MOQUEGUA
-

Matarani

- TACNA

-
Tacna
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Anexo 6. Sistema Eléctrico
Interconectado Nacional (SEIN)

SEIN

COLOMBIA

ECUADOR

Fuente: Apoyo técnico para Per(/Chile — Interconector
Perd-Chile: Estudio de analisis, para la planificacion

Anexo 7. Sistema Interconectado del Norte Grande (SING) y Sistema Interconectado
Central (SIC)

SING SIC

| (e}
1 2 REFERENCIAS
| 153 P o—
N @ sseanin
o A GoauTionics
2 . e
a 1
fo) BT o
2 i
< =
Rt
=
o y
,‘.‘
!
|Iv
ARGENTINA
Fuente: Apoyo técnico para Perd/Chile — Interconector Fuente: Apoyo técnico para Per(/Chile — Interconector
Perd-Chile: Estudio de anlisis, para la planificacion Per(i-Chile: Estudio de analisis, para la planificacion
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Anexo 8. Costo marginal promedio del SING en noviembre 2017

COSTO MARGINAL

Ultimos 30 dias {USD/MWh)
Barra Crucero 220kV

97 38,98
ISDIMWRY \USD/MWhy
Maximo  Promedie  Minimo

2\

o\

\/’“\

N
N

| velor ia 21 = 38,0845 >p

0 (] (%4 1

Tiempo Real | Histéricos
(Pulse sobre I3 linea para grafica horaria)

Fuente: Coordinador Eléctrico Nacional — Datos del SING

Anexo 10. Costos marginales, promedios mensuales y anuales para
el SEIN, afos 2001 a 2016

COSTO MARGINAL PROMEDIC DEL SEIN 2001 - 2018

(USSMW.h)

EEE R R T
Ensro 15 18999 1311 51,20 272 241 500 73 Bae 23,15 1743 052 1935 3 un maEe
Febmrno 1364 1688 1633 58 1833 4233 .55 2174 1373 3141 .83 16,22 1241
Mazo 187 1594 1483 4609 k=N Haa 2197 2163 a3 1372 .31 1708 1236
il ) 10,3 N1 3 56 k1] 943 1660 1737 oot 1878 B0 1311 13,26
Mayn 947 n3 n3d 33 4786 BAT 18,16 1B’II B 7 1543 14,83 1330
Junio FER: 33 4323 6345 143,83 6370 N4z 25826 45,53 26651 0% 16,91 221
Juliz 39,12 EER-T) 37 .26 BAl 125,% 4132 1922 045 32,05 4486 1,51 10,94 312
Agoato 4112 51,21 B 52 4270 pxi=t:d 289 3151 Esec) 3473 Az 1530 12832
Batiembra 3687 51,23 61,29 39 s k=t 3353 3|41 2827 1356 14,43 56
Octubes 2902 3317 207 3554 1372 ) IFé 176 1945 1757 14,25 733
Honiembre 20,14 18,93 8589 242 037 210 B38 14,35 2300 1345 15 TTED
Dicismbes 18. 03 44,14 174 1876 2137 1373 2430 1516 1140 308
[FrRowEDIc [ s [ @718

Fuente: COES-Sinac — Estadisticas Anuales 2016 - Costos Marginales de Corto Plazo

Anexo 9. Costos marginales mensuales del SING de Chile desde

1999 hasta 2017

3ara: Crucero 220 kV-6P1

Valores en USD/MWh

FECHA DE EMISION DEL REPORTE »26-11-2017 / 03:34:11

Aiios
1989
000
2001
002
003
2004
2005
008
2007
008
009
010
it}
mz
m3
pulrs
05
ms
o7

Enero
2247464
1701213
15.40945
162272
16.65845
2194923
2718231
2826242
3554731
20294886
1123331
100.7457
101.92875

