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1. INTRODUCCION

En el presente trabajo de graduacion se hace un andlisis de las tarifas eléctricas en los paises
centroamericanos con el fin de comparar y medir la competitividad en El Salvador con los
demas paises, para lo cual se abordaran los temas :Estructura de los mercados electicos,
metodologia de cargo de distribucion aplicados en la region, metodologias para determinar el
precio de la energia eléctrica en cada pais, comparativa de precios de energia, y un analisis
de la estructura tarifaria regional tomando en cuenta todo lo mencionado anteriormente.

Se analiza la estructura del sector eléctrico de cada pais, sus participantes y leyes que lo
conforman, como este determina los métodos de compra de energia o que métodos se
ocupan para trasladar la energia desde que es generada hasta los usuarios finales. Para El
Salvador se hace un analisis histérico iniciando desde los afios 1940 hasta la actualidad para
ver las variaciones del mercado y reformas a las leyes de energia eléctrica del pais, en los
demas paises simplemente se analiza la estructura vigente a la que se rigen. El analisis
tarifario se basa en determinar cuales cargos conforman el pliego de cada pais basado en los
3 cargos principales, cargo por energia, cargo por distribucién y cargo por transmisién a su
vez se determinan que metodologias se aplican para determinar dichos cargos.

Cabe destacar que también a la hora de analizar las matrices energéticas y los pliegos
tarifarios se toma en cuenta el aporte de energias renovables y si estas poseen algin insumo
de algun tipo para su generacion en masa, también se estudia la factibilidad de la
autoproduccién en el area de distribucién en cada pais y como se incentiva a los usuarios a
aportar a energias limpias al sistema eléctrico de sus respectivos paises.

Finalmente se hace un analisis comparativo de todos estos factores planteados con el fin de
generar una idea general de la situacion actual de El Salvador en la region Centroamericana.



2. SECTOR ELECTRICO DE EL SALVADOR.
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Imagen 2.1 Representacion General del Sistema Eléctrico de El Salvador.

El sector eléctrico salvadorefio se caracteriza por tener con una agenda publico-privada
orientada hacia un sector de talla mundial, en donde se abastece una demanda en
permanente crecimiento en un mercado nacional y regional seguro, transparente y con reglas
claras. Cuenta con una planificacion energética a corto, mediano y largo plazo, lo cual la
vuelve completamente confiable y corregible rapidamente.

El mercado salvadorefio cuenta con un marco normativo que permite a todos los participantes
operar libremente las actividades de generacion, transmision y distribucion.

Este marco normativo garantiza la seguridad juridica, indispensable para invertir en el sector
eléctrico. Por sus mecanismos de aplicacion y fundamento constitucional no puede ser
modificado sin el concurso de todos sus participantes. La operacién del Sistema de
Transmision y del Mercado Mayorista esta basado en costos de produccién con un modelo
econdémico marginalista, que premia la eficiencia y permite que los inversionistas tengan
garantizadas sus utilidades, al mismo tiempo que los usuarios finales obtienen tarifas a
precios razonables.

El modelo de mercado salvadorefio permite que la mayor parte de la generacion esté
contratada a plazos y solo un pequefio porcentaje se comercializa en base a oportunidades,
teniendo como horizonte una matriz energética diversificada que no dependa de una sola
fuente de generacion. En ese sentido, la inversién en fuentes renovables no convencionales
es prioritaria a futuro, aunque no esta limitada la inversién en otro tipo de tecnologias como
el gas natural y el carbén mineral. [16]



2.1 Antecedentes Historicos Del Sector Eléctrico
ARos 40’s Inicio del desarrollo del Sector Eléctrico en El Salvador

Desde la década de los 40’s el desarrollo del sector energético estuvo en manos del Estado
en donde fueron construidas las primeras centrales hidroeléctricas; el subsector geotérmico
estuvo en desarrollo por profesionales salvadorefios y la operacién de las generadoras
térmicas estaba en manos del Estado.

En 1936 el sector energético estaba constituido Unicamente por la Comision Ejecutiva
Hidroeléctrica del Rio Lempa (CEL), como empresa generadora de energia y como
distribuidoras estaban Compariia de Alumbrado Eléctrico de San Salvador SA (CAESS) que
proporcionaba servicios al centro de San Salvador, Compariia de luz eléctrica de Santa Ana
(CLESA) y Compaiiia de alumbrado eléctrico de Ahuachapan (CLEA) que cubria la zona
occidental del pais, ademas de las que junto a las ya mencionadas se encuentran en la
imagen siguiente, Funcionando asi por mas de 50 afios.[16].

GENERACION TRANSMISION DISTRIBUICION
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Imagen 2.2: Representacion Jerarquica de la Comisién Ejecutiva Hidroeléctrica antes del
Inicio de los afios 90°s.



Afios 90’s Reformas a la Ley Eléctrica General

A mediados de los afios 90, el Banco Mundial (BM) impulsé el Programa de “Asistencia
Técnica al Sector de Energia Eléctrica”, como parte del proceso de reforma del sector
eléctrico. El primer paso consistid en crear las condiciones juridicas e institucionales para
aprobar en 1996 la Ley General de Electricidad y la Ley de Creacién de la Superintendencia
General de Electricidad y Telecomunicaciones (SIGET) ente controlador, con funciones de
regulacion y supervision en el sector (aprobacién de los pliegos tarifarios)

La Ley General de Electricidad (Decreto Legislativo n°® 843) y su legislacién secundaria fueron
promulgadas en 1996 y 1997 respectivamente a través de iniciativas de la Direccion de
Energia Eléctrica (DEE) dentro del Ministerio de Economia (MINEC).

El siguiente paso para la reestructuracion del sector eléctrico fue la venta propiamente de las
generadoras térmicas a base de derivados de petréleo y de las empresas distribuidoras de
energia eléctrica que hasta entonces se encontraban bajo el poder del Estado, a través de la
Compafiia Eléctrica del Rio Lempa (CEL).

Junto al nuevo marco legal en el sector eléctrico fue establecida una estructura tarifaria que
incluia el precio propiamente dicho de la energia eléctrica en un mercado basado en ofertas
de precios de la energia, los costos de atencion al cliente y los cargos por el uso de la red a
las empresas distribuidoras, en tanto propietarias de la red eléctrica, son responsables de
asegurar su eficiencia y calidad necesaria para prestar el servicio en las areas geograficas
donde estan operando, y por ende, son responsables del mantenimiento de la red y de la
calidad del suministro de energia eléctrica a los usuarios y usuarias finales.

En 1998 se cred6 la Empresa Transmisora de El Salvador (ETESAL) y la Unidad de
Transacciones (UT) la cual es la entidad responsable de Operar y Administrar el Sistema
Eléctrico en base el Reglamento de Operacion del Sistema de Transmision y del Mercado
Mayorista (ROSTMM).

2007: Creacién del CNE y Evolucion del Mercado Eléctrico Nacional

En el 2007, la Asamblea Legislativa aprobé la Ley de Creacién del Consejo Nacional de
Energia (CNE), como la autoridad superior, rectora y normativa en materia de Politica
Energética y ente coordinador de los distintos sectores energéticos.

En agosto de 2009, el Consejo Nacional de Energia inicia operaciones con el objetivo de
desarrollar la Politica Energética Nacional, con una vision integradora del tema energético en
el pais; elaborar un sistema de informacion energética para la toma de decisiones y el impulso
de leyes y reglamentos del sector entre ellas se aprueba el Reglamento de Operacion del
Mercado Mayorista Basado en Costos de Produccién, (ROBCP) el cual en agosto 2011 entré
en operacion, estableciendo un nuevo esquema de operacion del Mercado Mayorista.

2.2 Politica Energética Nacional

De acuerdo con el Decreto Legislativo 404-2007 que contiene la Ley de Creacion del Consejo
Nacional de Energia, se establece que el Consejo es la autoridad superior, rectora y
normativa de la politica energética. Asimismo, dicho Decreto Legislativo ordena al CNE la



elaboracion de corto, mediano y largo plazo en materia energética; asi como, la
correspondiente politica energética del pais.[17].

Es asi como desde en el afio 2010 el CNE publicé la Politica Energética Nacional con un
periodo de implementacion del 2010 al 2024. En ese sentido, los lineamientos y objetivos de
la Politica Energética Nacional, se enmarcan dentro de las acciones concretas en
concordancia con el Plan Quinquenal de Desarrollo, y dirigen su alcance a constituirse en un
instrumento configurador de un nuevo escenario energético que posibilite la ampliacion de la
capacidad y cobertura energética, mediante factores de eficiencia, optimizacién y ahorro.
Asimismo, busca contribuir al establecimiento de una nueva configuraciéon de la matriz
energética fundamentada en el desarrollo sostenible y en la adecuada integracién con otros
sectores claves de la vida nacional.

Un aspecto importante de esta politica es el énfasis en el desarrollo energético sustentable,
democratico y participativo, que abra paso a una nueva relacion e interaccion con la sociedad
y el medio ambiente, potenciando las condiciones para la protecciéon y preservacién de
nuestros recursos nhaturales, principalmente en aquellas actividades vinculadas a su
aprovechamiento, a la produccion, al transporte y a la utilizacion de los mismos.

2.2.1 Lineamientos Estratégicos De La Politica Energética Nacional

Las lineas estratégicas de la Politica Energética dan solucion a los desafios previamente
planteados y recogen los aportes de un amplio proceso de consulta entre los principales
actores del sector energético. Los lineamientos se han integrado en seis grandes grupos con
una fuerte interrelacion entre si:

1. Diversificacion De La Matriz Energética Y Fomento A Las Fuentes Renovables De
Energia.

Objetivo: Impulsar la diversificacion de la matriz energética nacional, promoviendo e
incentivando el uso de fuentes de energia renovables y la incorporacién de nuevos
combustibles en los subsectores de electricidad e hidrocarburos, reduciendo progresivamente
la dependencia del petréleo y sus derivados.

2. Fortalecimiento De La Institucionalidad Del Sector Energético Y Proteccion Al
Usuario.

Objetivos:

1. Recuperar el papel del Estado en el desarrollo del sector energético, fortaleciendo
el marco institucional y legal que promueva, oriente y regule el desarrollo del
mismo, superando los vacios y debilidades existentes que impiden la proteccién
legal de las personas usuarias de estos servicios.

2. Fortalecer el funcionamiento del Consejo Nacional de Energia y desarrollar el
papel estratégico que debe cumplir en funcién del desarrollo energético del pais.

3.Ampliacion De Cobertura Y Tarifas Sociales Preferentes.

Obijetivos:



1. Propiciar el acceso a las diferentes formas de energia a toda la poblacion,
priorizando en las zonas rurales de dificil acceso y menores indices de desarrollo
humano con la inversion en sistemas alternativos renovables.

2. Garantizar la focalizacion de los subsidios, particularmente los dirigidos al
consumo domeéstico de las familias de escasos recursos.

4.Promocién De Una Cultura De Eficiencia Y Ahorro Energético.

Objetivos:_ Promover el ahorro y uso adecuado de los recursos energéticos, incentivando
el uso de tecnologias mas eficientes en el sector publico, el comercio, la industria, los
servicios y el hogar, asi como en el sector transporte, a través de normativas, incentivos
y promocion educativa del ahorro energético, buscando disminuir la emision de gases de
efecto invernadero.

5. Innovacidn Y Desarrollo Tecnolégico.

Objetivos: Impulsar la investigacion y desarrollo (I+D) de tecnologias energéticas,
especialmente las tecnologias limpias, con participacion en las universidades, centros de
investigacion, la empresa privada, organismos internacionales y otros grupos, fomentando
el intercambio y la transparencia de tecnologia y conocimientos con diferentes paises de
América latina y el mundo, con el fin de proporcionar soluciones reales e innovadoras a
la problematica del sector energético y contribuir con el desarrollo sostenible del pais en
dicho sector.

6. Integracion Energética Regional

Objetivos:_Impulsar y apoyar la integracion de los mercados energéticos, a fin de disponer
de fuentes energéticas diversificadas y a menos costo.

2.3 Descripcion Estructural Del Sector Eléctrico

Cuando hablamos del sector eléctrico del pais podemos identificarlo como un conjunto de
instituciones o agentes encargados de velar por el correcto funcionamiento de este, y como
principal objetivo abastecer de energia eléctrica donde se necesita. Estas instituciones o
agentes pueden ser de caracter publico y privado y que en conjunto conforman el mercado
eléctrico mayorista de El Salvador.

Estas instituciones o agentes son los siguientes:

EMPRESAS GENERADORAS: Producen energia eléctrica y la venden ya sea al mercado
spot o bilateralmente a distribuidores, comercializadores y grandes usuarios conectados
directamente a la red de transmision En El Salvador se tienen: CEL, La Geo, INE, Nejapa
Power, Duke Energy, Textufil, Energia Borealis, GECSA, Hilcasa, Termopuerto.

AGENTE TRANSMISOR: Es la entidad poseedora de instalaciones destinadas al transporte
de energia eléctrica en redes de alto voltaje. Esta es una sola empresa de figura publica-
privada, ya que a este nivel de mercado la competencia no es factible. transportan la energia
a niveles de 115 kV y 230 kV desde las salidas de las generadoras hasta subestaciones



transformadoras (115kV/230kV a niveles de 23 kV, 34.5 kV o0 46 kV) En El Salvador la
empresa encargada es ETESAL.

EMPRESAS DISTRIBUIDORAS: Son las poseedoras y operadoras de las instalaciones de
distribucién. Su finalidad es transformar la energia de un nivel de voltaje mayor (115kV/230kV
a niveles de 23 kV, 34.5 kV 0 46 kV) y entregarla hasta el medidor del usuario final en sus
redes de suministro En El Salvador las empresas encargadas son: CAESS, AES CLESA,
EEO, DEUSEM, DELSUR, EDESAL, B&D y Abruzzo.

COMERCIALIZADOR DE ENERGIA ELECTRICA. Estos agentes hacen transacciones de
compra venta de energia a nivel regional para satisfacer demandas de algunos otros agentes,
como los usuarios finales. Los Comercializadores también estan sujetos al Reglamento del
Mercado Regional de Electricidad entre los paises centroamericanos, asi como a la normativa
nacional en El Salvador se pueden mencionar algunos: Excelergy, Mercados Eléctricos,
ORIGEM, etc.

OPERADOR DEL MERCADO: Para que exista una coordinacion entre los agentes anteriores
se requiere la participacion un operador de mercado, que ejecuta las acciones necesarias y
realiza las conciliaciones econémicas que resultan de las transacciones entre agentes, el cual
en el salvador es a unidad de transacciones (UT)

ENTE REGULADOR: tiene las funciones de aplicar normas y reglamentos que establezcan
reglas claras para el buen funcionamiento del mercado en El Salvador, la superintendencia
general de electricidad y telecomunicaciones (SIGET) junto con el CNE el cual trabaja
paralelo a SIGET generando politicas eléctricas y esta por debajo del ministerio de
hacienda.[16].

Para ilustrar su rol se presenta la siguiente imagen:

— Generacion

uT

SIGET ' Transmisidn

| | Distribucién (no
regulado por UT)

Imagen 2.3: Entes de Mercado Eléctrico Nacional

Unidad de Transacciones (UT): Es una sociedad anénima creada en la Ley General de
Electricidad (LGE) que tiene por objeto la operacion del sistema de transmision y la operacion
del mercado mayorista de energia eléctrica. Entre sus funciones también esta comprara y
vender directamente la energia eléctrica intercambiada en el Mercado Regulador del Sistema.
La UT se rige por medio del Reglamento de Operacién Basado en Costos de Produccién.

Consejo Nacional de Energia (CNE): Es la autoridad superior, rectora y normativa en
materia de politica energética. Tiene por finalidad el establecimiento de la politica y estrategia
gue promueva el desarrollo eficiente del sector energético.



El Consejo tendra los siguientes objetivos:

a)

b)

d)

Elaborar la planificacién de corto, mediano y largo plazo en materia energética;
asi como, la correspondiente Politica Energética del pais.

Propiciar la existencia de marcos regulatorios que promuevan la inversion y el
desarrollo competitivo del sector energético; ademas, que permitan la vigilancia
del buen funcionamiento de los mercados energéticos por parte de las
instituciones competentes.

Promover el uso racional de la energia y todas aquellas acciones necesarias
para el desarrollo y expansion de los recursos de energias renovables;
considerando las politicas de proteccién del Medio Ambiente, emitidas por el
Organo competente.

Impulsar la integracion de mercados energéticos regionales, sobre la base de la
libre competencia y el trato justo, equitativo y no discriminatorio de los distintos
actores y agentes del mercado.

Superintendencia General De Electricidad Y Telecomunicaciones: La SIGET es una
institucién auténoma de servicio publico, competente para aplicar las normas contenidas en
tratados internacionales sobre electricidad y telecomunicaciones vigentes en El Salvador; en
las leyes que rigen los sectores de Electricidad y de Telecomunicaciones; y sus reglamentos;
asi como para conocer del incumplimiento de las mismas.

2.3.1 Generacion

La generacién en el pais ha tenido un crecimiento enfocado en las energias renovables como
son la biomasa, hidroeléctrica y energias renovables no convencionales en los ultimos 15
afios, El crecimiento de la capacidad instalada ha sido suficiente para cubrir la demanda de
potencia y energia de los ultimos afios, sin generar problemas de abastecimiento nacional.
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Imagen 2.4: Expansion de la Capacidad Instalada entre 2005 y 2018. Fuente CNE [1].



El parque generador base corresponde al que se encuentra instalado a diciembre 2018,
y esta compuesto por una matriz que contiene varios recursos, entre ellos la hidroeléctrica,
geotérmica, térmica a base de Fuel Oil y Diésel, biomasa y finalmente las Energias
Renovables no Convencionales.

En el siguiente cuadro se muestra la distribucion de la capacidad instalada por rubro que
para el 2018 forma una capacidad de 2022.1 MW

Recurso Generador Potencia (MW)
Guajoyo 19.8
Cerrén Grande 172.2
Hidroeléctrica
5 De Noviembre 180
15 De Septiembre 180
Ahuachapan (U1-U3) 95
Geotérmica
Berlin (U1-U4) 109.4
Acajutla Vapor (U1-U2) 63
Acajutla Motores 150
Soyapango 16.2
Nejapa Power 144
Holcim 25.9
Térmica
Inversiones Energéticas 100.2




Textufil 425
Energia Borealis 13.6
Gecsa 11.6
Hilcasa 6.8
Termopuerto 73.7
Diésel Acajutla Gas U5 82.1
Acajutla Fiat U4 27
Cassa Chaparrastique 78.4
Cassa lzalco 45
Biomasa
Ing. El Angel 98.8
Ing. La Cabafa 33.5
Ing. Jiboa 42.65
Solar fotovoltaica Antares 60
Generacioén Distribuida Proyectos Varios 150.7
Total 2022.1

Tabla 2.1 Capacidad instalada 2018 Segun CNE, Plan indicativo de la generacién de la
expansion 2019-2028. [1].



2.3.2 Transmision

El propietario y responsable del mantenimiento y expansion del sistema de transmision es la
Empresa Transmisora de El Salvador (ETESAL). Toda la red de transmisién salvadorefia,
incluyendo las interconexiones con Guatemala y Honduras, son propiedad de ETESAL.

El Sistema de Transmision cuenta con 40 lineas de transmisién a 115 kV, con una longitud
total de 1,072.48 kms, y cuatro lineas a 230 kV dos de ellas para interconectarse con
Guatemala y Honduras, y dos lineas de refuerzos internos, con una longitud total de 284 kms,
y 4 tramos de la linea del Sistema de Interconexion Eléctrica para los paises de América
Central (SIEPAC).
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Imagen 2.5: Sistema de transmisién nacional, tomado de pagina web
ETESAL

2.3.3 Distribucion

Las distribuidoras son las entidades poseedoras y operadoras de instalaciones de distribucién
de energia eléctrica, cuya finalidad es la entrega de energia eléctrica en redes de bajo voltaje.
Debido a sus caracteristicas, las empresas de distribucion operan en condiciones reguladas
de tarifas y calidad de entrega del suministro; no obstante, lo anterior, y con base en los
principios de la regulacion existente en El Salvador, la competencia en la distribucion esta
permitida. Entre sus funciones esta comercializar y distribuir energia eléctrica a través de sus
redes hacia centros de consumo y usuarios finales también Dar mantenimiento y expandir
sus redes de distribucién permitiendo el acceso a nuevos usuarios y a generacion distribuida.



Las empresas distribuidoras ofrecen energia eléctrica a los hogares, las escuelas, los
hospitales, la industria y el comercio de diversos municipios y departamentos del pais.
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Imagen 2.6: Segmentacion de las empresas distribuidoras en El Salvador

3. ANALISIS DE ESTRUCTURAS DE MERCADO.

3.1 Estructura de Mercado en El Salvador.

3.1.1 Generalidades

Cuando hablamos de un mercado en general estamos haciendo referencia a un lugar donde
se intercambia productos, y se caracterizan por algo importante que es la oferta y demanda,
pero cuando hacemos referencia al mercado eléctrico se tiene una diferencia muy importante
de los demas mercados, “casi” no se puede almacenar en stock la energia eléctrica para
venderla mas adelante cuando la demanda es baja, y debe abastecerse, de continuo las 24
horas los 365 dias del afio.

El mercado eléctrico se basa en la competencia entre las diversas empresas que participan
en el mercado y tiene como objetivo incrementar la calidad y el suministro a la poblacion la
energia eléctrica, considerando aspecto que mejoren al medio ambiente.

Cuando mencionamos a las empresas participantes hacemos referencia a las mencionadas
en el punto 2.3 (DESCRIPCION ESTRUCTURAL DEL SECTOR ELECTRICO) tomando en
cuenta ademas los grandes usuarios conectados directamente a la red de transmision o
propietarios de su propia red que compran energia en el mercado, Hames Brand.

¢ Como funciona el mercado eléctrico?

Las empresas que fabrican electricidad hacen ofertas de venta de determinadas cantidades
de electricidad a determinado precio, para cada una de las horas del dia. Al mismo tiempo,
los participantes del Mercado que retiran energia hacen ofertas de compra.[16].


http://www.aes-elsalvador.com/nuestra-empresa/caess/
http://www.aes-elsalvador.com/nuestra-empresa/clesa/
http://www.aes-elsalvador.com/nuestra-empresa/eeo/
http://www.aes-elsalvador.com/nuestra-empresa/deusem/

La suma de las ofertas de compra configura una curva de demanda. Para cubrirla, se eligen
las ofertas de venta mas baratas, hasta satisfacer toda la demanda y asi el precio de la
electricidad seré el de la ultima oferta.