6097638

Fuente

Febrero
3554993
19.54433
1583087
16.83524
1480422
17.93409

60.18613

Marzo
3257508
1548219
1759175
1797873
1383154
1763549

1874714
7862563
8581688
7330351
48.30365
4981704
57.37687

Abril
28.98329
16.91881
17.02042
17.8071
13.19036
266217
31.24467
30.97236
8471207
2015914
10487037
14344525,
13092119
11230018
8210301
10037135,
52.80947
5233108
51.49016

6037389

lunio
260604
1293699
15.41821
16,0964
1388752
275253
2455596
4878119
101.00891
23357557
1970611
120.32087
12668955
1328175
7437128
783187
7668328
8BTS
545885

Julio
2403162
1537485
18.20514
1452008
15.10527
2888532
2871501
4459117
139.55688
239.09073
12366113
11327622
76.05345

48.53005

Agosto
1951048

1491228
1771884
16.08853
1477626
30.34714
2930259
4118304
14371818
29142482
127.10423
107.60375
74.46857
6751056
7982192
614621
59.95994
49.708%6
27148

: Coordinador Eléctrico Nacional, 2017.

Septiembre
2273612
1561161
1428478
14.47852

139.97152
120.71495
6766522
181414
B4.12618
6268415
57.14301
6330823
49001

Octubre

2724211
1546112
1863829
1356014
16.38402
2577426
27,3455
47.84852
140.75118
187.9358
10967193
10368512
105.00961
6919018
90.18988
6123292
7181389
4748303
58.00654

Noviembre  Diciembre
29.4893¢ 1459627
16.23403 1575322
1517331 14198617
12.47065 13.19885
1862245 16,1058
2545159 2519931
2477422 238609
39.13513 45.55738
19519045 161.89718
16332113 10529855
120.05062 8944772
12360473 122345
8408124 6544547
8162588 871543
88.72653 9515081
58.14604 51.50921
73.88643 50.19528
80.3572 80.86963
5691871

Anexo 11. Evolucion de los costos marginales en Peru, desde el
2001 hasta el 2016

COSTO MARGINAL PROME DIO ANUAL DEL SEIN
[En barra de Referencia Santa Rosa)
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Fuente: COES Sinac — Estadisticas Anuales 2016 - Costos Marginales de Corto

Plazo
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Anexo 12. Costos marginales de Perd comparados con Chile (SIC y SING), Colombia y
Brasil, entre los afios 2013 y 2015

Precios spot en LATAM
(2013-2015)

400.0
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Fuente: Programa de Gestion en el Sector Eléctrico de la UTEC — 2017. Carlos Gomero
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Anexo 13. Data para elaboracion de gréafico 2

Con la finalidad de elaborar el grafico 2 denominado “Demanda probable de gas de centrales
del nodo energético” se tomaron las siguientes especificaciones:

Si bien las centrales térmicas que corresponden al nodo energético son la Central de Puerto
Bravo perteneciente a Samay | S.A. y la Central Nodo Energético Puerto llo (conocida como
NEPI) perteneciente a Engie Energia Pert S.A. (antes de propiedad de Enersur S.A.); de manera
adicional, se ha considerado la Central Termoeléctrica Planta llo - Reserva Fria (denominada
Reserva Fria-l10), perteneciente a Engie Energia Pert S.A., como parte del consumo del nodo
energético para efectos de consumo de gas natural, en la medida que esta central de reserva fria
es dual y cuando este en operacion el GSP, cambiara su consumo de diésel a gas natural.

Asimismo, para efectos de calcular la demanda de gas natural de las centrales antes referidas se

han tomado los siguientes supuestos:

e Enatencion a caracteristicas técnicas similares se han equiparado la Central de Puerto Bravo
y la Central de Reserva Fria de Ilo con la Central Térmica ubicada en Chilca perteneciente a
Kallpa Generacién S.A. Del mismo modo, la Central NEPI por los mismos motivos antes
especificados, se ha equiparado a la Central Termoeléctrica de Santo Domingo de los
Olleros ubicada en Chilca perteneciente a Termochilca S.A.C.

¢ Siendo asi se ha tomado las siguientes ecuaciones de consumo de gas natural:

o Ecuacién Kallpa = 7,29*X+393.06 para la Central de Puerto Bravo y la Reserva Fria de
llo, donde X es la potencia de la central.

o Ecuacion Santo Domingo de los Olleros = 7,72*X+304.85 para la Central de NEPI,
donde X es la potencia de la central.

Por tanto, en atencion a las consideraciones antes mencionadas, se obtuvo la siguiente demanda
mensual de las Centrales del Nodo (Puerto Bravo- P.Bravo y NEPI) y de la Reserva Fria llo
(R.F. l102) en KPC (Kilo pies cubicos), durante los afios 2023 a 2028, datos con los que se
generd el gréafico 2, los mismos que se muestran a continuacion:
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Consumo de gas en KPC

Consumo acumulado (P.

Periodo mensual P. Bravo NEPI R.F. llo2 Bravo+NEPI+RF. ll02)
ene-23 0,00 0,00 79,39 79,39
feb-23 0,00 0,00 1.673,66 1.673,66
mar-23 0,00 0,00 923,23 923,23
abr-23 0,00 0,00 1.150,07 1.150,07
may-23 658,72 0,00 697,30 1.356,02
jun-23 2.434,58 0,00 3.852,89 6.287,47
jul-23 8.191,86 0,00 5.189,45 13.381,31
ago-23 11.247,55 0,00 8.947,79 20.195,33
sep-23 12.151,94 0,00 9.604,78 21.756,72
oct-23 282,86 0,00 3.170,57 3.453,43
nov-23 4.349,46 0,00 3.229,09 7.578,55
dic-23 0,00 0,00 1.558,18 1.558,18
ene-24 0,00 0,00 1.857,14 1.857,14
feb-24 0,00 0,00 1.093,19 1.093,19
mar-24 0,00 0,00 3.370,58 3.370,58
abr-24 0,00 0,00 4.286,81 4.286,81
may-24 0,00 0,00 3.560,55 3.560,55
jun-24 2.805,53 0,00 10.183,80 12.989,33
jul-24 2.933,22 0,00 14.124,93 17.058,15
ago-24 5.914,56 0,00 25.276,93 31.191,49
sep-24 9.006,50 0,00 21.087,19 30.093,70
oct-24 4.334,04 0,00 14.595,93 18.929,97
nov-24 6.124,54 0,00 11.186,19 17.310,73
dic-24 3.293,21 0,00 7.830,83 11.124,04
ene-25 528,41 0,00 2.967,78 3.496,18
feb-25 5.460,66 0,00 10.162,78 15.623,44
mar-25 1.435,79 0,00 2.283,01 3.718,80
abr-25 2.808,83 0,00 3.817,16 6.625,98
may-25 6.680,09 0,00 7.237,79 13.917,88
jun-25 38.013,32 0,00 21.074,34 59.087,66
jul-25 54.177,79 2,53 29.572,02 83.752,34
ago-25 62.144,47 204,18 38.732,82 101.081,47
sep-25 49.580,65 1.269,83 38.579,95 89.430,43
oct-25 20.267,19 0,00 26.497,92 46.765,10
nov-25 12.838,26 0,00 19.245,49 32.083,75
dic-25 6.718,08 0,00 9.823,68 16.541,76
ene-26 4.693,02 0,00 16.815,17 21.508,19
feb-26 41.828,20 718,97 22.041,05 64.588,22
mar-26 10.264,68 0,00 20.875,26 31.139,95
abr-26 10.254,06 53,54 18.535,66 28.843,27
may-26 15.041,39 0,00 24.344,19 39.385,59
jun-26 76.195,19 0,00 27.591,64 103.786,83
jul-26 100.091,93 0,84 33.342,94 133.435,71
ago-26 123.294,33 57,31 40.509,14 163.860,78
sep-26 120.350,54 1.681,01 42.536,72 164.568,27
oct-26 86.814,45 50,28 34.739,27 121.604,00
nov-26 58.908,14 119,21 31.148,40 90.175,74
dic-26 34.721,15 64,29 30.961,69 65.747,13
ene-27 54.082,66 657,01 22.328,60 77.068,27
feb-27 75.652,86 6.998,10 28.969,29 111.620,25
mar-27 61.872,91 1.707,51 22.347,07 85.927,49
abr-27 50.475,93 2.151,99 27.202,73 79.830,65
may-27 80.576,42 1.602,37 34.219,36 116.398,15
jun-27 124.980,95 8.488,00 51.550,01 185.018,96
jul-27 136.317,91 16.540,86 63.401,92 216.260,69
ago-27 139.170,62 31.060,24 71.996,68 242.227,53
sep-27 118.728,47 47.405,56 71.019,62 237.153,66
oct-27 115.759,51 22.272,94 57.102,64 195.135,08
nov-27 95.787,73 14.246,62 44.780,15 154.814,50
dic-27 88.807,94 2.324,94 32.555,57 123.688,45
ene-28 84.310,23 9.974,22 34.425,20 128.709,65
feb-28 81.282,74 10.347,92 34.105,30 125.735,95
mar-28 86.238,35 18.006,16 34.424,06 138.668,56
abr-28 77.402,01 17.984,63 32.509,90 127.896,54
may-28 96.315,35 36.797,93 61.841,72 194.955,00
jun-28 106.367,68 63.655,20 82.290,10 252.312,98
jul-28 109.535,73 70.239,73 88.356,27 268.131,73
ago-28 101.594,62 86.992,99 94.439,43 283.027,04
sep-28 96.677,60 85.911,18 92.064,20 274.652,98
oct-28 113.148,72 64.904,22 80.304,22 258.357,16
nov-28 104.280,75 44.294,13 69.173,34 217.748,22
dic-28 94.774,63 31.826,50 55.612,51 182.213,64