¢, Como se regula el mercado?

e EIl operador del mercado (Unidad de Transacciones — UT) se encarga de la
elaboracion del programa diario de funcionamiento del sistema, casando las ofertas y
las demandas que le llegan. Esta supervisado por una comision de representantes de
los productores, distribuidores, comercializadores, grandes usuarios, entes

reguladores.

e Eloperador del sistema (Unidad de Transacciones — UT) garantiza la continuidad
y la seguridad del suministro de energia eléctrica.

e La SIGET protege los intereses de los consumidores y vela por la transparencia de
todo el sistema., debe controlar el correcto funcionamiento de las actividades de
produccion y consumo de energia eléctrica.

3.1.2 Clasificacion de Mercados
Por tamafo de las plantas de generacion
Por tamafio de plantas de generacion o por capacidad instalada tenemos 2 clasificaciones:

1. Mercado Mayorista: plantas de generacion con capacidad instalada igual 6 mayor de
5 MW y conectadas directamente a la red de transmision o a la distribucion.

2. Mercado Minorista: plantas de generacion con capacidad instalada menora 5 MW y
conectadas a la red de distribucién

Por determinacién del Precio de Energia

1. Mercado basado en ofertas de precios: Los generadores ofertaban precios a su
discrecién y compiten con otros generadores, se despacha desde la oferta de precio mas
barata hasta la dltima oferta que completa la demanda de energia. En El Salvador desde
1998 hasta julio de 2011.

2. Mercado basado en Costos de Produccién: Se determinan los costos de produccién de
los generadores (auditoria), y estos son despachados por orden de mérito desde el
generador con el costo de produccién mas bajo hasta el ultimo despachado para cubrir la
demanda; se precio de energia se establece segun el costo del ultimo despachado y es
un mercado que premia a la generacién mas eficiente. Vigente desde agosto de 2011 hasta
la fecha.

El mercado basado en costos de produccién por ser el que se encuentra en vigencia en la
actualidad en el pais, se le toma mayor importancia y se describen sus partes importantes.[3]



3.1.3 Mercado Basado en Costos de Produccién

Es importante mencionar que, para un buen funcionamiento del mercado de costos, debe
existir tanto el mercado de contratos como el mercado spot, en general se puede mencionar
que el primero (Contratos) crea un efecto estabilizador en el precio de la energia y el segundo
(Spot) es de utilidad para saldar las desviaciones de las transacciones en contratos, ambos
incentivan la inversion por premiar la eficiencia, lo cual gradualmente colabora a la
diversificacién de la matriz energética.

3.1.3.1 Mercado Regulador del Sistema

Mercado MRS: Mercado Regulador del Sistema o mercado spot, funciona en base a las
transacciones de energia a medida que ocurren como la diferencia entre la energia total
despachada por los generadores en el despacho econ6mico y la energia realmente
demandada de acuerdo a los contratos. El precio spot es calculado cada hora en base al
Costo Marginal de Corto Plazo, el cual es definido por el costo variable de produccion de la
Gltima unidad de generacion que fue despachada para atender 1 kWh adicional, llamado
Costo Marginal de Operacién (CMO)

Caracteristicas:

e Aproximadamente solo un 30% de la energia se transa en este mercado.
e El precio de esta energia lo define la unidad marginal en cada hora.
e El precio de la energia del mercado spot varia hora a hora.

Importancias:

Incentiva la inversién dado que premia la eficiencia
En este mercado los generadores pueden comprar energia para abastecer sus
contratos, en caso por alguna razén no hayan sido despachados.

e Aguellos generadores cuyo despacho es mayor al compromiso en contratos, pueden
vender sus excedentes en el mercado spot.

3.1.3.2 Mercado de Contratos

Contratos Bilaterales: o contratos privados, donde se establece una potencia a transar entre
generadores y PM (participantes del mercado) que retiran, son contratos financieros y su
precio regularmente esta basado al CMO menos % de descuento.

Contratos de Largo Plazo: contratos establecidos entre generadores o comercializadores con
respaldo de un generador y empresas distribuidoras, asignados en base a procesos de libre
concurrencia (licitaciones), precio de la energia es publico. Con plazos de duracion de 2 afios
hasta 30 afios.

Caracteristicas:

e Aproximadamente un 70% de la energia se transa en este mercado.
e El precio de esta energia se define mediante procesos de licitacion de libre
concurrencia.



Es el ente regulador quien define el precio techo en cada licitacion.
Los precios se indexan de forma mensual y/o anual.

El precio de la energia del mercado de contratos varia mensualmente.
Este mercado tiene un efecto estabilizador en el precio de la energia.

Importancias:

e Incentiva la inversidon dado que garantiza a los generadores la compra de su energia
por un periodo de tiempo.
Es un instrumento que respalda las solicitudes de financiamiento de los generadores.
Crea un impacto estabilizador en el precio de la energia.

3.1.4. Costos de Energia Trasladados a Usuarios Finales

Bajo el Mercado de Costos, el precio de energia a trasladar a usuarios finales se compone
de 3 cargos:

Energia: en el MRS llamado CMO (Costo Marginal de Operacién), en el Mercado de
Contratos llamado Precio de Energia, cubre los costos variables de produccion y utilidades
de los generadores.

Potencia: se definen las demandas de potencia de cada PM en el Mercado Mayorista para
establecer los montos a pagar, este cargo sirve para cubrir los costos fijos de los generadores.
Ponderado por la energia este cargo tiene valores aproximados entre $13/MWh a $16/MWh

Cargos del Sistema (Csis): Costos complementarios a la produccion de energia eléctrica
gue son traspasados directamente a la demanda. Dichos costos estan asociados a los
servicios necesarios para garantizar el transporte, la calidad, seguridad y eficiencia
econdmica del suministro, asi como para la recuperacién de aquellos costos relacionados con
aspectos administrativos y operativos del sistema, como los servicios prestados por la UT, la
SIGET vy otros similares. Este cargo tiene un valor ponderado mensual de aproximadamente
$12/MWh

Los 3 cargos ponderados en $/MWh componen el precio monémico de energia; en el MRS la
suma del CMO + Csis componen el precio MRS.

3.1.5. Inversion en Generacion de Energia: En Transmision y Distribucion

Si algun inversionista deseara iniciar un proyecto de generacion de energia eléctrica en El
Salvador debe de considerar varios aspectos legales y técnicos a la hora de conectarse a la
red de transmision o distribucién, a continuacion, se desglosa los diferentes tipos de
generacién y sus requisitos ante la SIGET.



Diferencia entre Auto productor y Generador
Generador en Distribucién

En el caso que el usuario final desee instalar una unidad de generacion dentro de sus
instalaciones con la intencion de comercializar parte o la totalidad de la energia eléctrica
producida, dicha situacion no serd considerado auto productor sino como generador de
energia, y el usuario final debera realizar los tramites respectivos para inscribirse como
operador generador y separar las instalaciones eléctricas dedicadas a la generacion de
energia eléctrica de las instalaciones mediante las que recibe el suministro de energia desde
la red de distribucion. En caso de ser necesario debera tramitar su inscripcion como operador
comercializador también. En este caso adicionalmente debera tramitar la interconexion a la
red de distribucién de conformidad a lo dispuesto a la Norma Técnica Para Interconexion
Eléctrica y Acceso a los Usuarios Finales a la Red de Transmisién emitida por la SIGET.

Auto Productor

Usuario Final Productor Renovable, aquel usuario final que instala una unidad de produccion
de energia eléctrica basada en una fuente renovable con el Unico objeto de abastecer su
demanda interna, y que, bajo una condicion temporal y excepcional, por un periodo corto de
tiempo podria inyectar excedentes de energia a la red de distribucién eléctrica sin fines
comerciales.

Venta de Energia Eléctrica en Distribucién

1. Los generadores conectados a las redes de bajo voltaje, deberan suscribir contratos
de distribucién para comercializar energia eléctrica en las redes de bajo voltaje. En
caso de tratarse de transacciones en las redes de alto voltaje o Mercado Mayorista,
deberan ademas celebrar contratos de transmision. Condiciones para Acceso a
Puntos de Inyeccién de Potencia en las Instalaciones del Transmisor.

2. El generador que desea conectarse a una red de distribucion, pagara al distribuidor
en concepto de cargo por interconexioén, el costo de los activos que éste dedique con
exclusividad a la interconexién entre el generador y la red del distribuidor, mas los
gastos de operacibn y mantenimiento asociados. Se consideran restricciones
indebidas al derecho de libre acceso y uso de las redes de transmision o distribucion
y por lo tanto inexigibles al generador, los cargos de interconexidon que no se
encuentren debidamente justificados por parte del distribuidor.

3. Los costos de los activos de distribucion dedicados a la interconexion entre el
generador con el distribuidor, asi como, los gastos de operacién y mantenimiento, se
determinardn de conformidad con los criterios generales dispuestos por la Ley General
de Electricidad y el procedimiento de calculo de cargos de distribucién, elaborado por
SIGET.

4. En el caso que el generador venda energia a la red de alto voltaje, pagara el cargo
por uso de la red de distribucién aprobado por SIGET al distribuidor, correspondiente
a la potencia transferida; en el caso que el generador suministre una parte de la
energia a la red de bajo voltaje y una parte a la red de alto voltaje, pagara por el uso
de la red de distribucion una proporcion correspondiente a la potencia transferida a la
red de alto voltaje.

5. Los contratos de distribucion deberan especificar la capacidad maxima disponible del
sistema de distribuciéon en el punto de entrega al usuario final, asi como también la
capacidad conectada o demanda maxima que el usuario pueda solicitar y la capacidad



de suministro contratada por éste. Todos los datos de capacidad deben especificarse
en kW.

Condiciones Para Participar En El Mercado Mayorista Con Interconexién En
Distribucion

Para participar en el Mercado Mayorista un generador conectado a la red de
distribucién debe ser capaz de inyectar una potencia minima de 5 MW por nodo.

Los retiros que realice el PM generador en su punto de conexién se trasladaran a un
punto de retiro de la red de transmisién mediante factores de pérdida que el generador
haya acordado con el distribuidor y que se incluirdn en el contrato de distribucion
presentado a la UT.

Para efecto de los retiros del distribuidor, se consideraran retiros del distribuidor,
aquellos que realiza en los puntos de conexién a la red de transmisiébn mas las
inyecciones de generadores conectados a su red de distribucibn menos los retiros
realizados por estos generadores.

Alternativamente un generador puede participar en el Mercado Mayorista, sin realizar
retiros y éstos, si existiesen, manejarlos a través de un contrato como consumidor de
la empresa distribuidora. En este caso la UT no medira ni contabilizara, para efectos
de las transacciones y balances de energia y potencia, los retiros efectuados por el
generador en su punto de conexién con la red de distribucion.

Las inyecciones y retiros de un generador conectado a la red de distribucién deben
cumplir con el pago de otros costos que deben ser cubiertos por los participantes del
mercado que inyectan o retiran, segun corresponda.

La Capacidad Firme de un generador conectado a una red de distribucién que
participa en el Mercado Mayorista, no podra ser superior a la cantidad declarada en
su contrato de Distribucion.

Condiciones Generales para Interconexion

Independientemente si la conexion del generador se realice en transmision o distribucion, el
solicitante debe de cumplir con ciertas responsabilidades para poder operar de manera
apropiada al interconectarse con la red eléctrica.

Los involucrados en una interconexion, seran responsables de la operacion y
mantenimiento de las instalaciones de su propiedad que sean utilizadas para tal fin, a
menos que de comun acuerdo se especifigue lo contrario en el contrato de
interconexion.

La puesta a tierra de las instalaciones de la interconexién, deben cumplir con las
normas vigentes y aplicables, y se realizara de forma tal que no altere negativamente
las condiciones de puesta a tierra de las instalaciones del transmisor o distribuidor.
La construccién de la interconexion podra realizarse bajo una de las modalidades
siguientes:

a. El operador a quien se le solicita la interconexién o acceso, podra realizar los
trabajos necesarios, asi como suministrar los equipos para la construccion de
la infraestructura correspondiente. Los gastos en los que se incurra para dicha
actividad seran acordados entre las partes. El solicitante a su costo, podra
supetrvisar los trabajos relacionados con las estructuras y equipos en el punto
de interconexidn que seran de su propiedad.

b. El solicitante de la interconexién o acceso, podra construir por completo la
infraestructura correspondiente, debiendo cancelar al operador con el que se
interconectara Gnicamente los gastos por supervisién, puesta en servicio de la



interconexion y costos por energia no suministrada (ENS) originados por los
trabajos de interconexion.

Las partes involucradas, podran pactar las horas y costos de la supervision
necesaria para realizar los trabajos de interconexion, en ningun caso, los
costos por supervision podran ser superiores al cinco por ciento (5%) del costo
de montaje de los equipos utilizados para la interconexion.

c. La infraestructura necesaria para la interconexibn o acceso, puede ser
construida en forma conjunta entre los involucrados, en cuyo caso los gastos
asociados a dichos trabajos seran acordados entre las partes.

Condiciones para Acceso a Puntos de Inyeccion de Potencia en las
Instalaciones de un Distribuidor

El interesado en interconectarse con las instalaciones del distribuidor, debera presentar
solicitud de factibilidad de acceso al mismo, la cual debera contener como minimo la siguiente
informacioén técnica:

Descripcion general de las instalaciones para las cuales solicitara el acceso al sistema de
distribucién.
El punto de las instalaciones de distribucion para el cual solicita la interconexion.

a
b. Declaracion de la potencia que retirara o inyectara.

Fecha estimada de puesta en operacion de la interconexion.

o

d. Toda otra informacién relevante para evaluar la solicitud.

Los estudios requeridos para la interconexion, podran ser realizados por el solicitante, o a
solicitud de éste por el distribuidor o por tercero, previo acuerdo entre las partes.

Estudios Para La Interconexion De Generadores En Las Instalaciones De Distribucién

Los estudios estaran orientados a verificar que la interconexion con el generador, no producira
efectos adversos en el sistema de distribucion y en caso de producirlos, se deberan evaluar
las medidas de mitigacién a ejecutar.

a. Estudio de Flujo de Carga.
b. Estudio de Cortocircuito.

Estudio de Coordinacion de Protecciones.

o

d. Estudio de Transitorio Electromagnético.

e. Estudio de Estabilidad Transitoria.

El distribuidor y el solicitante de la interconexién, analizaran y acordaran, los estudios a
efectuar en funcién del impacto que podria generar la nueva instalacién en la red de
distribucién.

En el caso de pequefios generadores renovables, cuya capacidad instalada no sobrepase los
100 kw, el distribuidor realizara a su costo, los siguientes estudios:

a. Estudio de flujo de carga



b. Estudio de coordinacién de protecciones

c. Estudio de adecuaciones a la red de distribucion existente.
Sin embargo, al momento que se solicite la realizacion de los estudios la distribuidora cobrara
los costos asociados los cuales seran descontados de los costos de interconexion cuando el
generador solicite la interconexién.
Los restantes estudios correspondientes a la etapa de generacion eléctrica deberan ser
acordados entre las partes y seran a cuenta del generador solicitante.
Para el caso de generadores renovables cuya capacidad instalada sea mayor que 100 kW el
costo de los estudios sera a cuenta del solicitante. En este caso el distribuidor y el solicitante
de la interconexion, analizaran y acordaran, los estudios a efectuar en funcién del impacto
gue podria generar la nueva instalacion en la red de distribucion. Estos podran ser realizados
por el solicitante, o0 a solicitud de éste por el distribuidor o por tercero, previo acuerdo entre
las partes.

Condiciones Contractuales Generales para Conexién en Distribucion
El Contrato de interconexién debera contener como minimo los elementos siguientes:

a. Fecha de habilitacion de la interconexion requerida por el solicitante.

b. Ubicacién del punto de interconexién con el sistema de distribucion.

c. Descripcion y caracteristicas técnicas de las instalaciones y equipos del solicitante, en
el punto de interconexién con el sistema de distribucion.

d. Descripcion de las instalaciones del distribuidor que se utilizaran para la interconexioén.

e. Responsabilidades de cada una de las partes en la operacion y el mantenimiento de
las instalaciones pertenecientes a la interconexion.

f. Condiciones de acceso a las instalaciones de cada una de las partes, para su
operacion y mantenimiento.

g. Determinacion de la conexion fisica que servira de limite entre las instalaciones de las
partes.

h. En los casos que aplique, el pago correspondiente al arrendamiento de espacio e
infraestructura en las instalaciones del distribuidor conforme el requerimiento del
solicitante.

i. Limite de responsabilidad de las partes.

j. Responsabilidades de cada una de las partes ante interrupciones y dafios a los
equipos o instalaciones de terceros.

k. Compensacion por energia no suministrada.

I.  Procedimiento, plazos y forma de intercambio de informacion, de al menos los
siguientes aspectos: interrupciones programadas, interrupciones por casos fortuitos o
de fuerza mayor, otras interrupciones que afecten la interconexion, resultados de
inspecciones a las instalaciones de la interconexion, pruebas efectuadas al sistema
de medicion, entre otros.

m. Responsabilidad por bajo factor de potencia.

n. En los casos que aplique, la metodologia de ajuste de precios de arrendamiento de
instalaciones y periodicidad de aplicacién.

0. Periodo de revisién y auditoria de los equipos que forman parte de la interconexion.

p. Formas de terminacién anticipada del contrato.

Ventas de Energia en Transmision y Participacion en el Mercado Mayorista

Las transacciones de energia se realizan para cada intervalo de Mercado. Cada MRS
tendréa un costo marginal de operacion y un precio.



Cargos y Cobros de un Generador en el Mercado Regulador del Sistema

En general los generadores participantes del mercado determinan los siguientes valores
abalados por la UT

Precio del MRS (US$/MWh): Precio igual al costo marginal de operacion en el
intervalo de mercado respectivo, mas los cargos del sistema que corresponda
considerar segun lo establecido en este Reglamento.

Cargos del Sistema (Csis): Costos complementarios a la produccién de energia
eléctrica que son traspasados directamente a la demanda. Dichos costos estan
asociados a los servicios necesarios para garantizar el transporte, la calidad,
seguridad y eficiencia econémica del suministro, asi como para la recuperaciéon de
aquellos costos relacionados con aspectos administrativos y operativos del sistema,
como los servicios prestados por la UT, la SIGET y otros similares.

Costos Incorporados por la UT al valor del Precio MRS

Pagos

Pagos

Perdidas en Transmisién: En cada intervalo de Mercado, el costo econémico de
las pérdidas es el resultado de valorizar las pérdidas calculadas a los costos
marginales de operacion.

Cargo por Congestion: La UT calculara el cargo mensual por congestion, de cada
linea y total, integrando los cargos totales por congestion de los intervalos de
Mercado del mes.

arealizar por los Participantes del mercado a la UT

Pagos por Compensaciéon de Reactivos: La UT recaudara el monto total
correspondiente a compensacion por reactivos a través de cargos por reactivos a
pagar por cada PM responsable de los incumplimientos que obligaron a realizar las
desviaciones para el control de tension y aportes de reactivos, excepto en el caso de
una necesidad asignada por la UT al sistema en conjunto.

Los PMs que se conecten en un nivel inferior a 115 kV son responsables del pago
de las pérdidas asociadas al transformador reductor a través del cual se conectan a
la red de transmision. Para esto las mediciones seran afectadas por un factor de
ajuste que represente las pérdidas asociadas al transformador.

Costos de Calidad de Nodo: Uno o mas PMs podran solicitar a la UT la verificacion
de los niveles de calidad en su nodo de conexién cuando lo estimen necesario. Los
costos de dicha verificacion seran a cargo del PM que la solicite.

recibidos por los Participantes del Mercado

El PM generador que preste el servicio por Reserva Fria por Confiabilidad (RFC).,
recibird mensualmente pagos por concepto de potencia y de energia.

Pago por la generacion de prueba: La energia generada durante las pruebas sera
pagada al costo variable de la unidad generadora o GGP sujeto a prueba, y se
incluird en los ajustes para el calculo del RFC.

Cargo por tener la capacidad de arrangque en cero voltajes: Consistira en un
pago mensual por la disponibilidad especificada en el Anexo Servicios Auxiliares del
ROBCP, el cual sera incorporado al precio del MRS.



Condiciones para Acceso a Puntos de Inyeccion de Potencia en las
Instalaciones del Transmisor

El solicitante de una interconexion para inyeccion de potencia en las instalaciones del
transmisor, debera presentar solicitud de factibilidad de acceso al mismo, la cual debera
contener como minimo la informacion siguiente:

a.

®ooo

Descripcion de las instalaciones y/o equipos del solicitante en el punto de
interconexion con el sistema de transmision.

El punto de la red al cual se pretende interconectar.

Declaracién de la potencia que inyectara.

Fecha estimada de puesta en operacion de la interconexion.

Toda otra informacion relevante para evaluar la solicitud.

Requer|m|entos Generales Para Los Estudios

Los estudios que seran desarrollados por el solicitante tienen que ser analizados con el
sistema interconectado y aislado, con el fin de:

a.

Evaluar el desempefio del sistema eléctrico en condiciones de operacién normal y en
emergencia, con todos sus elementos de transmision, compensacion y maniobra
disponibles, y ante simple contingencia, considerando los requerimientos de niveles
de calidad, criterios de seguridad en la operaciéon y de desempefio minimo
contemplados en el Reglamento de Operacion del Sistema de Transmision y del
Mercado Mayorista Basado en Costos de Produccién (en adelante ROBCP).

Evaluar el impacto de la interconexion solicitada sobre las instalaciones existentes,
identificando los equipos que deberan ser sustituidos o instalados por el solicitante
debido a eventuales sobrecargas, sobre corrientes y/o sobretensiones.

Comprobar el desempefio del sistema eléctrico ante transitorios electromecanicos y
electromagnéticos, originados en perturbaciones de diferente grado de severidad y
maniobras en la red, con el objeto de identificar las medidas correctivas que resulten
necesarias.

Estudios A Realizar Para Interconexién en Transmision

El solicitante debera realizar los estudios técnicos correspondientes, segun las caracteristicas
de la interconexién, los cuales se ajustaran a las siguientes pautas metodoldgicas:

1.

2.