Fuente: Elaboracion propia, 2017.
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Anexo 14. Términos financieros y evaluacion de escenarios de demanda del GSP

1. Definiciones econémicas — financieras

Estados financieros proyectados (EFP): Los EFP son las herramientas imprescindibles en la
evaluacion de proyectos de inversion, que pueden ser econémicos o financieros; también son
muy Utiles para estudiar y pronosticar la salud financiera de una empresa en marcha. Se
preparan en moneda constante y considerando el efecto incremental del proyecto.

Evaluacion econdmica (EE): Determina la rentabilidad del total de la inversion requerida para
efectuar el proyecto, los EFP no consideran los efectos del financiamiento. Mide la economia
intrinseca del proyecto, aun cuando el proyecto se efectuard con financiamiento, es necesario
realizar la evaluacion econdmica.

Evaluacion financiera (EF): Supone un financiamiento parcial externo de la inversion y
determina la rentabilidad de la inversién hecha con recursos propios. Los EFP deben considerar
los efectos del financiamiento: escudo tributario, periodo de gracia, plazo, amortizaciones e
intereses. Mide la economia intrinseca del proyecto, aun cuando el proyecto se efectuara con
financiamiento, es necesario realizar la evaluacién econdémica.

Tasa de descuento (TD): Es la minima rentabilidad que debe tener un proyecto para que sea
aceptado (sea considerado rentable), proyectos con rentabilidad menores que la TD son
rechazados.

Capital expenditures (Capex): Son inversiones de capital que crean beneficios. Un Capex se
ejecuta cuando un negocio invierte en la compra de un activo fijo o para afiadir valor a un activo
existente con una vida Util que se extiende més alla del afio imponible. Los Capex son utilizados
por una compafia para adquirir o mejorar los activos fijos tales como equipamientos,
propiedades o edificios industriales.

Operating expense (OPEX): Es un coste permanente para el funcionamiento de un producto,
negocio o sistema. Puede traducirse como gasto de funcionamiento, gastos operativos, o0 gastos
operacionales. Su contraparte, el gasto de capital (Capex), es el coste de desarrollo o el
suministro de componentes no consumibles para el producto o sistema.