Estudios de la operacién en régimen permanente:

a. Mediante estudios de flujo de potencia se debe verificar la adecuada capacidad
de los equipamientos existentes y el cumplimiento de los criterios de seguridad
en la operacion estatica y de desempefio minimo, establecidos en el ROBCP.

b. EI solicitante debe analizar el funcionamiento de la red con todos sus
elementos de transmision y compensacion en servicio y ante contingencias
simples, es decir, aquellas situaciones de operacion con un elemento de
transmision indisponible.

c. Se deberan realizar las evaluaciones correspondientes a contingencias
multiples de alta probabilidad de ocurrencia. En todos los casos, deberan
estudiarse aquellas condiciones que representen maxima exigencia al sistema
de transmision.

Estudios de fallas en el sistema de transmision:

a. Se realizaran calculos de cortocircuito trifasico, bifasico (con y sin contacto a
tierra) y monofasico, en todos los nodos de la red.

b. Se determinaran las corrientes de falla en los elementos de transmisién, las
corrientes de secuencia negativa que circularan por los generadores, las



corrientes de secuencia cero en neutros de transformadores de potencia
conectados a tierra, y los niveles de falla en cada uno de los nodos de la red.

c. Cuando se trate de la interconexion a la red de nueva generacion o una
modificacion del equipo existente, se debe determinar el decaimiento de la
amplitud de la corriente de falla en los generadores, teniendo en consideracion
el tiempo de operacion de los interruptores.

d. Verificar que los niveles de potencia de cortocircuito no sobrepasen los valores
de disefio de los equipamientos existentes; si dichos valores se sobrepasan,
el solicitante debera sustituirlos a su costo, como parte del proyecto.

e. El solicitante debe indicar cudl es el incremento de la potencia de cortocircuito
en cada punto del sistema por efecto de la insercién en la red de la nueva
instalacion o modificacion.

3. Estudios de estabilidad transitoria. Los estudios a realizar deberan cumplir, como
minimo, con los objetivos siguientes:

a. Evaluar la estabilidad transitoria del sistema eléctrico frente al impacto de
contingencias dinamicas de diferente grado de severidad y verificar el
cumplimiento de los criterios de desempefio minimo definidos para la
operacién dinamica.

b. Verificar la compatibilidad de los tiempos de operacion de las protecciones del
sistema eléctrico en el libramiento de fallas, con los requerimientos derivados
de mantener el sincronismo del sistema.

c. Verificar la adecuacion de los tiempos de apertura monoféasica a las
condiciones de estabilidad del sistema de potencia, cuando se utilizan
mecanismos de recierre monofasico.

d. Verificar la robustez del sistema de protecciones durante los regimenes de
oscilacion de potencia, siguientes al libramiento de fallas.

e. Evaluar los efectos sobre la red originados por cargas con grandes variaciones
instantaneas de corriente, y operaciones que puedan conducir a una caida de
tension en algunos puntos del sistema y a la desconexion de otras cargas
rotatorias por actuacion de las protecciones.

f. La extension de las simulaciones serd como minimo de cinco (5) segundos,
medidos a partir del momento en que se aplica la primera perturbacion. De ser
necesario, este intervalo de tiempo se debe extender hasta que el sistema
demuestre haber alcanzado un nuevo estado de equilibrio.

4. Estudios de transitorios electromagnéticos:

a. El solicitante debe realizar estudios de transitorios electromagnéticos para
comprobar que la nueva interconexion y/o ampliaciébn del sistema de
transmisién, no compromete el aislamiento de los componentes del sistema de
potencia, la capacidad de disipaciébn de energia de los dispositivos de
proteccién o los tiempos de actuacion de los sistemas de proteccion.

b. Los tipos de simulaciones a incluir dentro del estudio dependeran de las
particularidades y criticidad de la interconexién y/o ampliacién solicitada. En
forma general, podran considerarse las siguientes:

i. Energizacion de lineas de transmision.
ii. Transitorios de fallas monofasicas.
iii. Determinacion de tensiones transitorias de restablecimiento.
iv. Extincion del arco secundario.
v. Sobretensiones ante la apertura de fallas.
vi. Energizacibn y des energizacion de transformadores, cargas
capacitivas e inductivas.



C.

Estos estudios deben permitir la identificacién de los esfuerzos extremos a que
se vera sometido el equipamiento existente para verificar que no se provoque
dafio a los mismos.

Programas De Simulacion A Emplear

Los estudios deben ser realizados con programas de simulacion de sistemas eléctricos de
potencia, adecuados y utilizados para tal fin.

1. Programa de andlisis de flujo de carga

a.

El simulador de flujo de carga debe tener suficiente capacidad para representar
el sistema de transmision en forma completa y detallada, asi como extender la
representacion a las redes eléctricas de paises con los cuales esté
interconectado.

Debe disponer de las facilidades necesarias para presentar los resultados en
forma gréfica, sobre un diagrama unifilar del sistema eléctrico, en su totalidad
0 por partes, permitiendo la lectura en forma directa de los valores del vector
solucion de estado del sistema eléctrico (tensiones y sus angulos en todas las
barras de la red), la distribucién de los flujos de potencia entre los elementos
de transmision, el porcentual de carga de los equipamientos respecto de la
capacidad nominal, el estado operativo de la generacion y la distribucion de
demanda y de los elementos de compensacion.

2. Programa de analisis de fallas en redes de potencia

a)

b)

d)

El simulador a utilizar debe ser adecuado para el andlisis de fallas en redes de
potencia. Debe tener una capacidad equivalente a la del simulador de flujo de
carga, en lo que a cantidad de componentes del sistema de potencia se refiere
y que, ademas, realice los céalculos de cortocircuito a partir de un estado inicial
establecido por un flujo de carga.

El programa de célculo debe permitir la representacion de las unidades de
generacién con sus impedancias de secuencia positiva, negativa y cero; las
cargas mediante sus impedancias de secuencia positiva, negativa y cero; las
lineas de transmisién con sus reactores de compensacion mediante las
impedancias de secuencia positiva y cero y los acoplamientos mutuos de
secuencia cero con otras lineas paralelas; los transformadores de potencia con
sus impedancias de secuencia positiva y cero y el correspondiente grupo de
conexion.

Adicionalmente, el programa debe tener capacidad para representar los
generadores sincronicos con sus reactancias y constantes de tiempo
transitorias y subtransitorias, los tiempos de operacion de las protecciones,
relés de disparo y los interruptores, a efecto de poder realizar los célculos del
decaimiento de la corriente de falla en los distintos puntos de la red.

Los resultados del andlisis de cortocircuito deben ser presentados sobre un
diagrama unifilar del sistema, que muestre las corrientes de falla en los
elementos de transmisién y las tensiones resultantes en los nodos de la red
para cada tipo de falla analizado.

3. Programa de analisis de estabilidad transitoria

a)

b)

Se debe utilizar un simulador de sistemas de potencia en estado transitorio a
nivel multimaquina, con la capacidad necesaria para representar la red
eléctrica del sistema de transmisiébn en forma completa incluyendo las
interconexiones internacionales, con un grado de detalle equivalente al
utilizado en el programa de flujo de cargas.

El programa debe tener capacidad de representar:



c)

i. Los generadores sincrénicos con modelos de orden 50 como minimo,
conforme al tipo de rotor que se trate, polos salientes o rotor cilindrico.
Los modelos del generador deben tener en cuenta los efectos de
inercia mecénica de los turbo grupos, la saturacibn magnética, los
arrollamientos amortiguadores y la dependencia de los parametros con
la frecuencia de la red.

ii. Los motores de induccion, considerando las variaciones transitorias de
los flujos del rotor y los efectos de inercia mecanica de las maquinas.

iii. Los sistemas de regulacidn de excitacidn, compensacion de corriente
reactiva, estabilizacion suplementaria y lazos de limitacion de la
excitacion, de manera detallada y precisa, siguiendo las
recomendaciones del IEEE y la IEC.

iv. Los sistemas de regulacion de velocidad de turbina, en forma detallada
y precisa, siguiendo las recomendaciones del IEEE y la IEC.

v. Automatismos para la conexion y desconexion de reactores y
capacitores de compensacion en derivacion, asi como de lineas de
transmision.

vi. Dependencia de la demanda, respecto a la frecuencia y la tensién de
barra.

vii. Protecciones del generador, tales como relés de pérdida de excitacion,

pérdida de sincronismo, potencia inversa, maximay minima frecuencia.
viii. Protecciones de lineas de transmision.

ix. Esgquemas de desconexién de carga por baja frecuencia y bajo voltaje.
Los resultados de las simulaciones se deben presentar en forma grafica,
facilitando la visualizacidn de las evoluciones transitorias de los angulos del
rotor, velocidades de generadores, tensiones en los nodos de la red,
impedancias aparentes en las ramas de la red, potencia activa, potencia
reactiva, tensioén de excitacion y corriente de excitacion de los generadores,
flujo de potencia transmitida por lineas y transformadores, y toda otra
informacion que resulte relevante.

4. Programa de analisis de transitorios electromagnéticos

a)

b)

Puede utilizarse tanto un programa de calculo de transitorios
electromagnéticos como el EMTP o similar, que permita modelar con el grado
de detalle requerido por cada tipo de analisis, todos los equipamientos del
sistema de transmisién y de los paises con los cuales exista interconexion.

El programa debe tener la capacidad suficiente para representar los
componentes del sistema de potencia con el siguiente grado de detalle:

i. Generadores: modelo trifasico como una fuente de tension constante
detras de la reactancia subtransitoria. Tanto el médulo como el angulo
de desfase de la fuente de tension deben ser ajustables, permitiendo
el establecimiento de un determinado flujo de potencia entre fuentes,
en caso de ser requerido.

ii. Cargas: modelo trifasico como una admitancia constante.

iii. Transformadores: modelo trifasico, considerando la reactancia de
dispersion, la caracteristica de magnetizacion en vacio y el tipo de
conexion de los arrollamientos. Para los estudios de desenergizacion,
se deben incorporar al modelo las capacitancias equivalentes entre
terminales y a tierra del transformador.

iv. Interruptores: se deben modelar teniendo en cuenta la caracteristica de
prearco en la determinacion de los instantes de cierre de sus contactos.



Vi.

Vii.

Viil.

En caso de que estén equipados con resistencias de preinsercion,
éstas deben ser incorporadas al modelo.

Pararrayos: se deben modelar de acuerdo al tipo constructivo que se
trate, teniendo en cuenta la caracteristica I/V.

Lineas de transmision: modelo trifasico de parametros distribuidos, que
tenga en cuenta la dependencia de los parametros con la frecuencia,
los efectos de resistividad del terreno y la asimetria capacitiva entre
fases.

Reactores de barra, linea, o neutro: se deben representar por medio de
una impedancia que tenga en cuenta las caracteristicas de secuencia
positiva, negativa y cero del reactor y la caracteristica de
magnetizacion.

Capacitores de barra: se deben representar por medio de una
impedancia que tenga en cuenta la reactancia capacitiva y el factor de
pérdidas del capacitor.

Equivalentes de red externa: aquellas partes de la red que se
encuentren localizadas fuera del area de interés del estudio, podran
representarse con equivalentes cuyas caracteristicas de respuesta en
frecuencia sean similares a las de la red que se pretende representar.

Requerimientos para Construccién

Después de aprobada la solicitud, el solicitante debera presentar para aprobacion el disefio
detallado de las obras civiles, mecanicas, electromecéanicas, control y proteccion, etc.,
necesarias para la interconexion, las cuales deberan cumplir con los requerimientos de los
cbdigos, reglamentos y normas técnicas nacionales e internacionales aplicables, en especial
los utilizados en la practica de la ingenieria de disefio de subestaciones y sistemas de
transmision eléctricos.

Una vez finalizados los trabajos de construccion, el solicitante debera realizar pruebas a la
obra electromecéanica, equipos de subestacion instalados, cables de control y circuitos de
control y proteccion, de las cuales presentara el correspondiente informe para aprobacion del

transmisor.

1. Pruebas de obra electromecénica:
a. Revision de apriete mecénico de los pernos en estructuras y conectores.
b. Revision de conexiones a tierra.

2. Pruebas de equipos:
a. Interruptor de potencia

I
.
.
V.

Pruebas de aislamiento.

Pruebas de resistencia de contactos.

Pruebas de tiempo para el cierre y apertura de polos.

Verificacion del contador de operaciones y banderas de indicacion.

b. Transformadores de corriente

i.

ii.
iii.
iv.
V.

Pruebas de resistencia en devanados secundarios.
Pruebas de aislamiento.

Pruebas de polaridad.

Pruebas de relacién de transformacion.

Trazado de la curva de saturacion.

c. Pararrayos

Pruebas de aislamiento.

d. Seccionadores

Pruebas de resistencia de contactos.



Pruebas de apertura y cierre, para verificar su correcto ajuste
mecanico.

Pruebas de enclavamiento mecanico, de requerirse.

Pruebas de enclavamiento eléctrico (a realizarse durante las pruebas
de operacion de los circuitos de control y proteccion), de requerirse.
Pruebas de operacion de los contactos auxiliares de indicacion y
enclavamiento (a realizarse durante las pruebas de operacion de los
circuitos de control y proteccion).

e. Pruebas en circuitos de indicacién y control/proteccion

Vi.

Pruebas de aislamiento y continuidad del cableado, instalado entre los
equipos de alta tension y panel de control.

Inspeccion visual del cableado en gabinetes locales de equipos,
gabinete de centralizacion y panel de control, para verificar el
etiquetado, seguridad y estética de las conexiones, y que éstas hayan
sido realizadas de acuerdo a los planos aprobados.

Pruebas de operacion de los equipos del panel de control y proteccion,
mediante inyecciones secundarias de corriente y voltaje; incluyendo la
medicion de los tiempos de operacién de los contactos de disparo del
relevador de proteccion.

Inyecciones secundarias de corriente y voltaje, desde los gabinetes
locales de los equipos de alta tension, para verificar la correcta
operacion de los circuitos de telemetria y proteccion.

Pruebas de los circuitos de control (apertura, cierre y bloqueos) y
circuitos de indicacién asociados.

Pruebas de operacidn de los circuitos de interface, incluyendo las
pruebas de disparo por la actuacion de relevadores patrones con
enclavamiento y transferencia de los disparos de las protecciones, de
existir.

3. Pruebas anivel local y remoto de los circuitos de telecontrol
a. Sefales analbgicas

Verificacion de la correcta operacion de transductores, mediante
inyecciones secundarias de voltaje y corriente.

Verificacion de la correcta operacion de los transductores de energia,
mediante inyecciones secundarias de voltaje y corriente.

b. Senales digitales

Verificacion del envio de las sefiales de alarma, mediante el puenteo
en los contactos de indicacion de los equipos instalados en el panel de
control o mediante simulaciones de falla a través de inyecciones
secundarias de voltaje y corriente.

Verificacion de la correcta actualizacién de las condiciones de estado.

c. Sefiales de comando

Apertura y cierre del interruptor de potencia y verificacion del
local/remoto.



3.2 Modelos de Mercado Aplicado en los Paises Centroamericanos.

3.2.1 Guatemala

El mercado eléctrico en Guatemala se rige por un modelo de mercado de costos tiene cinco
sectores principales. Cada uno tiene un rol en el suministro de energia eléctrica, que se divide
en la generacion, transporte, distribucién, comercializacién o como un gran usuario.

La oferta de energia eléctrica inicia con los sistemas de generacion, que son las fuentes
primarias de energia. Aqui, podemos mencionar el bunker, diesel, carbén mineral, biomasa e
hidroeléctricas. La operacion de los generadores tiene un ente gestor: EI AMM. La entidad
privada coordina las transacciones entre los participantes del Mercado Mayorista y vela por
la calidad y seguridad del abastecimiento de energia.

Las distribuidoras de energia eléctrica son las empresas encargadas de transportar el
suministro eléctrico hasta el hogar de los usuarios regulados, también llamados pequefios
usuarios (casas, departamentos o pequefios negocios), cuyo consumo de electricidad esta
sujeta a las tarifas establecidas por la Comision Nacional de Energia Eléctrica (CNEE). En
Guatemala existen un total de 18 empresas distribuidoras de energia eléctrica. [18].

Entes Reguladores

El primer paso para entender como funciona el sistema eléctrico, es saber que el sector
energético en Guatemala se compone de dos subsectores: eléctrico e hidrocarburos.

El Ministerio de Energia y Minas (MEM) es la institucion del Estado rectora de ambos
subsectores. También es el encargado de aplicar la Ley General de Electricidad (LGE), y su
cumplimiento.

La Ley establece que el mercado eléctrico lo conforma un mercado regulado (distribuidores y
usuarios del servicio eléctrico que no cumplen con el minimo de demanda de potencia
establecido por el MEM) y el mercado mayorista.

El Consejo Nacional de Energia Eléctrica (CNEE), es el operador del mercado eléctrico,
encargado del establecimiento de las tarifas de distribucion, el control de calidad de servicio
y la correcta comunicacion entre los clientes y las empresas de distribucién eléctrica

El Mercado Mayorista es administrado por el Administrador del Mercado Mayorista (AMM) y
esta conformado por los generadores, transportistas, comercializadores, distribuidores y
grandes usuarios. La Ley también sefala el marco institucional del subsector eléctrico,
conformado por un ente rector, un ente regulador y un ente operador del sistema y del
mercado eléctrico: EI MEM, el AMM y CNEE, sucesivamente.

El mercado se divide en tres tipos:

*Mercado de oportunidad de energia (SPOT): El precio fluctia segun hora o
proveedor. Precio de oportunidad de energia, es le maximo costo variable en que se
incurre cada hora para abastecer un KWh adicional.

*Mercado a Términos (Contratos): Contrato y liquidacion entre agentes, contrato por
diferencias en curva de carga, contrato de potencia sin energia asociada, Contrato
con opcién de compra de energia, Contrato por diferencia por la demanda faltante.



*Mercado de desvios de Potencia: Es el conjunto de intercambios en el Mercado
Mayorista, que resulta en los excedentes o faltantes de potencia comprometida en
contratos entre agentes.

3.2.2 Costa Rica

En el sector de generacién el Centro Nacional de Control de Energia (CENSE) es el
encargado de hacer la asignacion de cuotas de generacion. Al ser una dependencia dentro
del ICE (Instituto Costarricense de Electricidad).

El sector de generacién de energia esta conformado por dos empresas del estado: el Instituto
Costarricense de Electricidad (ICE) y la Compafiia Nacional de Fuerza y Luz (CNFL), dos
empresas publicas de servicios de propiedad municipal que atienden mercados regionales;
un consorcio de cuatro cooperativas de electrificacion rural, alrededor de 30 empresas de
generacion privada organizadas.

En generacion el ICE no es un monopolio de hecho, aunque claramente es un actor
dominante en ese mercado. De los 10,693,420 MWh de electricidad producidos en el 2015
casi el 70 por ciento se concentrd en las dos empresas del Grupo ICE

En Transmision el ICE es la institucion encargada de planificar, construir, operar, mantener y
ampliar la red de transmision en el pais.

En el area de distribucion y comercializacion no hay competencia, hay distribucién de
mercado por segmento geografico. [9]

Entes Reguladores

El sector de generacion eléctrica costarricense esta regulado por la Ley No. 7593 de la
Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos (ARESEP) y por diversas leyes que han ido
modificando la anterior. El sistema eléctrico de Costa Rica es operado por el Centro Nacional
de Control de Energia del Instituto Costarricense de Electricidad (ICE) que se dedica a la
administracién y planificacién a corto plazo. El fin de la ARESEP es cumplir las funciones que
le encomienda la ley, procurando que la provisidbn de los servicios publicos regulados
garantice la atencién de las necesidades de los usuarios y la prestacion de los servicios en
términos de equidad, acceso, costo, sostenibilidad ambiental y calidad.

La planificacion y administracion a largo plazo de este sector recae sobre el Ministerio de
Ambiente y Energia (MINAET), el cual elabora el Plan Nacional de Energia (PNE) que orienta
las acciones de los agentes. Especificamente el Plan de Desarrollo Eléctrico Nacional (PDEN)
busca orientar a largo plazo la expansién del desarrollo eléctrico de generacion, transmision
y distribucion eléctrica del ICE e integrando los proyectos de desarrollo de otras empresas
del sector eléctrico.

3.2.3 Nicaragua

El sector eléctrico de nicaragua esta regulado por reglamento de la ley de la industria eléctrica,
decreto ejecutivo No. 42-98. [14].



En el sector de Generacién para el 2006, habia 10 compafiias de generacién en el Sistema
Interconectado Nacional, ocho de las cuales estaban en manos privadas, estas compafiias
son Hidrogesa y GECSA por parte del sector publico, de la empresa privada se tiene Gemosa,
SJP. CENSA, EEC, GEOSA, Monte Rosa, NSEL, Tipitapa. En Nicaragua, el 100% de la
transmision esta gestionada por ENATREL, que también estd a cargo del suministro del
sistema.

Por parte de la distribucion en Nicaragua, la compafiia Dissur-Disnorte, es un consorcio entre
la espafiola TSK y el estado, controla el 95% de la distribucién. Otras compafiias con aportes
menores son Bluefields, Wiwili y ATDER-BL

Entes Reguladores

La Ley No. 785
Ley de Adicion del Literal m) al articulo 4 de la Ley No. 554 “Ley de Estabilidad
Energética”
La Ley 839, “Ley de Reformas y Adiciones a la Ley No. 272
Ley de la Industria Eléctrica, a la Ley 554, “Ley de Estabilidad Energética”, de Reforma
ala Ley No. 661
e Ley para la Distribucion y el Uso Responsable del Servicio Publico de Energia
Eléctrica” y a la Ley No. 641, “Cddigo Penal”
La Ley No. Ley 898, “Ley de Variacion de la Tarifa de Energia Eléctrica al Consumidor”
La Ley No. 911, “Ley de Reformas a la Ley No. 554, Ley de Estabilidad Energética”
Ley 898, “Ley de Variacion de la Tarifa de Energia Eléctrica al Consumidor”
Ley 943, “Ley de Reforma a la Ley 898, Ley de Variacién de la Tarifa de Energia
Eléctrica al Consumidor”

El Ministerio de Energia y Minas, creado en enero de 2007, reemplazé a la Comision Nacional
de Energia (CNE). El MEM esta a cargo de la produccion de las estrategias de desarrollo
para el sector nacional de electricidad. En 2003, la CNE elaboré el “Plan Indicativo de la
Generacion del Sector Eléctrico de Nicaragua, 2003-2014”, que tiene como objetivo proveer
apreciaciones Utiles a los inversores privados para orientar sus decisiones sobre las
tecnologias a implementar en el pais.

El Instituto Nicaragliense de Energia aplica las politicas definidas por el gobierno (es decir,
por el MEM). Esta a cargo de la regulacion y fijacion de impuestos.

El Instituto Nicaragiiense de Energia (INE) aplica las politicas definidas por el gobierno (es
decir, por el MEM). Esta a cargo de la regulacion, fijjacién de impuestos y adjudicacion de
licencias y concesiones para proyectos de generacion y de distribucion.

La Comision Regional de Interconexidn Eléctrica (CRIE) es la entidad reguladora del Mercado
Eléctrico Regional (MER) creado por el Tratado Marco del Mercado Eléctrico de América
Central.

El Centro Nacional de Despacho de Carga (CNDC) es la entidad reguladora a cargo de la
administracion del Mercado Eléctrico Mayorista (MEM) y el Sistema Interconectado Nacional.



Mercado Eléctrico
De acuerdo a la legislacion nicaragtiense, existen dos formas de comprar electricidad: el
régimen de precio libre (mercado no regulado) y régimen de precio regulado.

En el régimen de precio libre (no regulado), las transacciones se realizan sin la intervencion
del estado y comprende las transacciones entre los siguientes agentes. Entre generadores,
cogeneradores, auto productores, distribuidores y grandes consumidores.

Mas importaciones y exportaciones de energia eléctrica y potencia.

En el régimen de precio regulado las transacciones son remuneradas mediante contratos
aprobados por el ente regulador, el INE, y comprende las siguientes transacciones:

Las ventas de energia y potencia de los distribuidores a los consumidores finales.

El transporte (peaje) de energia y potencia en el sistema de transmision y distribucion, y otros
cargos.

3.2.4 Honduras

En el sector de generacién segun la Ley Marco del Subsector Eléctrico de 1994, la generacion
puede estar a cargo de entidades estatales, de propiedad mixta o privadas. Estas entidades
estan facultadas para vender energia a grandes consumidores o a la ENEE. Como resultado,
los inversores privados se embarcaron principalmente en nuevos proyectos de generacion, lo
que incluye la energia hidroeléctrica y otras alternativas.

Cada dos afos, la ENEE debe presentar ante el regulador los planes de expansion del
sistema (es decir, la adquisicién de nueva capacidad de generacion y la expansion de la
transmision), los cuales deben ser aprobados por el Gabinete Energético.

Por ley, la ENEE tiene el mandato de dar prioridad a la generacion basada en recursos
renovables al determinar el plan de expansion 6ptimo. La condicién es que el valor neto real
de la secuencia, incluida la generacion basada en recursos renovables, no debe superar en
mas de un 10% el valor del plan de expansién de menor costo.

Los generadores de electricidad privados que utilizan energia renovable han formado una
asociacion nacional, la Asociacion de Productores de Energia Renovable de Honduras
(APERH), para promover el uso de energia renovable.

La contratacion de empresas de generacion privada por parte de la ENEE comprende
generalmente la obligacion de la totalidad de la produccion actuando la ENEE como Unico
comprado del mercado eléctrico nacional en la actualidad, por un lado que las empresas
aseguran una disponibilidad con un pago por capacidad firme y por otro lado que no se ha
dado una liberalizacion del mercado para grandes consumidores, empresas distribuidoras y
comercializadores a pesar de la que la misma Ley Marco del Sub-Sector Eléctrico considera
un grado de liberalizacion, manteniendo la ENEE su posicibn de una gran monopolio
administrado por el gobierno.

En Transmision por ley, las redes de transmision estan sujetas a una regla de "acceso
abierto". Las empresas operadoras de propiedad publica, privada o mixta pueden construir y
poseer redes de transmision. Sin embargo, en la practica, la ENEE es la responsable de la



transmision y de las operaciones del sistema a través de su Centro de Despacho, el cual
determina el costo marginal horario de la generacion.

En distribucion la ley de 1994 ordend a la ENEE dividir por regiones su red de distribucion. A
la division, aprobada por la ENEE, le seguiria la venta de esas redes a cooperativas,
municipios, asociaciones de trabajadores, otros grupos similares o compafiias privadas,
siempre sujeta a la aprobacion del Congreso Nacional. La ley establecié que la distribucién
de electricidad seria realizada "prioritariamente" por compafiias privadas bajo un régimen de
concesion. Los distribuidores deben tener un contrato de abastecimiento valido firmado con
los generadores, con una duracién de al menos cinco afos (aunque la ley no fija una cantidad
minima).

La Empresa Energia Honduras (EEH) contratado por la ENEE para operar el sistema de
distribucién y comercializacién de la energia. [19].

Ente Reguladores

La CNE ha tenido un papel marginal debido a la falta de apoyo politico y de recursos. Como
resultado de este vacio en el gabinete, el servicio publico nacional ENEE (Empresa Nacional
de Energia Eléctrica) se ha convertido en la referencia predeterminada en asuntos
energeéticos, y es consultado por el gobierno incluso sobre temas relativos a la formulacién de
politicas y regulacién, lo que contribuye a una débil separacion de papeles entre el servicio
publico, el organismo regulador y el ministerio.

La Empresa Nacional de Energia Eléctrica (ENEE), fue creada por Decreto Ley No. 48 de la
Junta Militar de Gobierno el 20 de febrero de 1957 y se le otorgo la facultad de hacer estudios,
operar y administrar todo proyecto de electrificacion perteneciente al estudio. La ENEE esta
dirigida por una junta directiva presidida por la Secretaria de Recursos Naturales y Ambiente
(SERNA) y completada por la Secretaria de Obras Publicas, Transporte y Vivienda, la
Secretaria de Finanzas, la Secretaria de Industria y Comercio, la Secretaria Técnica y de
Cooperacion Internacional y un representante del Consejo Hondurefio de la Empresa Privada
(COHEP), aunque la ley de marco del subsector eléctrico dictamina la formulacién de politicas
a un Gabinete Energético presidido por el Presidente de la Republica, con la Secretaria de
Recursos Naturales y Ambiente (SERNA) como secretaria y coordinadora

La Comision Reguladora de Energia Eléctrica (CREE): Es una entidad desconcentrada
Sectorial de Conducciébn y Regulacion Econbémica, con independencia funcional,
presupuestaria y facultades administrativas suficientes para asegurar la capacidad técnica y
financiera necesaria para el cumplimiento de sus objetivos. Es un ente responsable de regular
las actividades de los Agentes del Mercado e Instituciones del Subsector Eléctrico Hondurefio
de forma transparente e imparcial.

3.2.5 Panama

La Generacion eléctrica estd conformada por 30 empresas privadas registradas en el
Mercado mayorista y la Transmision eléctrica provista por ETESA, S.A. (empresa publica).
En el &rea de distribucion existen 3 empresas privadas con cobertura nacional del 90%.



Entes Reguladores

ETESA, Empresa de Transmision Eléctrica S.A. y cuyo nombre legal es ETESA S. A., es una
empresa panamefia que opera en los sectores eléctrico. Actualmente es propiedad en un 100
% del Estado estando el resto en manos de inversores y accionistas privados constituida con
las disposiciones establecidas en la Ley 6 de 1997, en la Ley 32 de 1927 sobre sociedades
anénimas

La Autoridad de los Servicios Publicos (ASEP) es el ente regulador de los servicios publicos
existente en Panama. Es el ente que regula todo lo que concierne a las telecomunicaciones,
la electricidad, el agua y el alcantarillado, asi como la radio y la television.

La Ley 26 de 29 de enero de 1996 “Por la cual se crea el Ente Regulador de los Servicios
Publicos”, es la ley constitutiva de la entidad. Establece las facultades legales asignadas a la
entidad para el cumplimiento de sus obligaciones. Dicha ley define los propdsitos
fundamentales para los cuales fue creada esta entidad, los lineamientos para su organizacion
y en general establece el marco de accién en el cual debe funcionar esta institucion. La Ley
26 de 1996 es complementada por las leyes sectoriales, las cuales establecen de manera
especifica la regulacion que le debe ser aplicada a las empresas que brindan servicios en
cada uno de los sectores que regula la entidad.

Secretaria General de Energia

Su misién es conducir la politica energética del pais, dentro del marco constitucional vigente,
para garantizar el suministro competitivo, suficiente, de alta calidad, econémicamente viable
y ambientalmente sustentable de los recursos energéticos que requiere el desarrollo.[20].

La Secretaria Nacional de Energia adscrita a la Presidencia de Republica, tiene como mision
establecer e impulsar la Politica Energética del pais para:

Garantizar la seguridad del suministro,

Lograr el acceso a la electricidad en todo el pais.

Promover el uso racional y eficiente de la energia y energia eléctrica.

Promover la investigacion y desarrollo de nuestros recursos naturales con potencial,
incluyendo principalmente a las energias renovables y mas limpias.

Promover el uso de energia de forma sustentable.

Apoyar en la implementacién de la interconexion eléctrica regional.

7. Cumplir con los compromisos del tiempo de mitigacién y adaptacion al cambio
climatico.
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Mercado Eléctrico

Mercado de Generacion El mercado de generacidn eléctrica lo componen los generadores
provenientes de fuentes de energias renovables o termoeléctricas, que estan interconectados
al Sistema Interconectado Nacional (SIN) principalmente a través del sistema de transmision
de ETESA, e inyectan energia en KWh y potencia en KW. La energia que ETESA transmite
a las empresas de distribucion se hace llegar a las empresas, residencias y demas usuarios
del servicio eléctrico. Alternativamente, los generadores pueden conectarse al SIN a través
de las redes de distribucion.



Mercado de Contratos: Al mercado de contratos corresponden las compras o ventas de
energia y/o potencia, entre generadores, distribuidores y grandes clientes. De acuerdo al
disefio del modelo de mercado panamernio, las distribuidoras deben contratar la cobertura del
100% de la demanda de sus clientes regulados, la cual realizan mediante actos publicos. Si
esto se cumple, lo anterior significa que los usuarios finales pagarian como componente de
generacioén la suma de los contratos licitados, que proporciona estabilidad en los precios y no
los expone a la volatilidad de los precios del mercado ocasional de corto plazo.

Mercado Ocasional: El mercado ocasional es el mercado de energia donde se saldan las
diferencias entre lo dispuesto en los contratos y la generacion real de cada planta. En otras
palabras, si un generador no genero la totalidad de la energia contratada, debe comprar la
porcién no generada en el mercado ocasional para cumplir con su contrato.

3.3 Comparacion del Marco Normativo de los Paises de
Centroamérica

El Salvador

El Decreto Legislativo 462 establece incentivos fiscales para el Fomento de las Energias

Renovables en la Generacién de Electricidad. Durante los primeros 10 afios exonera de pago
por Derechos Arancelarios de Importacién de maquinaria, equipos, materiales, insumaos para
labores de pre inversién, incluyendo lineas de transmisién hasta por 20 MW. Asimismo, del
pago del Impuesto sobre la Renta durante los primeros cinco afios para proyectos de entre
10y 20 MW y por 10 afios para los menores a 10 MW. En cuanto a los proyectos mayores a
20 MW, se podran deducir del Impuesto sobre la Renta los gastos o costos para investigacion,
exploracion y preparacion del proyecto por un plazo de 10 afios. También queda exento de
pago el Impuesto a la Transferencia de Bienes Muebles y a la Prestacion de Servicios.

Guatemala

Al igual que en EIl Salvador, el sector eléctrico del pais es regido por una Ley General de
Electricidad, a su vez el pais también cuenta con un Reglamento para dicha ley de electricidad
a continuacién se enumeran las leyes mas importantes en el sector eléctrico de Guatemala

Ley General de Electricidad, Decreto No. 93 - 96

Reglamento de La Ley General de Electricidad, Acuerdo Gubernativo No. 256-97
y sus reformas.

Reglamento del Administrador del Mercado Mayorista, Acuerdo Gubernativo No y
sus reformas.

Normas de Coordinacion Comercial y Operativa del Administrador del Mercado
Mayorista.

5. Ley de incentivos para el desarrollo de proyectos de energia renovable.
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Costa Rica

La Ley N° 7593 de la Autoridad Reguladora de los Servicios Publicos (ARESEP), define sus
funciones para el suministro de energia eléctrica en las etapas de generacién, transmision,
distribucién y comercializacién, para los servicios de telecomunicaciones.



Principios Regulatorios de la Ley 7593:

1. Potestad de velar por el cumplimento de los requisitos de calidad, cantidad,
oportunidad, continuidad y confiabilidad. Existe el seguimiento tarifario.

2. Servicio al costo y retribucion competitiva: se contemplen Unicamente los costos
necesarios para prestar el servicio, que permitan una retribucibn competitiva y
garanticen el adecuado desarrollo de la actividad.

3. Equilibrio  financiero: reconocimiento de costos de los distintos mecanismos de
contratacion de financiamiento de proyectos, la proteccion de los recursos hidricos,
costos y servicios ambientales.

A continuacion, se enumeran otras leyes importantes en el sector eléctrico costarricense

1. Ley No0.7200 Ley que Autoriza la Generacién Eléctrica Autonoma o Paralela

2. Ley No0.7447 Regulacion del Uso Racional de la Energia.

3. Ley No0.8345 Ley de Participacion de las Cooperativas de Electrificacion Rural
y de las Empresas de Servicios Publicos Municipales en el Desarrollo
Nacional.

4. Ley N0.8829 Modificacion del articulo 38 de la Ley No 7447 Regulacion del
uso racional de la Energia, de 03/11/1994 y sus reformas, Ley para Incentivar
el desarrollo y la utilizacion de Fuentes renovables de Energia.

5. Ley No0.9518 Incentivos y promocidn para el transporte eléctrico

Nicaragua

En el marco juridico nicaragiense en el 2012 en el Decreto Legislativo No. 6497 Digesto
Juridico del Sector Energético, este poder del Estado aprob6 reformas y leyes en materia
energética, que fortalecieron mas el sector, tales como:

1. LaleyNo. 785

2. Ley de Adicion del Literal m) al articulo 4 de la Ley No. 554 “Ley de Estabilidad
Energética”

3. Laley 839, “Ley de Reformas y Adiciones a la Ley No. 272

4. Ley de la Industria Eléctrica, a la Ley 554, “Ley de Estabilidad Energética”, de
Reforma a la Ley No. 661

5. Ley para la Distribucion y el Uso Responsable del Servicio Publico de Energia
Eléctrica” y a la Ley No. 641, “Cddigo Penal”

6. La Ley No. Ley 898, “Ley de Variacion de la Tarifa de Energia Eléctrica al
Consumidor”

7. LalLeyNo. 911, “Ley de Reformas a la Ley No. 554, Ley de Estabilidad Energética”

8. Ley 898, “Ley de Variacion de la Tarifa de Energia Eléctrica al Consumidor”

9. Ley 943, “Ley de Reforma a la Ley 898, Ley de Variacion de la Tarifa de Energia
Eléctrica al Consumidor”



Honduras

1.

Ley General de la Industria Eléctrica, regula las actividades de generacion,

transmisién, operacion, distribucién y comercializacion de electricidad; regula la

importacién y exportacion de energia eléctrica, en forma complementaria a lo

establecido en tratados internacionales sobre la materia, y la operacion del Sistema

Interconectado Nacional, incluyendo su relacion con los sistemas eléctricos de los
paises.

Ley de Promocioén a la Generacién de Energia Eléctrico con Recursos Renovables,

tiene como finalidad principal promover la inversion publica y/o privada en
proyectos de generacion de energia eléctrica con recursos renovables nacionales.

3. Reforma a la Ley de Promocién a la Generacion de Energia Eléctrico con Recursos

Panaméa

1.

Renovables, Reformar el Articulo 2 y sus numerales 1), 2) 3) y 5) de la Ley de
Promocion a la Generacion de Energia Eléctrica con Recursos Renovables.

La ley No. 6 es la ley principal que establece el régimen a que se sujetaran las
actividades de generacién, transmision, distribucidn y comercializacién de energia
eléctrica, asi como las actividades normativas y de coordinacién consistentes en
la planificacion de la expansién, operacion integrada del sistema interconectado
nacional, regulacion econdmica y fiscalizacion sus funciones son, propiciar el
acceso de las comunidades al servicio, fomentar la competencia del sector
privado, establecer el marco legal que incentive la eficiencia

Ley 45 de 4 de agosto de 2004 que establece incentivos a las energias renovables.

Los cambios que se enfocan en el fortalecimiento de las compras de energia y/o potencia han

resultados

1.

en:

La modificacién a las Reglas de Compras del Mercado Mayorista de Electricidad
aprobadas mediante Resolucion de ASEP AN No. 10922-Elec de 8 de febrero de
2017, que introdujo la figura del Comité Consultivo conformado por
representantes de las distribuidoras, que apoyara a ETESA en la preparacion de
los documentos para los actos de licitacion de Potencia y/o Energia y en la
evaluacion de las ofertas, e incluye, un nuevo procedimiento y plazos para la
preparacion y publicacion del informe anual de contrataciones.

Por su parte ETESA, ha realizado una contratacion de un nuevo modelo de
evaluacién para las compras de potencia y energia, que ofrecera la posibilidad
de encontrar soluciones que faciliten la competencia de diversas tecnologias de
generacion eléctrica y aumentar los niveles de transparencia de la informacion
dentro del proceso. Se prevé que sera necesario revisar los modelos de
contratacion vigentes y con ello, aprobar una modificacion a las Reglas de
Compras.

Otras Leyes importantes

Ley No. 10, que reorganiza la estructura y atribuciones del ente regulador de los

servicios publicos y dicta otras disposiciones.

Ley No. 15, establece las normas para subsidiar el consumo basico o de subsistencia

de los clientes del servicio publico de electricidad y dicta otras disposiciones.



Ley No. 37, por la que se establece el régimen de incentivos para el fomento de la
construccién, operacion y mantenimiento de centrales y/o instalaciones solares.

Ley No. 44, por la que se establece el régimen de incentivos para el fomento de la
construccién y explotacion de centrales edlicas destinadas a la prestacion del
servicio publico de electricidad.

Ley No. 45, que establece un régimen de incentivos para el fomento de sistemas de
generacién hidroeléctrica y de otras fuentes nuevas renovables y limpias, y dicta
otras disposiciones.

Ley No. 67, que modifica y adiciona articulos a la Ley 6 de 1997, sobre el marco
regulatorio e institucional para la prestacion del servicio publico de electricidad,
para impulsar la equidad en el suministro de energia eléctrica en las areas rurales.

Pais Ventaja Desventaja
Incentivos de Energias Renovables en la | La Ley General no menciona
El Salvador generacion de electricidad. la elaboracion de planes
indicativos de generacion; sin
e Exencién de derechos arancelarios a | embargo, establece que el
la importacion. (durante los primeros | Planeamiento de la
10 afios). expansion, las ampliaciones y
e Exencién del impuesto sobre la renta | refuerzos de la red nacional
por un periodo de cinco afios para | de transmision, asi como de
proyectos mayores a los 10 | SuU mantenimiento, estaran a
megavatios (MW), y por 10 afios para | €argo de Empresa
menos de 10 megavatios (MW) Tl’ansmisora de EI SalvadOI’
(ETESAL).
e 3. Exencién total del pago de
impuestos  sobre  los  ingresos
provenientes directamente de la venta
de las Reducciones Certificadas de
Emisiones (CERs, en el marco del
mecanismo para un desarrollo limpio),
0 mercados de carbono similares.
e Eslibre la generacién de electricidad y
Guatemala no se requiere para ello autorizacion | En el mercado mayorista

por parte del Estado, mas que las
reconocidas por la Constitucion
Politica de la Republica de Guatemala
y las leyes del pais.

o Es libre el transporte de electricidad,
también es libre el servicio de
distribucién privada de electricidad.

e Son libres los precios por la prestacion
del servicio de electricidad, con la
excepcion de los servicios de
transporte y distribucién, sujetos a
autorizacion. Las transferencias de
energia entre generadores,
comercializadores, importadores vy
exportadores que resulten de la
operacion del mercado mayorista,

puede existir una
minimizacion del poder de
decision: la posicion que
ocupan los empresarios
encargados de gestionar el
mercado mayorista es muy
favorable de cara a su
intervencion en la toma de
decisiones a nivel de
produccion. Toda la
capacidad de control que
ellos ganan, crece a costa de
una pérdida de poder en el
lado de los generadores mas
pequefios  estos, deben
someterse a la presion del
mercado  mayorista, por




estardn sujetas a regulacion en los
términos de la Ley.

encima del cumplimiento de
sus propios planes
estratégicos.

Costa Rica e Potestad de velar por el cumplimento | La planificacion y desarrollo
de los requisitos de calidad, cantidad, | del servicio eléctrico depende
oportunidad, en su totalidad del Instituto
continuidad y confiabilidad. Costarricense de Electricidad

e Servicio al costo y retribuciéon | (ICE) ademas es el Unico
competitiva: se contemplen | encargado de comprar y
Unicamente los costos necesarios | vender energia, esto afecta a
para prestar el servicio, que permitan | otros actores del mercado. El
una retribucion  competitva y | ICE también  opera el
garanticen el adecuado desarrollo de | mercado eléctrico esto hace
la actividad. gque no existe un mercado

competitivo ya que la ICE es

e Equilibrio financiero: reconocimiento | €l Unico comprador de
de costos de los distintos mecanismos | energia, creando un conflicto
de contrataciéon de financiamiento de | con las empresas
proyectos, la protecciéon de los | independientes que generan
recursos hidricos, costos y servicios | energia.
ambientales.

Leyes de Inversion:

e Trato igualitario a inversionistas
nacionales y extranjeros.

o Libre transferencia al exterior de
utilidades y dividendos relacionados
con la inversion.

e Acceso a financiamiento local.

Nicaragua En el articulo 12 se establece la obligatoriedad e Falta de normativas

para las distribuidoras a incluir en sus
procesos de licitacion para la compra de
energia y potencia la proveniente de fuentes
renovables con una duracion minima de 10
afios. El regulador se debe asegurar que el
pliego de cargos incluya la contratacién de un
porcentaje de energia renovable en acuerdo
con las politicas y estrategias establecidas por
el CNE. ElI Consejo Directivo de la
Superintendencia de Servicios Publicos
establecera la normativa para determinar los
precios a los cuales se podra contratar el
porcentaje de la energia renovable
establecida.

para la generacion y
venta de energias
renovables en el area
de distribucion
eléctrica.

e Falta de incentivos
para la generacion de
energias renovables

e Falta de subsidios
para tener precios
mAas justos en el costo
de energia




Honduras

e Elarticulo 12 de la misma ley
establece que las empresas de
generacién, sin importar la naturaleza
de su propiedad, podran vender a
distribuidores, a grandes
consumidores y a la ENEE. En el
caso de que la venta sea iniciativa del
generador, la ENEE garantizara que
el precio sea inferior o igual al costo
marginal de corto plazo. Por el
contrario, la compra es promovida por
la ENEE; entonces, el precio sera el
que resulte de la licitacion
correspondiente.

e En elarticulo 14 se reconocen a las
energias renovables, una ventaja
sobre la generacion convencional. En
los planes de expansion de la
generacion, las secuencias que
incluyan fuentes renovables pueden
superar hasta el 10% del valor
presente neto de la secuencia de
menor costo con fuentes
convencionales y ser consideradas
validas.