Criterios de evaluacion de inversiones (CEI): Los indicadores de rentabilidad se determinan
con los EFP. En general, una inversidn sera rentable cuando genera mas dinero de lo que cuesta
y mas de lo que rinda la actividad corriente. Los principales CEI son el valor presente neto
(VPN) o valor actual neto (VAN), la tasa interna de retorno (TIR), la relacion beneficio/costo
(B/C), periodo de recupero de la inversién, etc.

Valor presente neto (VPN) o valor actual neto (VAN): EI VPN es la suma de la VPN
actualizados con la TD, para todo el horizonte de planeamiento. Es equivalente a la cantidad de
dinero gque hoy ingresaria a caja después de cubrir todos los costes y gastos (inversion, costes
operativos, administrativos, financieros tributos, etc.) si se realiza el proyecto.

Criterio: Si el VPN > 0, el proyecto es rentable.

Valor presente neto acumulado (VPNA): Es el VPN de los primeros m afios del proyecto
(0<m<N). Mide la evaluacién de la rentabilidad.

Tasa interna de retorno (TIR): Es aquella tasa que hace que el VPN sea cero.
Es un indicador relativo que mide rentabilidad.
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Criterio: Sila TIR > TD, el proyecto es rentable.

Periodo de recupero de la inversion (PRI): Es el tiempo en el que el VPNA se hace cero, nos
indica cuanto tiempo se debe operar para recuperar la inversion.

2. Analisis y evaluacién de escenarios

Para todos los escenarios a evaluar, se han tomado como datos en comdn:
Afios de construccidn: 3 afios

Tasa de descuento: 12%

Capex: 3325 MMUS$

Opex (4% Capex): 133 MMUS$

Depreciacion (lineal): 10 afios

Impuesto a la Renta: 29,5%

El objetivo es encontrar el escenario 6ptimo considerando los mejores valores que deben brindar
los indicadores de rentabilidad del proyecto (VAN, TIR, PRI).

Escenario N° 01 (160 MMPCD): Nodo energético + mineria e industria

Tomando como base los valores expresados en datos en comdn de los escenarios a evaluar,
realizamos un flujo de caja y evaluamos la rentabilidad del proyecto; el cual, muestra los
siguientes indicadores:

e TIR: 13%

e VAN: 597,36 MMUS$

e Tarifa de transporte de gas natural: 16,3 US$/MMBTU

Notamos que el TIR > TD, lo cual hace rentable el proyecto.

Ademas, el VAN > 0, lo cual también hace rentable el proyecto.

El problema es la tarifa de transporte de gas natural que tiene un valor de 16,3 US$/MMBTU, la
cual es muy alta para este tipo de proyectos.

Escenario N° 02 (208 MMPCD): Nodo Energético + Mineria e Industria + Central Térmica
Quillabamba

Tomando como base los valores expresados en datos en comdn de los escenarios a evaluar,
realizamos un flujo de caja y evaluamos la rentabilidad del proyecto; el cual, muestra los
siguientes indicadores:

e TIR:13%

¢ VAN: 623,10 MMUS$

e Tarifa de transporte de gas natural: 12,6 US$/MMBTU

Notamos que el TIR > TD, lo cual hace rentable el proyecto.

Ademas, el VAN >0, lo cual hace mas rentable el proyecto que en el escenario 01.

El problema es la tarifa de transporte de gas natural que tiene un valor de 12,6 US$/MMBTU; la
cual, siendo menor a la del escenario 01, aln es muy alta para este tipo de proyectos.

Escenario N° 03 (304 MMPCD): Nodo energético + mineria e industria + Central Térmica
Quillabamba + exportacion de electricidad

Tomando como base los valores expresados en datos en comdn de los escenarios a evaluar,
realizamos un flujo de caja y evaluamos la rentabilidad del proyecto; el cual, muestra los
siguientes indicadores:

e TIR: 13%

e VAN: 584,49 MMUS$

e Tarifa de transporte de gas natural: 8,6 US$/MMBTU

Notamos que el TIR > TD, lo cual hace rentable el proyecto.
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Ademés, el VAN > 0, lo cual hace rentable el proyecto, aunque en menor valor que en el
escenario 01y 02.