No existen otros beneficios
para el desarrollo de las
energias renovables.

Panama

En la Ley 45, se otorgan incentivos para el
fomento de sistemas de generacion
hidroeléctrica y de otras fuentes nuevas,
renovables y limpias. No pagaran cargos de
distribucion y transmision las plantas
hidroeléctricas menores a 10 MW, ademas
podrdn hacer contratos sin pasar por el
proceso de licitaciébn publica, mientras que
estaran exoneradas por los primeros 10 afios
los sistemas de 10 a 20 MW (pequefias
centrales) y por los primeros 10 MW. Los
incentivos basicamente fiscales se limitan a
las plantas de hasta 20 MW y menores.

e Exoneracibn de impuestos de
importacion, aranceles, tasas,
contribuciones y gravamenes, asi
como impuestos de transferencia de
bienes  corporales  muebles vy
prestacién de servicios para equipos,
maquinaria, repuestos y demas
insumos requeridos para la
construccion, operacion y
mantenimiento.

¢ Incentivo fiscal equivalente hasta por
el 25% de la inversion total directa
aplicable al Impuesto sobre la Renta

Relacién cerrada  entre
regulador y regulado donde
este Ultimo puede encapsular
al primero, puede ser
percibida como compleja vy
legalista y la definicion de
estandares aceptables
pueden ser dificiles.




con base en la reduccién de los GEl.
14

e Crédito fiscal hasta por el 5% de la
inversion total en obras de
infraestructura que después pasen a
ser de uso publico.

Tabla 3.1 Comparacion General de las Normativas Eléctricas de los paises
Centroamericanos. [2], [5], [10], [12], [15],[20].

4. METODOLOGIAS DE CARGOS APLICADOS EN EL PAIS

4.1 Metodologia del Cargo de Distribucion.
Marco normativo.

El articulo 67 de la Ley General de Electricidad establece que los cargos de distribucion se
basaran en el célculo de los costos medios de inversién, operacién y mantenimiento de una
red de distribucion eficientemente dimensionada y operada, de igual forma, establece que
para el calculo de los costos de operacién y mantenimiento, se utilizaran los costos anuales
de operacion y mantenimiento considerando costos locales y estandares internacionales de
eficiencia, pérdidas medias de distribucidon en potencia y energia y el valor esperado de
compensacion por falla (VECF), correspondientes a una red de distribucién dimensionada y
operada eficientemente, a continuacion se presenta el art 67 de la Ley General.[2].

Ley general de electricidad Art 67:

El Método para la determinacion de los cargos por el uso de sistemas de distribucién, debera
tomar en cuenta lo siguiente:

a) Los cargos se basaran en el calculo de los costos medios de inversiéon, operaciéon
y mantenimiento de una red de distribucién eficientemente dimensionada y
operada. Dichos costos medios no incluiran costos de mercadeo, comercializacion
y demas servicios al usuario final.

Como costo de inversion se utilizara la anualidad del valor nuevo de reemplazo de
una red de distribucion eficiente dimensionada al mercado. La anualidad sera
calculada considerando la vida util tipica de instalaciones de distribucion y la tasa de
descuento real definida en la presente Ley para tal efecto.

Como costos de operaciéon y mantenimiento se utilizaran los costos anuales de
operacién, considerando costos locales y estandares internacionales de eficiencia,
pérdidas medias de distribucién en potencia y energia y el valor esperado de las
compensaciones por fallas correspondientes a una red de distribucion dimensionada



y operada eficientemente, cuyos limites de compensacién y pérdidas eléctricas seran
establecidos por la SIGET.

b) Los cargos para la mediana y gran demanda seran calculados con base a la potencia
entregada por nivel de tension, sin considerar la energia a suministrar. En el caso de
aquellos usuarios correspondientes a la categoria tarifaria de pequefia demanda, el cargo
por distribucion se establecerd Unicamente en funcion de la energia demandada o
consumida.

c) Si el distribuidor hubiese recibido subsidios, subvenciones o donaciones para la
expansién y ampliacion de su red, se debera excluir del valor nuevo de reemplazo, el
valor de dichas aportaciones. Este ajuste se efectuara con base en la vida util tipica de
las instalaciones y la tasa de descuento establecida en la presente Ley para este efecto.

Los Cargos de Distribucion (CDistr) se calcularan dividiendo los costos anuales
correspondientes al Costo de Capital Anual (CCA) mas el Costo Total Anual de Operacion y
Mantenimiento (CTOM) para el subsistema correspondiente a cada nivel de tension, entre la
Capacidad Total de Transferencia (CTT) de dicho subsistema.

Los cargos de distribuciéon seran calculados en forma separada para las redes de Media
Tension (MT) y Baja Tension (BT), y serdn expresados en valores monetarios unitarios por
mes, especificamente en Délares de los Estados Unidos de América (US$) por kilovatio (kW)
y mes.

Los cargos de distribucion, con exclusién de las pérdidas de energia seran calculados
mediante las expresiones siguientes:

CDistrMT= (CCAMT + CTOMMT) / (CTTBT + CTTMT)
CDistrBT=(CCABT + CTOMBT)/(CTTBT)
Donde:

CDistrur es el cargo de distribucion de la red de MT.

CDistrgr es el cargo de distribucion de la red de BT.

CCAwr es el Costo Anual de Capital de la red de MT.

CCAgT €es el Costo Anual de Capital de la red de BT.

CTOMur es el Costo Total de Operacién y Mantenimiento de la red de MT.
CTOMgT es el Costo Total de Operacion y Mantenimiento de la red de BT.
CTTwr es la suma de las potencias maximas de los clientes de media tension.
CTTsr es la suma de las potencias maximas de los clientes de baja tension

CTTwr es la suma de las potencias maximas de los clientes de media tensién. En el caso de
las categorias tarifarias que requieran de medicién de potencia considerara, para el célculo
de la CTTwr, la suma del promedio de las potencias maximas registradas a los usuarios
comprendidos en estas categorias tarifarias para el afio base del estudio. En el caso de
aquellas categorias tarifarias 4 que no cuenten con medicién de potencia se considerara, para



el calculo de la CTTMT, la potencia maxima obtenida (para toda la categoria tarifaria) del
balance de potencia tarifario

CTTer es la suma de las potencias maximas de los clientes de baja tension. En el caso de
las categorias tarifarias que requieran de medicién de potencia considerara, para el calculo
de la CTTsr, la suma del promedio de las potencias maximas registradas a los usuarios
comprendidos en estas categorias tarifarias para el afio base del estudio. En el caso de
aguellas categorias tarifarias que no cuenten con medicién de potencia se considerara, para
el céalculo de la CTTsr, la potencia maxima obtenida (para toda la categoria tarifaria) del
balance de potencia tarifario

Las anualidades CCA y CTOM, seran expresadas en las monedas de curso legal; y CTTMT
y CTTBT en kW, por lo que CDistr estard dado en US$/kW/afo. Para efectos del pliego
tarifario, los cargos de distribucién seran expresados en valores mensuales iguales a un
doceavo (1/12) del CDistr anual determinado por medio de las formulas anteriores.

El célculo de los cargos de distribucion se realizar4 en 2 etapas de acuerdo al siguiente
detalle:

1. ETAPA 1: calculo del Costo de capital de red.

e Activo Bruto de Servicio (ABS).
e Activos Generales asignados a distribucion.

2. ETAPA 2: Calculo de los costos total de operacién y mantenimiento para los
subsistemas de MT y BT. Esta etapa comprende el célculo de:

e Costos Directos
o Determinacién de los costos de operacion y mantenimiento MT
o Determinacion de los costos de operacion y mantenimiento BT
o Calculo del valor esperado de compensacion por falla

e Costos Indirectos
o Determinacion de los costos indirectos
o Deduccion de ingresos no regulados
o Calculo del costo del capital de trabajo

ETAPA 1:
1. Determinacion del Activo Bruto de Servicio (ABS):

El célculo de ABS consistird en el andlisis completo de las instalaciones eléctricas reales de
la empresa, adaptadas a la demanda del mercado.

El ABS de la empresa esta definido como la suma del Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) de
los activos eléctricos necesarios para la prestacion del servicio.

Para la valorizacion de los activos eléctricos se utilizara la anualidad del Valor Nuevo de
Reemplazo considerando para el célculo lo dispuesto en el Manual de Costos Unitarios.



a. Factor de Recuperacién de Capital:

La formula de célculo a usarse para el Factor de Recuperacion de Capital, es la usada para

el calculo del pago periédico de una anualidad cuyo valor presente es conocido, y que se
presenta a continuacion:

i1+ "

FRC = |—/———i—

(1+i" - 1]

Donde:

e FRC = Factor de Recuperacién del Capital

e = Tasa porcentual de descuento (10% en base a lo establecido en la Ley General de
Electricidad, Art. 68)

e n =Arfios de vida util del bien, La valorizacién del ABS se realizara sobre la base del
analisis y adaptacion al mercado del sistema de distribucién en operacién al finalizar
el afio base del estudio segun lo dispuesto en el Acuerdo No. 38-E-2000 o el que lo
sustituya.

2. Determinacion de los Activos Generales asignados a Distribucion

Los AGD corresponden al VNR de instalaciones que, no siendo parte de las redes de
distribucion, son necesarias para la prestacion del servicio eléctrico. Los AGD estaran
compuestos por equipos de informatica y comunicaciones, o hardware (computadoras,
servidores, redes, impresoras, escaner, etc.), sistemas informaticos, o software (SCADA,
Sistema de Gestion Administrativa, Sistema de Gestion Comercial, Sistema de Gestidon de
Distribucion, etc.), bienes muebles (vehiculos y bienes y equipos muebles requeridos para la
prestacién del servicio), edificaciones, o bienes inmuebles (los edificios comerciales, técnicos
y administrativos requeridos para la prestacion del servicio).

CLASIFICACION DE LOS ACTIVOS GENERALES ASIGNADOS A DISTRIBUCION (AGD):
Los Activos Generales asignados a Distribucién se clasifican en las siguientes categorias:

e Equipos de informatica y comunicaciones, o hardware (AGDharq):
o Computadoras.
Servidores.
Redes.
Impresoras.
Escéaner.
o Etc.
e Sistemas informéaticos, o software (AGDsof):
SCADA.
Sistema de Gestion de Administracion.
Sistema de Gestion Comercial.
Sistema de Gestion de Distribucidn.
Etc.

O O O O

O O O O



e Bienes muebles (AGDgmue):

o Los bienes y equipos muebles necesarios para la prestacion del servicio.
e Edificaciones, o bienes inmuebles (AGDgnw):

o Los edificios comerciales,

o Técnicos y administrativos necesarios para la prestacion del servicio.

b. ANUALIDAD DE ACTIVOS GENERALES ASIGNADOS A DISTRIBUCION

El monto total de la Anualidad de los Activos Generales asignados a Distribucién (AAGD) se
determinard como la suma de los valores determinados para las distintas categorias de AGD,
segun la siguiente expresion:

AAGD= AGDHara+ AGDsoft + AGDsmue + AGDginm

La asignacion del monto de la Anualidad determinada para los Activos Generales asignados
a Distribucion (AAGD) a las etapas de MT y BT de la red se efectuara en forma proporcional
a sus respectivos Activos Brutos de Servicio, segun las siguientes expresiones:

AAGDMT=AAGD x ABSMT/(ABSMT+ABSBT)
AAGDBT=AAGD x ABSBT/(ABSMT+ABSBT)
Donde:

AAGDMT: Anualidad de los Activos Generales asignados a Distribucion en la red de MT
AAGDBT: Anualidad de los Activos Generales asignados a Distribucion en la red de BT
AAGD: Anualidad de los Activos Generales asignados a Distribucién

ABSMT: ABS de las instalaciones de distribucién correspondientes a la red de MT
ABSBT: ABS de las instalaciones de distribucién correspondientes a la red de BT.

c. La Anualidad del Activo Fijo Bruto (AAF)

La Anualidad del Activo Fijo Bruto de las instalaciones de distribucion y de los activos
generales sera calculada mediante la aplicacién del Factor de Recuperacién del Capital (FRC)
a los correspondientes ABS y AGD. Las AAF de las redes MT y BT estaran dadas por las
siguientes expresiones:

AAFMT=FRCMTxABSMT+AAGDMT
AAFBT=FRCBTxXABSBT+AAGDBT
Donde:

e AAFMT = Anualidad del Activo Fijo Bruto de la red de MT.
AAFBT = Anualidad del Activo Fijo Bruto de la red de BT.



FRCMT = FRC para la vida util media de la red de MT.
FRCBT = FRC para la vida atil media de la red de BT.
ABSMT = Activo Bruto de Servicio de las instalaciones de distribucién correspondientes
alared de MT.

e ABSBT = Activo Bruto de Servicio de las instalaciones de distribucion correspondientes
alared de BT.

e AAGDMT = Anualidad de los Activos Generales de Distribucion asignados a la red de
MT.

e AAGDBT = Anualidad de los Activos Generales de Distribucion asignados a la red de BT.

El Costo de Capital Anual (CCA) a considerar para la determinacién de los cargos de
distribucioén, seréa calculado de la siguiente forma:

CCAMT = AAFMT
CCABT = AAFBT
Donde:

e CCAMT=CCAdelaredde MT
CCABT =CCAdelared de BT

ETAPA 2:
Calculo de costos totales de operacion y mantenimiento de la red
Se obtienen de la siguiente expresion:
CTOMwr = CAOMuyr + CCTwr + CIndur + VECFur + OMCTur
CTOMgr = CAOMgr + CCTer + CIndgr + VECFgr + OMCTar
Donde:

CAOMur = Costo anual de operacion y mantenimiento de la red de MT.

CCTwr = Costo del capital de trabajo de la red de MT.

Cindur = Costo Indirecto de Administracion de las instalaciones de MT.

VECFwr = Valor Esperado de Compensacion por Fallas de la red de MT.

CAOMgr = Costo anual de operacién y mantenimiento de la red de BT.

CCTasr = Costo del capital de trabajo de la red de BT.

Clindgr = Costo Indirecto de Administracion de las instalaciones de BT.

VECFgT = Valor Esperado de Compensacion por Fallas de la red de BT .

OMCTwmr = Monto equivalente a la Anualidad de la totalidad de las Obras para el
mejoramiento de la calidad en redes MT propiedad de terceros en el quinquenio,
incluyendo los costos anuales de remocion y desmontaje de las obras.



e OMCTgr = Monto equivalente a la Anualidad de la totalidad de las Obras para el
mejoramiento de la calidad en redes de BT propiedad de terceros en el quinquenio,
incluyendo los costos anuales de remocidn y desmontaje de las obras.

Costos Anual De Operacién Y Mantenimiento (CAOM)

Los costos de operacién y mantenimiento, asi como los costos de atencién al cliente seran
calculados a partir de los gastos del afio base, reportados por las distribuidoras en el sistema
uniforme de cuentas (SUC). Los costos SUC deberan ser evaluados y procesados sobre la
base de los lineamientos definidos en los siguientes parrafos, tomando en cuenta auxiliares
contables u otro tipo de informaciéon que permita establecer adecuadamente los costos de
operacion y mantenimiento.

No podran formar parte de los costos de comercializacion y de operacién y mantenimiento
para propésitos tarifarios los siguientes costos informados en el SUC, los cuales deberan
estar debidamente identificados:

1. Honorarios por Transferencia de Tecnologia y Asesoria Administrativa.
2. Multas y penalidades.

3. Impuesto sobre la renta.

4. Costos asociados a actividades reguladas que no forman parte de la tarifa de
energia eléctrica (conexiones, reconexiones, etc.)

Costos asociados a actividades no reguladas.

Costos de apoyo e indirectos asignados a los numerales 4y 5.

Gastos financieros.

Amortizaciones y depreciaciones.

. Gastos en Publicidad Institucional.

10. Gastos diferidos del periodo.

© NGO

Se definen como actividades de Operacion y Mantenimiento (OyM), aquellas en las que
incurre la empresa al realizar el mantenimiento correctivo, preventivo y predictivo de los
equipos e instalaciones que constituyen las redes de distribucion y las operaciones
necesarias ante tareas programadas y para reponer la continuidad del servicio.

Para determinar los Costos de Operacion y Mantenimiento incurridos por la empresa, se
reconocen los procesos constitutivos de las tareas propias de OyM asociados a los principales
tipos de instalaciones: red de baja tension (red BT) donde se encuentran incluidos los costos
de centros de transformaciéon MT-BT (CT MT/BT) y red de media tension (red MT).

La determinacién de los Costos Anuales de Operacion y Mantenimiento de la Red de
MT(CACOMwr), se realiza, considerando al menos las siguientes actividades:

e Actividades MT

m  Mantenimiento de Scada y Radiocomunicacion

m Monitoreo y Control de Sistemas
Mantenimiento de Redes de Distribucion
Mantenimiento de Equipos en Lineas Aéreas
Mantenimiento de Medidores y Equipos de Medicion
Mantenimiento de Subestaciones



Mantenimiento de Sistema de Informacién Geogréfico
Monitoreo y Gestion de la Calidad del Servicio

Personal Temporal

Materiales y Suministros Contratista - Mantenimiento de
Subestaciones

Contratista — Mantenimiento de Lineas Aéreas

Contratista — Mantenimiento de Herramientas y Equipo
Contratista — Otros Servicios Contratados

Contratista — Lectura de Medidores

Contratista — Suspension de Servicios Inspecciones Lectura de
Medidores

La determinacion de los Costos de Anuales de Operacion y Mantenimiento de la Red de
BT(CACOMegy), se realiza, considerando al menos las siguientes actividades:

e Actividades BT

= Monitoreo y Control de Sistemas

Mantenimiento de Redes de Distribucion
Mantenimiento de Transformadores MT/BT
Mantenimiento de Medidores y Equipos de Medicion
Mantenimiento de Sistema de Informacién Geografico
Monitoreo y Gestion de la Calidad del Servicio
Lectura de Medidores

Lectura de Medidores — Materiales y Suministros
Personal Temporal

Materiales y Suministros

Contratista — Mantenimiento de Lineas Aéreas
Contratista — Mantenimiento de Herramientas y Equipo
Contratista — Otros Servicios Contratados

Contratista — Lectura de Medidores

Contratista — Inspecciones

Contratista — Suspensién de Servicios

Los costos anuales de operacion y mantenimiento de las redes MT (CAOMMT) y BT
(CAOMBT) a transferir a tarifas se determinara segun las siguientes expresiones:

CAOMwmT=K A3usTE*CACOMMT

CAOMg1=Ka3usTE®*CACOMBT

La empresa debera identificar debidamente en el SUC aquellos costos que puedan generar
duplicidad de reconocimiento con los activos generales de distribucion (p.e.: alquileres,
compra y/o alquiler de bienes muebles, etc.).

Seran descontados de los costos de operacién y mantenimiento aquellos costos que sean
considerados dentro de la valorizacion del ABS de la empresa (p.e.: Planificacion, Ingenieria,
gue estan considerados dentro del Manual de Costos Unitarios).



La totalidad de los costos resultantes del proceso de revision y ajuste mencionado se
denominaran CostosSUC. Dichos costos deberan ser inferiores a los costos limites eficientes
determinados por la SIGET (CostosLIM) a partir de indicadores de costos eficientes
calculados con base en los costos aprobados a las empresas durante la revision tarifaria del
afo 2007.

Si:

1. CostosSUC menor o igual que CostosLIM: kajuste=1
2. CostosSUC mayor que CostosLIM : En este caso se debe calcular el factor de ajuste
(Kasuste) proporcional de los costosSUC de modo que kajuste *CostosSUC = CostosLIM.

Costo Indirecto De Administracion De Las Instalaciones (Cind)

Del sistema uniforme de cuentas se determinaran los Costos Indirectos (administracion y
finanzas, otros costos de gestibn comercial, etc.), Servicios Generales (telefonia y
comunicaciones, correo, fletes, seguridad, aguas, limpieza de las instalaciones,
mantenimiento y reparacion de las instalaciones y vehiculos, etc.) y Otros Egresos (tales
como bienes de consumo varios, Utiles, papeleria, fotocopias, representacion, viaticos y
movilidad, combustibles y lubricantes, etc.) que requiera la empresa para el desarrollo de sus
actividades de forma eficiente.

1. Direccion y Administracion: incluye las tareas de direccién, gerencia general, auditoria
externa e interna, asesoria legal, relaciones institucionales, administracion y
contabilidad general, control y gestion del presupuesto, compras y licitaciones,
procedimientos y control, administracion del financiamiento, soporte y desarrollo de
sistemas de informacion, etc.

La determinacioén de los Costos Indirectos de Direccién y Administracion (Cindpa), se realiza,
considerando al menos las siguientes actividades, de acuerdo a lo detallado en la tabla
siguiente:

e Actividades - Direccion y Administracion
m Costos de Personal
Materiales y Suministros de Oficina
Seguro sobre Bienes
e Personal Temporal
e Servicios Generales

2. Otros Costos de Gestion Comercial: incluye las tareas comerciales no consideradas
en los costos directos de atencion al cliente, o sea las tareas administrativas asociadas
al control de facturacion y de cobranzas y aquellas tareas relativas al control de la
calidad de servicio comercial, al control de las pérdidas y a la lectura de medidores.

La determinacién de los Otros Costos de Gestion Comercial (Cindcc), se realiza,
considerando al menos las siguientes actividades, de acuerdo a lo detallado en la tabla
siguiente:



e Otros Costos de Gestion Comercial
o Sistemas y Procesos Comerciales
m  Compras de Energia y Asuntos Regulatorios
m Contratista — Otros Servicios Contratados

El monto total de los costos indirectos sera la suma de los valores determinados para las
distintas categorias, segun la siguiente expresion:

Cind=Cindpa+ Cindcc

La asignacion de los Costos Indirectos totales a las instalaciones de MT y BT se efectuara en
forma proporcional a los correspondientes costos directos de operacion y mantenimiento,
segun las siguientes expresiones:

Cindwr=Cind x (CAOMwut/ (CAOMwmT+ CAOMBT))

Cindsr=Cind x (CAOMg1/ (CAOMwmT+ CAOMET))

Donde:
e Cindur: Costo Indirecto de Administracion de las instalaciones de MT.
e Cindgr: Costo Indirecto de Administracion de las instalaciones de BT.
e CAOMur: Costo anual de operacién y mantenimiento de la red de MT.
e CAOMur: Costo anual de operacién y mantenimiento de la red de BT.

Céalculo Del Costo Del Capital De Trabajo (Cct)

El calculo del Costo del Capital de Trabajo (CCT) se debera realizar a partir de una simulacién
de la operacion tipica de la empresa. EI CCT corresponde al costo financiero necesario para
cubrir el desfase de recaudacién respecto de los pagos por compra de energia y los gastos
operativos del primer afio de operacion de la Empresa. Los pagos por compra de energia
seran aquellos correspondientes al mercado del afio base, considerando el precio promedio
ponderado de la energia.

Los gastos operativos seran los correspondientes a los costos calculados de acuerdo a la
metodologia definida en este documento. La tasa de interés que debera utilizarse para
calcular el costo del capital de trabajo es la tasa de interés basica activa -TIBA - para
préstamos de hasta un afio para el afio base del estudio.

El calculo del CCT se debera realizar a partir de una simulacién de la operacion tipica de la
empresa considerando lo siguiente:

e Se determinaran los flujos de ingresos y egresos y la necesidad de financiamiento que
de ello se deriva. De esta manera se considera el desfase producido entre la cobranza
de ventas y los desembolsos que la empresa debe realizar para su operacién
considerando lo siguiente:

o El periodo de facturacion a los usuarios;

o Plazos de pago de las compras de energia, remuneraciones, servicios de
terceros y otros gastos de la empresa distribuidora-comercializadora. (Por ej.:
garantias por las operaciones de compra-venta de energia).



o Para el caso del costo de capital ocasionado por el desajuste entre los ingresos
y los costos por las transacciones de la compra-venta de energia de la
distribuidora al inicio del afio base, este célculo se efectuara tomando en
consideracion los siguientes aspectos:

a. El volumen total de energia comprada por la distribuidora durante el
periodo que servira como base para el calculo del precio ajustado de
la energia a ser aplicado a partir del 12 de enero del afio base.

b. La diferencia entre el precio promedio ponderado de la energia en el
Mercado Regulador del Sistema en punta, resto y valle, en el periodo
comprendido entre el 1 de enero al 31 de diciembre de 2002 aprobado
por SIGET para cada distribuidora y los precios del Mercado Regulador
del Sistema (MRS) durante el periodo que servira como base para el
célculo del precio ajustado de la energia a ser aplicado a partir del 12
de enero del afio base.

c. Los comprobantes mensuales de cobro o pago, asi como el calendario
de facturacion y liquidacion que emite la Unidad de Transacciones al
Distribuidor debidamente certificados, de conformidad con lo dispuesto
en el Anexo 14 - Administracion de los Procesos de Facturacion y
Liquidacion contenido en el Reglamento de Operacion del Sistema de
Transmision y del Mercado Mayorista Basado en Costos de Produccién
(ROBCP).

d. Paraello se estimara el flujo de ingresos y egresos desde el primer dia
de periodo tarifario (considerando como si se iniciaran las operaciones
en ese momento) excluyendo los efectos de cambios de periodicidad
del ajuste del precio de la energia o cualquier otro evento particular
derivado de una modificacion regulatoria que tenga impacto en el flujo
de efectivo, (considerando las condiciones de operacion y naturaleza
de los gastos e ingresos) hasta el 31 de diciembre de dicho afio.

e Durante ese periodo, se determinaran los saldos diarios negativos, se calculara el
interés diario y se lo actualizara al final del afio, de esa manera la sumatoria de la
actualizacion de los intereses diarios sera el costo del capital de trabajo.

La asignacion del monto determinado para el Costo del Capital de Trabajo a las etapas de
MT y BT de la red se efectuara en forma proporcional a los volimenes de energia anual
facturada en cada nivel de tension.

Célculo Del Valor Esperado De Compensaciéon Por Falla Y Calculo Del Valor De Las
Pérdidas Medias De Energia (Vecf)

El VECF representa el costo de la energia no entregada a los consumidores finales de la red
y el nivel de calidad del servicio obtenido con el ABS reconocido los cuales deberan ser
compensados por todas las fallas reales que el sistema tenga, de acuerdo a lo establecido en
el articulo 93 del Reglamento de la Ley General de Electricidad. Para su calculo se considera
la probabilidad de salida forzada de los elementos correspondientes a sistemas
eficientemente operados y mantenidos.

El VECF se calculard mediante la siguiente expresion:



VECFMT = (EAVBT+ EAVMT) (FSFEMT)(CENS)
VECFBT = (EAVBT)(FSFEBT)(CENS)
Donde:

VECFMT = VECF de la red de MT (US$ /afio).
VECFBT = VECF de la red de BT (US$ /afio).
EAVMT = Energia anual distribuida (incluye energia entregada a suministros
comercializados) en MT.
e EAVBT = Energia anual distribuida (incluye energia entregada a suministros
comercializados) en BT.
CENS = costo econémico de la energia no servida (US$/kWh).
FSFEMT = Factor de salida forzada equivalente de la red de MT.
FSFEBT = Factor de salida forzada equivalente de la red de BT.

CENS: Este valor esta fijado por el Reglamento de la Ley General de Electricidad y
corresponde al 200% del valor de la energia. El valor de la energia que debera utilizarse para
cuantificar el CENS se calculara como el cociente entre el ingreso total anual facturado en el
cargo por energia, por la distribuidora a sus usuarios finales (excluyendo comercializadores)
y el total de la energia facturada a los mismos, en el afio base del estudio.

El Manual de Confiabilidad de la SIGET establece para las redes de MT y BT, los Factores
de Salida Forzada (FSF) admisibles. Estos FSF estaran definidos con base en el nimero de
fallas por afio, tiempos medios de reparacion y tiempos de indisponibilidad programada. El
Factor de Salida Forzada Equivalente (FSFE) de una red correspondera al valor ponderado
de los FSF sobre la base de la capacidad nominal de los elementos de la red.

Determinacién De Las Inversiones Necesarias Para Sustituir Las Redes Que No Son
Propiedad De La Distribuidora Y Que No Cumplen Con Las Normas De Calidad Del
Servicio Y Seguridad De Las Instalaciones (Omct).

Las redes que no son propiedad de la empresa y que estan siendo operadas por ésta para
proveer el servicio a sus usuarios finales, seran sujetas de tratamiento especial, de
conformidad con lo dispuesto en la Ley General de Electricidad, con el objeto de garantizar
la seguridad, la calidad y el acceso del suministro a los usuarios finales que reciben el servicio
de energia eléctrica a través de éstas.

Para redes propiedad de terceros con deficiencias en los indicadores de calidad o que
presenten riesgos para las personas, la empresa distribuidora debera incluir en su propuesta
de costos de operacién y mantenimiento a reconocer, un monto equivalente a la anualidad de
las obras que se ejecutaran en el quinquenio.

Para lograr el objetivo anterior, las empresas distribuidoras deberan calcular el flujo total de
desembolsos de las obras a ejecutar durante el quinquenio para normalizar redes de terceros
que no cumplen con las normas de calidad del servicio y seguridad en las instalaciones en su
area de servicio mediante la siguiente metodologia:



e El flujo de desembolsos incluird los costos de remocién y desmontaje de las
instalaciones a sustituir, los cuales deben estar debidamente especificados.

e Elflujo anterior, se expresara a valor presente del afio base, con la tasa de descuento
definida en el articulo 68 de la Ley General de Electricidad.

e Se calculara la anualidad a reconocer en cada afio del periodo tarifario considerando
las vidas utiles definidas en el Acuerdo No. 38-E-2000.

e De los montos incurridos para la ejecucion de este tipo de proyectos en el periodo de
revision quinquenal, se calculard un costo promedio por kilbmetro de linea para
normalizar la red de terceros durante un afo, el cual incluird el costo de remocién y
desmontaje de las instalaciones.

e Con base a la cantidad de kildmetros de redes a normalizar y el costo promedio por
kilbmetro de linea, se calculara el monto total requerido para normalizar la totalidad
de las redes durante el resto del quinquenio.

e Ladistribuidora propondré en su propuesta tarifaria el minimo de los periodos tarifarios
gue se requieran para normalizar la totalidad de las redes.

Este procedimiento serd aplicable en cuanto se determine la existencia de redes de
distribucién que no son propiedad del distribuidor que se encontraran en mal estado o
representen riesgo para las personas por causa de deficiencias de construccion con respecto
a los estandares constructivos y de calidad del servicio vigentes.

4.2 Metodologia del Célculo de Cargo de Comercializacion:

Para el céalculo de los cargos de comercializacién (CC), aplicables a los usuarios finales de
las empresas distribuidoras que actien como comercializadoras en el area geografica donde
se ubican sus redes. Estos cargos calculados a nivel global, seran utilizados para establecer
el componente de cargos de comercializacion que la Distribuidora presentara para aprobacion
de la SIGET.[2].

Los cargos de comercializacion se calcularan para el mercado de la empresa correspondiente
al afio inmediatamente anterior al de aprobacion de éstos, denominado en adelante afio base
del estudio. Los costos de comercializacion deberan corresponderse con el mercado atendido
por la empresa en dicho afio. La determinacion de los costos de comercializacion reconocidos
como tales, seran referenciados de los registros contables de la empresa durante el afio base,
los cuales deberan ser informados mediante un sistema uniforme de cuentas — SUC - que
sirva de base para el calculo de los cargos.

Costos Directos De Atencidon Al Cliente

Los Costos Directos de Atencién al Cliente corresponden a las actividades directas de
atencion en oficinas y telefénica a clientes (AC) y a todas las tareas que integran el ciclo
comercial “regular” (facturacion, emision y distribucion de facturas y cobranza).

Se reconocen inicialmente los procesos constitutivos de las tareas propias de AC, como son:
la atencion a clientes (en oficinas y telefénica), la facturacion y la cobranza de las facturas.

CACAC: La determinacion de los Costos Anuales de Atencidon a Clientes, se realiza
considerando al menos las siguientes actividades:



e Actividades Comerciales
e Atencion al Cliente
m Facturacion
Notificacion
Colecturia Gestion Clientes Estatales y Municipales
Call Center
Mantenimiento de Flota
Personal Temporal
Contratista — Facturacién y Notificacion
Contratista — Colecturia
Contratista — Otros Servicios
Materiales y Suministros

Estas actividades comerciales deben ser asignadas a los siguientes rubros de costos:

e CACAC: Representa los Costos Anuales de Atencion al Cliente
e CACF: Representa los Costos Anuales de Facturacion.
e CACC: Representa los Costos Anuales de Cobranza.

De esta manera los Costos de Atencion al Cliente a transferir a los Cargos de
Comercializacion (CoACi) se determina segun la siguiente expresion:

CoAC= CACAC+ CACF+ CACC,

Los Cargos de Comercializacion se calcularan con base en los Costos de Atencion al Cliente
(CoAC) y al Nimero de Usuarios, separandolos en dos bloques:

a) usuarios de pequefia y mediana demanda.

b) usuarios de gran demanda, en funcién de los costos anuales de esta actividad, originados
por cada grupo y tipo de usuarios y la cantidad promedio anual de clientes de dicho grupo de
usuarios reportados durante el afio base.

Los CC seréan calculados mediante las expresiones siguientes:
CCi=CoAci/NPUi

e i =pequefia mas mediana demanda, y gran demanda.
e CO0ACi = Costo de Atencioén al Cliente para el tipo de cliente .
e NPUi = Numero promedio de clientes del tipo i en el afio base del estudio.

Los cargos de atencion al cliente que seran incluidos en los pliegos tarifarios deberan
expresarse en valores monetarios unitarios por mes, especificamente dolares de los Estados
Unidos de América (US$) por cliente y mes. Los cargos mensuales se calcularan como la
doceava parte de los CCi definidos en la expresion anterior.

Requerimiento De La Informacién

Las empresas deberan suministrar a la SIGET copia de toda la informacion que se le haya
solicitado con motivos del calculo del cargo de distribucién y cargo de comercializacion en



medio digitalizado (dos copias en medio no regrabable), de acuerdo al cronograma definido
por la SIGET. A la informacién entregada se le debera adjuntar un archivo de planilla de
calculo con una “tabla de contenido”, en el que se describa la informacién contenida en los
medios digitales entregados, indicando: nombre de archivo y descripcién del contenido del
mismo. La informacién que no se encuentre identificada y detallada en dicha tabla de
contenido podré ser considerada como no entregada por la SIGET

4.3 Metodologia del Establecimiento del Cargo de Energia

4.3.1 Definicién

Este es el cobro por la energia que se consume durante el mes. Este precio de la energia
no lo establece las empresas distribuidoras (CAESS, CLESA, EEO, DEUSEM etc.), sino
gue es definido por las empresas que generan la energia, aprobado por la SIGET. Lo que el
usuario final paga, la empresa distribuidora lo traslada directamente al productor.[2].

4.3.2 Marco Legal y Metodologia
Reglamento de la Ley General de Energia

Art. 90.- Aprobado el pliego tarifario, los precios, cargos y costos incluidos en el mismo,
seran ajustados por los distribuidores que actien como comercializadores en el area
geografica donde se ubican sus redes, con el objeto de mantener su valor real, utilizando
las siguientes férmulas:

a) El precio de la energia sera ajustado trimestralmente conforme la siguiente formula
y condiciones de aplicacion:

CE + AF
Nt Eret; + X!, Eret renovable;

PE, =

Con:

Nt Nc Nt Neo
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i=1 ;= .

i=1

3 ’ Ne )
+ Z (Crer;f — Z Ceony; ) = CC
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3 Nc

+ Z Z Cecony; x PCcony;
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e PE: Precio de la energia trimestral.
e CE: Costo de la energia.



e FEret;: Energia total retirada por el distribuidor en el Mercado Mayorista en la hora "i"
del trimestre calendario inmediatamente anterior al mes en que se efectla el ajuste.

e Eret renovable: Energia total retirada por el distribuidor en la hora "i"* del trimestre
calendario inmediatamente anterior al mes en que se efectla el ajuste, proveniente
de contratos de fuentes renovables con generacion conectada directamente al
sistema de distribucién, suscritos a través de licitaciones especiales.

e Econj: Energia comprometida en contrato "j", correspondiente a la hora "i" del
trimestre calendario inmediatamente anterior al mes en gque se efectla el ajuste.

e Econ renovablej: Energia proveniente del contrato de fuentes renovables "j" en la
hora "i"* del trimestre calendario inmediatamente anterior al mes en que se efectia el
ajuste, proveniente de contratos de fuentes renovables con generacién conectada
directamente al sistema de distribucion, suscrito a través de licitaciones especiales.

e MRS;: Precio MRS en la hora "i" del trimestre calendario inmediatamente anterior al
mes en que se efectla el ajuste.

e PEconj: Precio de la energia del contrato "j”, vigente en cada hora "i" del trimestre
calendario inmediatamente anterior al mes en que se efectla el ajuste, incluidos los
cargos por uso del sistema de transmision y pérdidas técnicas, operacion del sistema,
servicios auxiliares y otros similares que corresponda trasladar a los usuarios
conforme la normativa en vigencia.

e PEcon renovablej: Precio de la energia del contrato de fuentes renovables "j*) en la
hora "i" con generacion conectada directamente al sistema de distribucion, suscrito a
través de licitaciones especiales.

e Cretk: Potencia retirada por el distribuidor en el periodo de control de la capacidad
firme del sistema eléctrico, conforme al balance de potencia firme efectuado para el
mes "K" por la Unidad de Transacciones en el Mercado Mayorista.

e Ccony;: Capacidad comprometida en el periodo de control de la capacidad firme del
sistema eléctrico en el contrato "j" correspondiente al mes "k" del trimestre calendario
inmediatamente anterior al mes en que se efectla el ajuste.

e CCy: Cargo de capacidad vigente en el MRS en el mes "k" del trimestre calendario
inmediatamente anterior al mes en que se efectla el ajuste.

e PCcony;: Precio de capacidad del contrato "j" correspondiente al mes "k" del trimestre
calendario inmediatamente anterior al mes en que se efectla el ajuste.

e Nt: Numero de horas del trimestre calendario inmediatamente anterior al mes en que
se efectlia el ajuste.

e Nc: Numero de contratos vigentes en el trimestre calendario inmediatamente anterior
al mes en que se efectla el ajuste.

e Nr: Numero total de contratos de fuentes renovables con generacién conectada
directamente al sistema de distribucién, suscritos a través de licitaciones especiales.

e AF: Ajuste financiero por costos o beneficios originados por el financiamiento de las
Diferencias de Precios mensuales (DP), acumuladas en el trimestre inmediatamente
anterior al mes en que se efectla el ajuste.

El ajuste del precio de la energia se aplicara trimestralmente y el mismo entrara en vigencia
el dia 15 de los meses de enero, abril, julio y octubre, segun corresponda. El ajuste sera de
aplicacion automatica.

El DP sera calculado mediante la siguiente férmula:



H
DP = Z Emrs; x (PEo — PMon,)
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Donde:

e DP: Es el monto mensual originado por la energia retirada por cada distribuidor en el
MRS y las diferencias de precio de la energia.

e PEo: Precio de la energia en punta, resto y valle del periodo comprendido, aprobado
por la SIGET para cada distribuidor.
Emrsi: Energia retirada por el distribuidor en la hora "i" al MRS.
PMoni: Precio mondémico de la energia en el MRS en la hora "i" en el nodo
correspondiente.

e H: Numero de horas totales del mes.

4.3.3 Metodologia Cargo de Transmisién

4.3.3.1 Marco Legal
Ley General de Electricidad

Art. 9. Los cargos por el uso de las redes de transmision y distribucién, por la operacion
coordinada del sistema de transmision, la operacion del mercado mayorista, las ventas al
usuario final, los cargos por conexion y reconexion de usuarios finales a redes de distribucion
y para la conexién de nuevas redes de distribucion, estaran sujetos a la regulacion y
aprobacioén por parte de la SIGET.

Reglamento de la Ley General de Electricidad

Art. 65.- Los métodos para la fijacién de los cargos que cobrara la UT, por la operacién del
sistema de transmision y del mercado mayorista, seran establecidos por la SIGET, por medio
del Acuerdo

Acuerdo N° 56-E-2000

Art. 3.- A mas tardar el primer dia habil del mes de diciembre de cada afio, el transmisor
debera presentar a la SIGET, el célculo de los requerimientos de ingresos anuales (RI), que
ha determinado como necesarios para cumplir sus funciones durante el afio calendario
inmediato siguiente. La SIGET debera verificar que los célculos presentados por el transmisor
cumplen con lo dispuesto en el presente Acuerdo. Para lo anterior, la Empresa Transmisora
debera remitir la informacién que respalde los Requerimientos de Ingreso, asi como cualquier
otra informacién complementaria que sea solicitada por la SIGET.

Art. 4.- Los Rl deberan incluir los costos siguientes:



a) Costo de Operacién y Mantenimiento (COM) de una red de transmision eficientemente
operada, incluyendo el costo de los materiales que se consumen anualmente, asi como
herramientas, repuestos y otros que sea hecesario reponer por desgaste, y la reposicion de
equipos que hayan cumplido su vida Gtil o se haya vuelto obsoleto. Para el calculo de estos
costos se utilizaran estandares internacionales de eficiencia, considerando costos promedios
locales y niveles minimos de calidad que hayan sido establecidos por SIGET;

b) Los costos de mantenimiento deberan tomar en cuenta la Anualidad del Valor Nuevo de
Reemplazo del equipo necesario para el mantenimiento eficiente de la red (AVNR),
considerando la vida atil tipica del equipo y una tasa real de descuento del diez por ciento
(10%) anual;

c) Los costos de operacién deberan incluir el Valor Esperado de las Compensaciones por
Fallas (VECF) correspondientes a una red de transmision operada eficientemente, de acuerdo
con lo dispuesto en los Arts. 57 literal d) y lo establecido en el Art. 63 inciso tercero de la Ley
General de Electricidad.

Art. 5.- Con el célculo de los RI de la Empresa Transmisora, debera someterse a la
aprobacion de la SIGET el plan de reemplazo de equipos mayores para el periodo de vigencia
del CUST, indicando ubicaciéon del equipo, las justificaciones del cambio y los precios
estimados, en base a cotizaciones o0 contratos recientes.

Art. 6.- Para el célculo de la AVNR, debera prepararse un inventario de equipos utilizados
para el mantenimiento, incluyendo el costo de reemplazo y la vida util tipica de cada uno.

Se entenderd como equipos de mantenimiento de la red, las herramientas y equipos de
transporte. No podran ser considerados como equipos de mantenimiento, los dispositivos que
formen parte integrante de las instalaciones de la red de transmision. La AVNR para cada tipo
de equipo, deberé calcularse con base a su vida Util tipica y la tasa de descuento establecida,
utilizando la siguiente férmula:

i(1+ 0n

Donde:
a;: anualidad del costo de reemplazo del equipo de tipo en colones;

ni: numero de unidades del equipo necesarias para la operacion y mantenimiento eficiente
del sistema de transmision; y,

N: ndmero de tipos de equipo necesario para la operacion y mantenimiento eficiente del
Sistema de Transmision

Art. 7.- El célculo de VECF requiere la aplicacion del siguiente procedimiento:

a) Identificar los estados de carga del sistema de Transmision (generacion y demanda)
esperados para cada afno;



b) Estimar los precios del Mercado Regulador del Sistema (MRS) en cada nodo, asociados
a los estados de carga antes mencionados;

c) Identificar las fallas posibles del sistema de transmision eficientemente operado y sus
probabilidades asociadas, utilizando un método probabilistico para la simulacién de fallas;

d) Calcular los nuevos estados de carga que se darian después de una falla;
e) Estimar los precios del MRS en cada nodo después de la falla;
f) Estimar las compensaciones a los generadores asociadas a cada falla posible; y

g) Calcular el valor de VECF con la esperanza matematica de las compensaciones
asociadas a cada falla posible identificada y evaluada, utilizando la férmula siguiente:

F
VECF = ) G
=1

Donde:

Cf: Monto de las compensaciones asociadas a la falla f;
Pf: Probabilidad de ocurrencia de la falla f;
F: Nimero de fallas posibles

Art. 9.- Los RI estan dados por:
Rl = COM + AVNR + VECF - INEX
Donde:

INEX: Monto correspondiente al setenta y cinco por ciento (75%) de los ingresos percibidos
por el transmisor en los doce meses calendario anteriores a la fecha de presentacién de
aprobacién de los Requerimientos de Ingreso, por concepto de cargos de transmisién por
inyecciéon de potencia no declarada para el calculo del CUST de acuerdo a lo establecido en
los Articulos 12 y 15.