El problema es la tarifa de transporte de gas natural que tiene un valor de 8,6 US$/MMBTU,; la
cual, siendo menor a la del escenario 01 y 02, aun es ligeramente alta para este tipo de
proyectos.

Escenario N° 04 (308 MMPCD): Nodo energético + mineria e industria + Central Térmica
Quillabamba + Petroquimica del Metano

Tomando como base los valores expresados en datos en comdn de los escenarios a evaluar,
realizamos un flujo de caja y evaluamos la rentabilidad del proyecto; el cual, muestra los
siguientes indicadores:

e TIR:13%

e VAN: 590,93 MMUS$

e Tarifa de transporte de gas natural: 8,4 US$/MMBTU

Notamos que el TIR > TD, lo cual hace rentable el proyecto.

Ademas, el VAN > 0, lo cual hace rentable el proyecto, aunque un poco mayor su valor que en
el escenario 03 y menor que en los escenarios 01 y 02.

El problema es la tarifa de transporte de gas natural que tiene un valor de 8,4 US$/MMBTU; la
cual, siendo menor a la del escenario 01, 02 y 03, aun es ligeramente alta para este tipo de
proyectos.

Escenario N° 05 (404 MMPCD): Nodo energético + mineria e industria + Central Térmica
Quillabamba + Exportacion de Electricidad + Petroquimica del Metano

Tomando como base los valores expresados en datos en comin de los escenarios a evaluar,
realizamos un flujo de caja y evaluamos la rentabilidad del proyecto; el cual, muestra los
siguientes indicadores:

e TIR:13%

e VAN: 643,48 MMUS$

e Tarifa de transporte de gas natural: 6,5 US$/MMBTU

Notamos que el TIR > TD, lo cual hace rentable el proyecto.

Ademas, el VAN > 0, lo cual hace mas rentable el proyecto, y mayor su valor que en los
escenarios anteriores.

La tarifa de transporte de gas natural tiene un valor de 6,5 US$/MMBTU y es mucho menor a la
de los escenarios anteriores; aln es ligeramente alta para este tipo de proyectos.

Escenario N° 06 (500 MMPCD): Capacidad minima garantizada

Tomando como base los valores expresados en datos en comin de los escenarios a evaluar,
realizamos un flujo de caja y evaluamos la rentabilidad del proyecto; el cual, muestra los
siguientes indicadores:

e TIR:13%

e VAN: 656,35 MMUS$

e Tarifa de transporte de gas natural: 5,3 US$/MMBTU

Notamos que el TIR > TD, lo cual hace rentable el proyecto.

Ademés, el VAN > 0, lo cual hace més rentable el proyecto, y mayor su valor que en los
escenarios anteriores.

La tarifa de transporte de gas natural tiene un valor de 5,3 US$/MMBTU y es mucho menor a la
de los escenarios anteriores; siendo este valor mas atractivo entre todos los escenarios, no
obstante, la diferencia con el precio de transporte de TGP que es de 1 US$/MMBTU. Es preciso
indicar que el ducto de TGP también requiri6 una garantia en sus inicios (GRP) y que el precio
actual obedece a una demanda de aproximadamente 1200 MMPCD que es muy inferior a la

89



demanda con que inici6 el referido proyecto, asi como la demanda actual de TGP es muy
superior respecto a la demanda garantizada prevista en el Gltimo contrato del GSP.

Del andlisis y evaluacién de los diferentes escenarios, podemos concluir que, al aumentar el
flujo de transporte de gas, aumenta el VAN, disminuye el periodo de recuperacion de la
inversion y la tarifa de transporte de gas natural, lo cual ayuda mucho a invertir en este tipo de
proyectos. Asimismo, se puede concluir que proyectos de este tipo con demanda incierta, nos
son factibles sin una garantia por parte del Estado, el cual puede ser un mecanismo de cobro a
usuarios (GRP o MIG) o en otros casos recursos publicos, no obstante, esto Gltimo nos parece
menos conveniente que un mecanismo como el MIG como se sefiala en nuestro trabajo de
investigacion.
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