Art. 10.- Los generadores conectados directamente a la red de transmisién deberan declarar
la potencia maxima a transmitir a efecto de realizar el calculo del CUST, utilizando la férmula
siguiente:

g

Potencia CUST; = » MW
i=1

Donde:

MWJ: Capacidad maxima a transmitir declarada por el generador j para el afio
siguiente, en megavatios
g: Numero total de generadores conectados al sistema.



Para el calculo del CUST se incluira la potencia maxima declarada de aquellos operadores
gue manifiesten su intencion de inyectar a la red de transmision, el afio siguiente.

Art. 11.- Los operadores que manifiesten su intenciéon de inyectar potencia a la red
transmision para el afio siguiente, deberan pagar en concepto de uso del sistema de
transmision, cargos calculados de acuerdo a la potencia méxima a inyectar en el afio y el
CUST vigente (potencia maxima declarada x CUST).

Art. 12.- Los operadores y usuarios finales que no hayan manifestado su intencion de inyectar
a la red de transmisién para el afio siguiente, deberan pagar recargos en concepto de uso del
sistema de transmision, calculados segun las siguientes alternativas:

a) Quien manifieste su intencién de inyectar potencia a la red de transmisién en forma
mensual, pagara de acuerdo a la

potencia maxima a inyectar en el mes y el CUST vigente mas un recargo del 15% (Potencia
Maxima declarada x CUST/12 x 1.15)

b) Quien manifieste su intencion de inyectar potencia a la red de transmisién en forma diaria,
pagara de acuerdo a la potencia maxima a inyectar en el dia y el CUST vigente mas un
recargo del 25% (Potencia Maxima declarada x CUST/360 x 1.25)

¢) Quien manifieste su intencién de inyectar potencia a la red de transmision en forma horaria,
pagara de acuerdo a la potencia maxima a inyectar en esa hora y el CUST vigente mas un
recargo del 40% (Potencia Maxima declarada x CUST/(8640 x 1.40).

Para considerarse inyecciéon mensual, el operador debera enviar a la Empresa Transmisora
por escrito, su declaracion de inyeccion de potencia a la red, con al menos cinco (5) dias
habiles de antelacion a la inyeccion. Caso contrario se aplicara el recargo correspondiente a
la inyeccion diaria.

Para considerarse inyeccion diaria el operador debera enviar a la Empresa Transmisora por
escrito, su declaracion de inyeccion de potencia a la red, a mas tardar durante el dia habil
anterior a la inyeccién. Caso contrario se aplicara el cargo correspondiente a la inyeccién
horaria.

Quien no declare en forma previa la potencia a inyectar a la red de transmision, pagara de
acuerdo a la potencia maxima inyectada en cada hora y el CUST vigente mas un recargo del
cuarenta por ciento 40% (Potencia Maxima declarada x CUST/8640 x 1.40).

La aplicacion de estos recargos por el uso de la red de transmision no modificara el valor del
CUST vigente.

4.3.3.2 Método de Calculo del Cargo Por Uso Del Sistema De Transmision (CUST):

Se calcula el valor de los Componentes de los Requerimientos de Ingreso (RI) Cada afio, a
mas tardar el Gltimo dia habil del mes de noviembre, la Empresa Transmisora debe presentar
a la SIGET, para su aprobacion, la propuesta de Requerimientos de Ingreso, que sirve de



insumo para calcular el Cargo de Uso de la Red de Transmisién que estara vigente a partir
del 1°. de enero del afo siguiente. La SIGET debe aprobar los Requerimientos de Ingresos
de la Empresa Transmisora, a mas tardar el altimo dia habil del mes de diciembre.

Rl = COM + AVNR + VRCF + Al — AJRI — Ingresos no Regulados — Otros descuentos

Donde

RI= Componentes de los Requerimientos de Ingreso
COM=Costos de Operacion y Mantenimiento
AVNR=Anualidad del Valor Nuevo de Reemplazo
Al=Anualidad de las Inversiones del Plan de Expansion
AJRI=Ajustes de los RI por Ingresos Adicionales

Con el valor de Requerimientos de Ingreso (RI) y la Energia Inyectada en la Red de
Transmision en el afio anterior calculamos el Cargo Por Uso Del Sistema De Transmision
(Cust):

_ Componentes de los Requerimientos de Ingreso(s)
" Energia Inyectada en la Red de Transmisién en el afio anterior(MWh)

CcusT

5. METODOLOGIAS EN PAISES CENTROAMERICANOS.

5.1 Metodologias de Calculo de Tarifas en la Region

5.1.1 Calculo de las Tarifas Eléctricas Guatemala
Precios de Energiay Potencia ala Entrada de la Red de Distribucién de Media Tensién.

Los precios de energia y de Potencia de Punta a la entrada de la Red de Distribucién de
media tensién, seran los precios de energia y Potencia a nivel de subtransmision y se
calculara adicionando a los precios de la energia y potencia calculados segun lo establecido
en el articulo 87, de este reglamento, los costos de transmision que incluyen los costos de
transformacién y transmisiébn de instalaciones del sistema de subtransmision y de
instalaciones no pertenecientes Reglamento de la Ley General de Electricidad al STEE
usadas para conducir la electricidad desde el nodo del STEE hasta la entrada de la red de
Distribucion. Para su célculo, se aplicaran las formulas siguientes:

PESTb = PNEb x FPEST
PPST = PNP = FPPST + CST



Donde:

PESTb: Precio de energia por bloque horario b a la entrada de la red de media tension
PPST: Precio de Potencia de Punta a la entrada de la red de Distribucion de media tension.
PNEb: Precio de compra de la energia reconocido correspondiente al bloque horario b
PNP: Precio de compra de potencia reconocidos.

FPEST: Factor de expansion de pérdidas medias de energia de subtransmision.

FPPST: Factor expansion de pérdidas medias de Potencia de Punta de subtransmision.

CST: Peaje por el uso de sistema de subtransmision. Este peaje corresponde a la suma de
todos los peajes que debe cancelar un distribuidor por el uso del sistema de subtransmision.

En caso que por razones contractuales sea el distribuidor el que deba hacerse cargo por los
peajes de uso de los sistemas de transmision principal y/o secundario, los precios
reconocidos de energia por bloque horario se expresaran como sigue:[21].

PNEb = PEb = FPEsp  FPEss
PNP = (PP » FPPsp = PEAJEsp)+ FPPss + PEAJEss

Donde:

PEb: Precio de la energia informado por el AMM

FPEsp: Factor de expansién de pérdidas medias de energia en el Sistema Principal
FPEss: Factor de expansion de pérdidas medias de energia en el sistema secundario
PP: Precio de potencia de punta informado por el AMM

FPPsp: Factor de expansién de pérdidas medias de potencia en el Sistema Principal
FPPss: Factor de expansion de pérdidas medias de potencia en el Sistema Secundario.

PEAJEsp: Peaje y/o canon por el uso del Sistema Principal por unidad de demanda de
potencia de punta.

PEAJEss: Peaje y/o canon por el uso del Sistema Secundario, por unidad de demanda de
potencia de punta.

Calculo y Aplicacién de las Tarifas

Base. Las tarifas base definidas en el articulo 79 del presente Reglamento, para cada nivel
de tensidén y para su aplicacion en periodos mensuales, se determinaran de la siguiente
manera:



El Cargo

de Consumidor (CF): Se calculardA como la relacion entre los costos de

consumidores y el numero promedio anual de Consumidores del Distribuidor. Este cargo se
aplicard mensualmente a cada consumidor y sera de aqui en adelante denominado CF.

Cargo por Potencia de Media Tensién:

1. Los usuarios con medicion de energia por bloque horario: Los usuarios en esta
categoria tienen una medicion horaria de potencia que permite identificar su participacion
en la hora de punta del SNI. El cargo de potencia en el nivel de media tension, esta
constituido por:

a.)

b.)

c.)

Cargo por Potenciade Distribucion en mediatensién (CDMT), calculado como
la relacion entre los costos de Distribucion, correspondientes al nivel de media
tension, dividido entre la sumatoria de demandas maximas individuales en la etapa
de media tension; se incluyen las demandas en la entrada a los transformadores
de media a baja tension. El cargo por potencia de distribucién en media tension se
corrige para tener en cuenta las ventas de potencia en horas fuera de punta.

Cargo por Potencia Fuera de Punta en media tension, es el precio de la
Potencia de Punta de subtransmision multiplicado por el factor de pérdidas medias
de potencia correspondientes a media tensién y el factor de coincidencia de todos
los usuarios cuya demanda maxima se produce en horas fuera de punta, mas el
Cargo por Potencia de Distribucion. La formula de este cargo es la siguiente:

CFPMT = CDMT + Ffpta
Donde:
CFPMT: Cargo por Potencia Fuera de Punta en media tension.

Ffpta: Factor de coincidencia de todos los usuarios cuya demanda maxima se
produce en horas fuera de punta. Este factor, se calculara como la relacién
entre la Demanda Maxima Simultdnea de los Usuarios en esta tension y las
Demandas Maximas Contratadas por estos.

CDMT: Cargo por potencia de Distribucién en media tensién.

Cargo por Potencia de Punta en media tensién, es el precio de la Potencia de
Punta de subtransmision multiplicado por el factor de pérdidas medias de potencia
correspondientes a media tensién, mas el Cargo por Potencia de Distribucion. La
formula resultante es la siguiente:

PMT = (PP5T =« FPPMT + CDMT) = Fpia

Donde:
CPMT: Cargo por potencia de punta en media tension

FPPMT: Factor de pérdidas medias de potencia en la red de media tension.



Fpta: Factor de coincidencia de todos los usuarios cuya demanda maxima se
produce en horas de punta.

El monto a pagar por un consumidor que resulta de la aplicacion de los conceptos antes
expuestos se resume en la siguiente relacion:

PUMT = CPMT = PPMT + CFPMT = (PTMT —
PPMT = Fpta/F fpta) + CF

Donde:
PUMT: monto a pagar por un cliente por potencia en media tension

PPMT: potencia de punta demandada en media tension en la banda horaria coincidente con
la potencia méaxima del SNI.

PTMT: potencia contratada en media tension.
3. Cargo por Potencia en Baja Tension

3.1 Clientes con medicion de demanda horaria El cargo de potencia en el nivel de baja
tension, esta constituido por:

A. Cargo por Potencia de Distribucidon en baja tension (CDBT), calculado como la
relacion entre los Costos de Distribucion, correspondientes al nivel de baja tension,
dividido entre la sumatoria de demandas méaximas individuales en la etapa de baja
tension. El cargo por Potencia de Distribucion se corrige para tener en cuenta las
ventas de potencia en horas fuera de punta.

B. Cargo por Potencia fuera de Punta en baja tension, es el cargo por Potencia de
Distribucion de baja tension multiplicado el factor de coincidencia de todos los usuarios
cuya demanda maxima se produce en horas fuera de punta. La formula de este cargo
es la siguiente:

CFPBT = CDBT » Ffpta

Donde:
CDBT: Cargo por Potencia de Distribucién en baja tension.
CFPBT: Cargo por Potencia Fuera de Punta en baja tensién.

Ffpta: Factor de coincidencia de todos los usuarios cuya demanda
méaxima se produce en horas fuera de punta.

Este factor, se calculara como la relacidon entre la Demanda Maxima
Simultanea de los Usuarios en esta tension y la suma de las Demandas
Méaximas de estos usuarios. Para los usuarios con potencia contratada,
se utilizara esta como Demanda Maxima.



C. Cargo por Potencia de Punta en baja tensién, es el cargo por Potencia de Punta
de media tension multiplicado por el factor de pérdidas medias de potencia en baja
tension mas el cargo por Potencia de Distribucion, correspondiente al nivel de baja
tension. La formula para este cargo es la siguiente:

CPBT = (CPMT = FPPBT + CDBT) = Fpta

Donde:
CPBT: cargo por Potencia de Punta en baja tension.
CPMT: cargo por potencia de Punta en media tensién

FPPBT: factor de perdidas medias de potencia en la red de baja
tension

Fpta: factor de coincidencia de todos los usuarios cuya demanda
maxima se produce en horas de punta. El monto a pagar por un cliente
gue resulta de la aplicacion de los conceptos expuestos anteriormente
se resume en la siguiente relacion:

PUBT = CPBT +«PPBT + CFPBT + (PTBT — PPBT = Fpta/
Ffpta)+ CF

PUBT: Monto a pagar por cliente por potencia en baja tension.

PPBT: Potencia de Punta en baja tension. Es la demanda de potencia
en la banda horaria coincidente con la potencia maxima del SNI

PTBT: Potencia contratada en baja tensiéon. Es la demanda méaxima
individual contratada en baja tensién. Cuando PPBT sea mayor que
PTBT, no se considerara el segundo miembro de la ecuacion.

3.2 Clientes sin medicion por bloque horario En esta tarifa se registra la potencia maxima
del cliente y debe asumirse su participacion en la punta del SNI a través de un coeficiente
gue se estima en base a estudios de caracterizacion de carga. Estos usuarios se clasifican
en:

A. Clientes que tienen participacion en la punta
B. Clientes con baja participacion en la punta.

El monto a pagar por estos consumidores se estima en base a los conceptos anteriores, en
base a la siguiente relacion:

PUBT = CPBT = Pmax = Contp + CFPBT = (PTBTPmax
Contp) + CF

Donde:



Contp: indice que refleja la participacién en la punta de un grupo usuarios de parecido
comportamiento, y cuya demanda maxima simultanea se produce en horas fuera de punta.
Se célculo se debe realizar en base a estudios de caracterizacion de la carga.

Cuando el producto de Pmax y Contp sea mayor que PTBT, no se considerara el segundo
miembro de la ecuacion.

4. Cargo por Energia en los Niveles de Mediay Baja Tension
a) Tarifas de Consumidores con medicion de demanda por bloque horario

El cargo por energia en media tensién es el precio de la energia a nivel de
subtransmisiéon multiplicado por el factor de pérdidas medias de energia de media
tension. El cargo por energia en baja tensién es igual al cargo por energia en media
tension multiplicado por el factor de pérdidas medias de energia en baja tension. Las
férmulas de estos cargos son las siguientes:

CEMTh = PESTh « FFEMT
CEBTb = CEMTb =« FPEBT

Donde:

CEMTb: Cargo por energia en media tension correspondiente al bloque horario b.
CEBTb: Cargo por energia en baja tension correspondiente al bloque horario b.
PESTb: Precio de energia a nivel de subtransmision al bloque horario b.

FPEMT: Factor de pérdidas medias de energia en media tension.

FPEBT: Factor de pérdidas medias de energia en baja tension.

b) Tarifas de Consumidores sin medicién por bloque horario

Las tarifas a consumidores sin mediciéon de consumo de energia por bloque horario
se calcularan de la siguiente forma:

¥ DEM,, = PE,,

PESTPM = Y DEM,

Donde:

PESTPM: precio de energia a nivel de subtransmisiéon medio ponderado.

DEMb: demanda de energia de los usuarios sin medicién por bloque horario, en el
blogue b.

Los valores de DEMb para cada categoria tarifaria se obtendran de estudios de
Caracterizacion de Carga que contratara cada Distribuidor con firmas especializadas



de acuerdo a Términos de Referencia elaborados por la Comision. De acuerdo a esta
definicién se calcularan los cargos por energia con la siguiente formula:

CEMT = PESTPM = FPEMT
CEBT = CEMT = FPEBT

Donde:
CEMT: cargo por energia a usuarios sin medicion por banda horaria en media tension.

CEBT: cargo por energia a usuarios sin medicion por banda horaria en baja tension

c) Tarifas a Consumidores sin medicion de potencia

Los consumidores en baja tension sin medicién de potencia pagaran una tarifa en
funcién de la energia total consumida calculado como:

CPBT
NHU

CUEBT = CEBT +

Donde:

NHU: Corresponde a un factor de carga medio constante de aquellos consumidores
a los que no se les mide su consumo de potencia.

El valor de NHU se obtendra de los estudios de caracterizacién de cargas mencionados con
anterioridad en este articulo. La Comision podra fijar estos valores en base a valores
obtenibles por empresas Distribuidoras que realicen programas de eficiencia energética.

Formulas del CNEE para determinar los cargos de las tarifas eléctricas

1.) Baja Tension Simple (BTS)

a. Cargo por Consumidor (CF)

b.

CFprs = CFprso * FACFpr

Cargo Unitario por Energia (CUE)



FEREEMTBTS

EUEBTS = PESTBTS * FPEBT =« FPEMT + PPST = m

« PAPot = FPPMT
FCRedBTgrs

+ CDBT
" FCgrs =730
FCRedMT grs

" FCprs =730

#* FPPBT = FABT = FACD gy + CDMT

« FPPMTgy * FPPBTyp « FACDyp + AT

Cargos por Energia corresponden a los componentes 1 y 5 de la férmula
anterior

Cargos por Potencia corresponden a los componentes 2, 3 y 4 de la formula
anterior

2.) Baja Tensién Simple Horario (BTSH)
a. Cargo por Consumidor (CF)

EFBTSH = f:Fgrsu * Ff:Fgr *FﬂﬂFgr

b. Cargo Unitario por Energia de Punta (CUEP)

CUEPgrsy = PESTpynra * FPEBT « FPEMT
FCRedMTgqs
——— = FAPot « FPPBT = FPPMT]
FEBTS = 730

PPprsy FCRedBTgrs
*%ETB']—S M*m*FPPBT*FABT

.FEREEMTBTS

FCpgrs =730
« FAMT gy = FACD yqp + AT

+ [PPST =

« FACD gy + CDMT = « FPPMT gy x FPPBTyr

c. Cargo Unitario por Energia Intermedia (CUEI)

EUEIBTSH = PESTINT.ERMEDIA = FPEBT = FPEMT

FCRedMT grs
+|PpPST+ ——— 55 . FAPot « FPPBT = FPPMT]
FEBTS # ?3”

PIBTSH FEREdBTEIS
*%EIBTS H*W*FPPBT*FABT

FACD gy + CDMT FCRedMTprs FPPMTyg; « FPPBT
*® o — % *®

BT FCpps =730 BT MT

« FAMTgr = FACD yyp + AT

d. Cargo Unitario por Energia de Valle (CUEV)



EUEVBTSH = P‘ESTVML.E « FPEBT = FPEMT
FEREMTBTS

+|PPST+————2%5 . FAPot « FPPBT » FPPMT] PVersu | ppr
ch-s =730 %EFBTS
FCRedBTprs FPPBT = FABT = FACD gy + CDMT FCRedMT prs
- — % ® ® - —_—
FCprs =730 BT FCgrs =730
« FPPMT » FPPBT yyr_gr * FAMT gy « FACD 7 + AT
e. Cargo Unitario por Energia de Valle adicional (CUEVa)
CUEVagrsy = PESTy a1 ro * FPEBT « FPEMT
FCRedMT g5
+ |PPST+ —————55 ;. FAPot « FPPBT = FPPMT]
FCpgrs *730
PVorsy FCRedBTgrs
*m+ EDBT*m* FPPBT*FABT
FACD.. + cDMT « L CR€MT 515 oppMT. < EPPBT
*® - — *®
« FAMT g * FACD yyp + AT

3.) Baja Tension Simple Auto productores (BTSA)
a. Cargo por Consumidor (CF)

CFprsa = CFprsao * FACFpy

b. Cargo Unitario por Energia (CUE)

FEREI'iMTm’SA
CUEgrsa = PESTgrsa = FPEBT = FPEMT + PPST = * PAPot

FCprsq* 730
FEREE!BTBTSA

* FPPMT + CDBT +—————— = FPPBT = FABT
FCgrsq* 730

FACDg, + CDMT FCRedMTprs4 FPPMT = FPPBT
BT FCprsa = 730 MT

« FAMT gy = FACDyqp + AT

Cargos por energia de generacion y transporte corresponden a los
componentes 1y 5 de la férmula anterior

Cargo por potencia de generacion y transporte corresponde al componente 2
de la férmula anterior

4.) Baja Tensién Simple Pre-Pago (BTSPP)

a. Cargo Unitario por Energia (CUE)



EUEEI—SPP = EEUETSPP * .FAEFBT + ‘PESTBTSPP = FPERT = FPEMT + PP5T

FCRedMT grs FCRedBTgrs

# —————— % PAPgt =+ FPPMT + CDBT %+ ———«—

FEBTS* 730 FEBTS*?3D
FEREMTEFS

* FPPBT =« FABT = FACD gy + CDMT = FCprs = 730

« FPPMTgy * FPPBTyp « FAMTgr + AT

Cargo por energia corresponden a los componentes 2 y 6 de la formula
anterior.

Cargo por potencia corresponden a los componentes 3, 4 y 5 de la formula
anterior.

5.) Baja Tensién con Demanda en Punta (BTDP)
a. Cargo por Consumidor (CF)

CFgrpr = CFerpo = FACF gr

b. Cargo por Energia (CE)

I'.':EBT;};J = PESTBTDP +* FPEBT =~ FPEMT + AT

c. Cargo por Potencia Maxima (CPMax)

cPMﬂ-“:ETﬂP = PPST = FcREdMTBTDP * FﬂIBTﬂP = FAPot « FPPBT
« FPPMT * kPP grp

d. Cargo por Potencia Contratada (CPC)
CPCgrpp = CDBT = FCRedBTgrpp * FCIgrpp * FPContgrpp * kPBTgrp
* FPPBT = FABT = FACDgr + CDMT = FCRedMT grpp

* FEIBTD.F * chﬂﬂtgfﬂp # kPMTm-D * FPPMTBT
« FPPBTyy * FAMT gy * FACD 31

6.) Baja Tension con Demanda Fuera de Punta (BTDFP)
a. Cargo por Consumidor (CF)

CFerprr = CFprpo = FACFgr

b. Cargo por Energia (CE)

ﬂEBTpFP = PESTBTDFP * FPEBT =« FPEMT + AT

c. Cargo por Potencia Maxima (CPMax)



ﬂPMMBTﬂFP = PP5ST = FﬂREdMTBTDFP * Fﬂfﬂ]—ﬂp + FAPot « FPPBT
« FPPMT * kPPgrp

d. Cargo por Potencia Contratada (CPC)
CPCgrprp = CDBT + FCRedBTgrprp * FClgrprp * FPContgrprp * KkPBTgrp « FPPBT

+* FABT = FAEDBT + CDMT = FEREIIMTBTDFP * FEIBTDP * FPﬂﬂntBTDFP
« kPMTgrp * FPPMTgy « FPPBT sy« FAMTgr = FACD yyp

7.) Bajo Tensién Horaria con Demanda (BTHD)
a. Cargo por Consumidor (CF)

EFBTHD = f:FBrpu * FﬂFBT * FHEFBT

b. Cargo por Energia de Punta (CEP)

I‘:EPBTHD = PESTPUHTA +* FPEBT ~ FPEMT + AT

c. Cargo por Energia Intermedia (CEI)

I'.':Efgrﬂp = PESTIMTERMEDIA * FPEBT = FPEMT + AT

d. Cargo por Energia de Valle (CEV)

CEVgrup = PESTyare «~ FPEBT « FPEMT + AT

e. Cargo por Energia de Valle adicional (CEVa)

CEVagrup = PESTvaries * FPEBT « FPEMT + AT

f. Cargo por Potencia de Punta (CPP)

EPPBTHD = PP5ST = FEREJMTPBTHD * FEIPBTH.D = FAPot «+ FPPBT
= FPPMT

g. Cargo por Potencia Contratada (CPC)
CPCgryp = CDBT + FCRedBT gryp * FClgryp * FPContgryp * FPPBT

« FABT « FACDgr + CDMT + FCRedMTgryp * FClgrue
« FPContgryp « FPPMT gy « FPPBT yyp « FAMTgp « FACDyyr

8.) Media Tension con Demanda en Punta (MTDP)



a. Cargo por Consumidor (CF)

cF,\rer = EF,WD:; * FAEF,W

b. Cargo por Energia (CE)

CEyrpp = PESTyrpp * FPEMT + AT

c. Cargo por Potencia Maxima (CPMax)

CPMaxyrpp = PPST + FCRedMT yrpp * FCl pygrpp + FAPot + FPPMT
* kPPgrp

d. Cargo por Potencia Contratada (CPC)

CPCprpp = CDMT = FCRedMT syrpp * FClyrpp * FPContyrpp * KPMT yrp
« FPPMTgy « FAMTgp + FACD 5p

9.) Media Tension con Demanda en Fuera de Punta (MTDFP)
a. Cargo por Consumidor (CF)

f:F,prp = I‘:F,wnm * FA(:F,W

b. Cargo por Energia (CE)

CEyrprr = PESTyrpre + FPEMT + AT

c. Cargo por Potencia Maxima (CPMax)

EPMMMTDFP = PP5T =+ FEREdMTMﬂFP * Fﬂfmﬂp + FAPot « FPPMT
* RPPMTD

d. Cargo por Potencia Contratada (CPC)

ﬂpﬂmﬂfp = CDBT = F{:REIIMTMDFP = FC IM]'.D.FP * F.Pcﬂﬂtm_ﬂpp
« KPBTyrp * FPPMTgy + FAMT = FACD pp

10.) Media Tensién Horario con Demanda (MTHD)
a. Cargo por Consumidor (CF)

CFyrup = CFyrpo * FCF yr + FACF pr

b. Cargo por Energia de Punta (CEP)



CEPyrap = PESTpynta + FPEMT + AT

c. Cargo por Energia Intermedia (CEI)

CE;HTHD — PESTTWEHH.EDJ’A " FPE.I"IT + .'"IT

d. Cargo por Energia de Valle (CEV)

CEV yrrup = PESTyarie « FPEMT + AT

e. Cargo por Energia de Valle adicional (CEVa)

EEVQJWHP = PESTVMEE_ « FPEMT + AT

f. Cargo por Potencia de Punta (CPP)

CPPyrap = PPST = FCRedMT Pyrup = FCIP yrup = FAPot = FPPMT

g. Cargo por Potencia Contratada (CPC)

EPEMTH.F = CDMT = FEREdMTMTHP * FEIMTHP * chmtmﬂp * FPPMTBT
# FAMT = FACD pr

11.) Baja Tension con Demanda Auto Productores (BTDA)
a. Cargo por Consumidor (CF)

CFprpa = CFprpao * FACFgpy

b. Cargo por Energia (CE)

I‘:Egrpp = PESTBTJ}A « FPEBT = FPEMT + AT

c. Cargo por Potencia en Punta (CPP)

CPPgrps = PPST » FCRedMTPgrps * FCIPgrpa * FAPot * FPPBT
« FPPMT

d. Cargo por Potencia Contratada (CPC)
CPCgrps = CDBT +« FCRedBTgrp4 + FClgrps + FPContgrp,+ FPPBT

= FABT = FAEDBT + CDMT = FEREdMTBTDA * FEIBTH‘A
« FPContgrp, * FPPMTgy « FPPBTyy « FAMT gy = FACD 7

12.) Media Tension con Demanda Auto Productores (MTDA)



a. Cargo por Consumidor (CF)

ﬂF,wp,{ = EFJWDAG * FA(:F,W

b. Cargo por Energia (CE)

CEyrpp = PESTyrpa = FPEMT + AT

c. Cargo por Potencia en Punta (CPP)

CPPyrpa = PPST = FCRedMTPyrpa = FCIPyrpa = FAPot = FPPMT

d. Cargo por Potencia Contratada (CPC)

CPCprpa = CDMT = FCRedMT yyrpa * FCIayrpa * FPContyypa* FPPMT gy
« FAMT + FACD y1

13.) Peaje en Funcion de Transporte Baja Tensién (PeajeFT_BT)
a. Cargo Unitario por Pérdidas de Energia en Punta (CEP)

CEPpegjerr 7 = (PESTpyyra + AT) * (FPEBT « FPEMT — 1)

b. Cargo Unitario por Pérdidas de Energia en Intermedia (CEI)

CElpegjerr 51 = (PEST iyregyepra + AT) * (FPEBT « FPEMT — 1)

c. Cargo Unitario por Pérdidas de Energia en Valle (CEV)

CEV pegjerrer = (PESTy1 g + AT) « (FPEBT « FPEMT — 1)

d. Cargo por Potencia Maxima (CPMax)

CPMaxpqgjerr 57
= PPST « FCRedMTp,giery gr * (FPPBT =« FPPMT — 1)
« FAPot + CDBT * FCRedBT pegjerr 51 * FClpegjerrar
« FPPBT « FABT = FACD gr + CDMT * FCRedMTpgierr g1
s FClpgjerr g7 * FPPMTgr « FPPBTyp  FAMTgr « FACDyr

14.) Peaje en Funcién de Transporte Media Tension (PeajeFT_MT)
a. Cargo Unitario por Pérdidas de Energia en Punta (CEP)

CEPpegjerr mr = (PESTpynra +AT) * (FPEMT — 1)



b. Cargo Unitario por Pérdidas de Energia en Intermedia (CEI)

e

d.

CPM X peajeFT MT
= PPST = FCRedMTp,yjerr yt * (FPPMT — 1) = FAPot
+ CDMT = FEREdMTPEEjEFTm * FEIPEH;"EFTMT * FPPMTBT
#* FAMT = FACD yyr

CElpeajerr mr = (PESTvrerMEDIa + AT) = (FPEMT —1)

Cargo Unitario por Pérdidas de Energia en Valle (CEV)

CEV pegjerr mr = (PESTyap g +AT) =+ (FPEMT — 1)

Cargo por Potencia Maxima (CPMax)

Parametro Descripcién

FPEBT Factor de Pérdidas de Energia, Baja
Tension

FPEMT Factor de Pérdidas de Energia, Media
Tensién

FPPBT Factor de Pérdidas de Potencia, Baja
Tension

FPPBT_MT Factor de Pérdidas de Potencia, Baja
Tensién, Coincidente con la Red de Media
Tension

FPPMT Factor de Pérdidas de Potencia, Media
Tensién

FPPMT_BT Factor de Pérdidas de Potencia Media

Tensién, Coincidente con la Red de Baja
Tension

Tabla 5.1 Parametros Tarifarios determinados por el CNEE

Factor Descripcién

FAPot Factor de Ajuste de Potencia, sin Tarifa
Social

FA(BT/MT) Factor de Ajuste de Potencia, Baja o
Media Tension

FAMT_BT Factor de Ajuste de Potencia, Media

Tension por perdidas en Baja Tension

kPP_(BTD/MTD)

Factor de Ajuste de Costos por Potencia
Entre Opciones Tarifarias BTD o0 MTD

kPBT_BTD Factor de Ajuste de Costos por
Distribucion en Entre Opciones Tarifarias
en Baja Tension para las BTD

kPMT_BTD Factor de Ajuste de Costos por

Distribucion en Entre Opciones Tarifarias
en Media Tensién para las BTD




kPMT_MTD Factor de Ajuste de Costos por
Distribucion en Entre Opciones Tarifarias
en Media Tensién para las MTD

Tabla 5.2 Factores de Ajuste de Potencia determinados por el CNEE.

Parametro Descripcion

PEST (X) Precio Base de Energia para Tarifa X

CD(BT/MT) Cargo Base por Potencia de Distribucion
para Baja o Media Tension.

CF(X) Cargo por Consumidor para la Tarifa X

FC, NHU, FC RedBT, FC RedMT, FC | Constantes Resultantes de Estudios de

RedMTP, FCI, FCIP, FPCont Caracterizacion de Carga

E%_ (X) Ponderador de Consumo de Energia por
Banda Horaria para la Tarifa X

AT Ajuste Tarifario

Tabla 5.3 Cargos y Contantes determinados por la CNEE

5.1.2. Célculo de las Tarifas Eléctricas Costa Rica
Metodologia de Fijacion de tarifas y precios en Distribucion
Definicion

El modelo general para determinar el ajuste porcentual por reconocer en las fijaciones
ordinarias para el sistema de distribucion y comercializacién eléctrica requiere del calculo de
los siguientes componentes: a) ingresos totales, b) costos totales, c) rédito para el desarrollo,
d) periodo de aplicacion, y €) monto y ajuste tarifario. La distribucion del ajuste porcentual por
tipo de tarifa y bloques se hara de conformidad con lo que técnicamente determine la
Intendencia de Energia. El modelo establece que la tarifa debe ser suficiente para generar
los ingresos que permitan al operador cubrir los costos totales asociados al servicio que se
regula — bajo condiciones de calidad establecidas — y ademas de garantizar un monto sobre
el capital invertido, denominado rédito para el desarrollo, que depende de la tasa de rédito y
la base tarifaria:

IT=COMA+ (R =+ BT)
Donde:

IT: Ingresos totales. Incluye los ingresos por venta de energia y otros ingresos que generan
los operadores producto del servicio.

COMA: Costos y gastos totales de operacidon, mantenimiento y administracion, asi como otros
costos en que incurran los operadores para brindar el servicio.

R: Tasa de rédito para el desarrollo.

BT: Base tarifaria. Valor total del Activo Fijo Neto en Operacion Revaluado promedio
(AFNORP) y el Capital de trabajo.

La aplicacion del modelo establecido en la férmula anterior requiere del célculo, revisién,
depuracién y ajuste de la informacién ingenieril, econdmica, estadistica y contable para el



periodo base considerado en la presente metodologia, representado por la variable t.
Posteriormente, esta informacion se emplea como insumo para estimar y proyectar los
elementos que definen el monto de ajuste tarifario para el periodo en que entra a regir dicho
ajuste, representado por t+1. [10].

a) Determinacién de la tarifa para el periodo en que entrara en vigencia t+1: Para la
determinacién del monto de ajuste requerido en el siguiente periodo, t +1, el periodo en el
gue estard vigente la nueva fijacion tarifaria, primero se proyectan a 12 meses las variables
IT con las tarifas de transmision vigentes, COMA y BT de la férmula de IT:

IT = COMA ;-4 + (Rpypsq * BT,y
Donde:
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

IT: Ingresos totales estimados para el periodo t+1 con las tarifas vigentes. Incluye los ingresos
por transmisién de energia y otros ingresos que se generan producto del servicio.

COMALt+1: Costos y gastos totales de operacion, mantenimiento, administracién y otros
costos estimados para el periodo t+1

Rtv, t+1: Tasa de rédito para el desarrollo que resulta con las tarifas vigentes para el periodo
t+1.

BTt+1: Base tarifaria formada por la sumatoria del Activo Fijo Neto en Operacion Revaluado
Promedio (AFNORP) y el Capital de trabajo para el periodo t+1.

Tv: Tarifas vigentes.
b) Calculo del ajuste en ingresos

Asi, el monto de ajuste requerido en los ingresos totales para obtener la tasa [[J+1 a partir
de las tarifas vigentes, es:

AIT = IT,.q- IT
Donde:

t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario

AT171: Ajuste o cambio requerido en los ingresos totales del servicio de distribucién eléctrica
para la obtencion de la tasa [1[1+1 para el periodo t+1.

[10107+1: Ingresos totales requeridos para la obtencion de la tasa [111+1 para el periodo t+1.
IT: Ingresos totales estimados para el periodo t+1 con las tarifas vigentes.

Desde el punto de vista de composicion de los ingresos al ser los ingresos por ventas de
energia a usuarios finales los Unicos que en esta metodologia dependen explicitamente de
las tarifas, se cumple que:



Iv,.q = ITy2q — (Iap + Io)
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.
[J[J10+1: Ingresos totales requeridos para la obtencion de la tasa [1[1+1 para el periodo t+1.

[JJ0+1: Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios, requeridos para la obtencion
de la tasa [1[1+1 para el periodo t+1.

[10107: Ingresos por venta de energia al servicio de alumbrado publico estimados para t+1.

U: Oftros ingresos proyectados para t+1 relacionados con la actividad de distribucién
eléctrica.

En consecuencia, el monto de ajuste en los ingresos obtenido en la formula 4.5, se traduce
en el ajuste porcentual de los ingresos por ventas para alcanzar la tasa de retorno [11+1 para
el periodo t+1 de la siguiente manera:

AIT
= + 100
Iv
Donde:
%IT: Ajuste porcentual requerido en los ingresos por ventas de energia a usuarios finales.

AIT: Ajuste o cambio requerido en los ingresos del servicio de distribucién eléctrica para la
obtencion de la tasa [1]+1 para el periodo t+1.

Iv: Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios, estimados para el periodo t+1 con
los precios promedio de distribucidon con tarifas vigentes.

Calculo De Los Ingresos Totales.

Los ingresos totales comprenden todos los ingresos por venta de energia y otros ingresos
asociados al servicio de distribucion y comercializacién, como lo son los ingresos por ventas
de energia al servicio de alumbrado publico, alquiler de transformadores y postes, recargo
por mora, devolucién por canon de regulacion, entre otros.

Ingresos totales estimados con tarifas vigentes para el periodo t+1

Los ingresos totales se generan por las actividades ligadas al servicio de distribuciéon y
comercializacién de electricidad a clientes conectados a baja tension y media tensién. Se
calculan de la siguiente forma:

IT =1Iv + Iap + Io
Donde:

IT: Ingresos totales.



Iv: Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios, estimados para el periodo t+1 con
los precios promedio de distribucién con tarifas vigentes.

lap: Ingresos por venta de energia al servicio de alumbrado publico para el periodo t+1.

[J[J: Otros ingresos. Son los otros ingresos proyectados para el periodo t+1 y relacionados
con la actividad de distribucion eléctrica

Ingresos por ventas a usuarios

Los ingresos por ventas a usuarios se obtienen al multiplicar el precio promedio de la
electricidad para cada tipo de tarifa por la cantidad total de energia vendida por el tipo de

tarifa.
Iv = Z ( Ft,s * ETkli’h,t—l:,i)

Donde:
t: Periodo base de andlisis considerado en el estudio de fijacion tarifaria.
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

[J[]: Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios, estimados para el periodo t+1 con
los precios promedio de distribucién con tarifas vigentes.

[J 1, [J: Precio promedio de la energia eléctrica. Precio para la tarifa s.

D000k, +1, [, [: Energia total vendida estimada. Se refiere al total estimado de ventas
de energia en kWh, para la tarifa s, para el mes i del periodo t +1.

s: Indice de tarifa (residencial, media tension, general y preferencial, etcétera)
i- Indice de mes.

n: Cantidad de meses.

m: Cantidad de tarifas existentes de acuerdo al pliego tarifario.

kWh: Kilovatio hora.

Precio promedio de la energia eléctrica para cada tipo de tarifa.

Para la definicion del precio promedio de la energia eléctrica, para cada tarifa se utilizara la
estructura definida en el pliego tarifario de la empresa distribuidora durante los 12 meses
anteriores para los cuales se disponga de informacion real. El precio promedio por tarifa se
obtiene de la sumatoria de los ingresos mensuales por venta de energia eléctrica por tarifa
dividido entre las ventas totales mensuales en kWh por tarifa. Se calcula mediante la siguiente
formula:



- Is + Iph

ts — i)
Zz‘:l VR Ekl'l"h,s,p h.i

Donde:

t: Periodo base de andlisis considerado en el estudio de fijacion.

[J 1, [J: Precio promedio de la energia eléctrica. Precio para la tarifa s.
1 [J: Ingreso. Son los ingresos de la tarifa s.

[1lJh : Ingresos por tarifa horario.

O0000h, O, Ch, [ Ventas de energia reales en kWh para la tarifa s y el mes i, obtenidas
de la informacién suministrada por el operador.

s: Indice de tarifa (residencial, media tension, general y preferencial, etcétera).
ph: Periodos horarios (punta, valle o nocturno).

i: Indice de mes.

n: Cantidad de meses.

kWh: Kilovatio hora.

Ingresos por tipo de tarifa

En el caso general en el que se vincula el consumo del abonado con un Unico rango de
consumo, y su respectiva tarifa por cada kWh y kW, los ingresos en cada tarifa sera la
sumatoria de los productos de ventas en cada bloque por su respectiva tarifa.

En el caso especifico en que un abonado puede tener distintas tarifas por kWh y kW, conforme
aumente su consumo ira sobrepasando el limite superior de los blogues establecidos, pero lo
consumido en cada bloque tendra la tarifa por KWh y kW establecido en ese bloque y su
excedente en el bloque siguiente. En tal caso, los ingresos por tarifa son los ingresos
mensuales por bloque de consumo, los cuales se obtienen de la sumatoria de los ingresos
para cada bloque de consumo definido en el pliego tarifario por tarifa, tal y como se detalla a
continuacion:

n
Is = Z Igici + Igasi + Ipas;
i=1
Donde:
[J[J: Son los ingresos de la tarifa s (residencial, media tension, general, preferencial, etc.).
11, 1, [1: Ingresos mensuales para el primer bloque de consumo de la tarifa s

2, [1, [1: Ingresos mensuales para el segundo bloque de consumo de la tarifa s



003, O, O: Ingresos mensuales para el tercer bloque de consumo de la tarifa s
B1: Bloque de consumo 1.

B2: Bloque de consumo 2.

B3: Bloque de consumo 3.

s: Indice de tarifa (residencial, media tension, general y preferencial, etcétera).
i Indice de mes.

n: Cantidad de meses.

El ingreso por bloque de consumo para cada tipo de tarifa se calcula segun corresponda de
la siguiente manera:

a) Ingresos mensuales para el primer bloque de consumo:
Igy = (Abgycy * CMpy * Tpy) + (CApy * Tpy)
Donde:
0O1: Ingresos mensuales para el primer blogque de consumo.

0001, U0: Cantidad de abonados. Se refiere a la cantidad de abonados cuyo consumo es
igual al minimo establecido en el pliego tarifario, definido en el primer bloque de consumo.

[JJ 1: Consumo minimo en kWh o kW establecido para el primer bloque de consumo segun
el pliego tarifario vigente.

(1011 Tarifa del kWh o kW para el bloque de consumo 1 segun el pliego tarifario.

[101111: Consumo adicional al minimo establecido en el pliego tarifario para el bloque 1, en
kwh o kW, segun corresponda.

B1: Bloque de consumo 1.
b) Ingresos mensuales para el segundo bloque de consumo:

Igs = (Ab gz * VM gy * Tg) + [(Cgz — (VMg * Abgy)) * Tpgsal

Donde:
[112: Ingresos mensuales para el segundo bloque de consumo.

[J[1012: Cantidad de abonados. Se refiere a la cantidad de abonados cuyo nivel de consumo
se ubica en el bloque 2 definido en el pliego tarifario.



001: Valor maximo en kWh o kW definido en el primer blogue de consumo. Se refiere al
limite superior en kWh o kW del bloque de consumo 1 definido en pliego tarifario.

[J11: Tarifa del kWh o kW para el bloque de consumo 1 segun el pliego tarifario.

[JJ2: Consumo total en kWh o kW que se ubica en el segundo bloque definido en el pliego
tarifario.

[10)2: Tarifa del kWh o kW para el segundo bloque de consumo segun el pliego tarifario.
c.) Ingresos mensuales para el tercer bloque de consumo:

Igy=(Abgy= VMgy = Tpy) + (Abgy = DFp3; = Tg) + [(Cpz — (Abgy = VM gy) = Tpg;]
Donde:
[JJ3: Ingresos mensuales para el tercer bloque de consumo.

[JJ03: Cantidad de abonados. Se refiere a la cantidad de abonados cuyo nivel de consumo
se ubica en el bloque 3 definido en el pliego tarifario.

[1J11: Valor maximo en kWh o kW definido en el primer bloque de consumo. Se refiere al
limite superior en kWh o kW del bloque de consumo 1 definido en pliego tarifario.

(101 [13,2: Diferencia. Se refiere a la diferencia entre el valor maximo del bloque de consumo
2 y el valor maximo del bloque de consumo 1.

UU1: Tarifa del kWh o kW para el bloque de consumo 1 segun el pliego tarifario vigente.
0J2: Tarifa del kWh o kW para el bloque de consumo 2 segun el pliego tarifario vigente.

[JJ3: Consumo total en kWh o kW para el consumo que se ubica en el tercer bloque definido
en el pliego tarifario.

[1013: Tarifa del kWh o kW para el tercer bloque de consumo segun el pliego tarifario vigente.

(1) [12: Valor maximo en kWh o kW definido en el segundo bloque de consumo. Se refiere
al limite superior en kWh o kW del bloque de consumo 2 definido en pliego tarifario.

En el caso que una tarifa establezca mas de tres bloques de consumo, el calculo de los
ingresos seguira la misma légica de facturacion incremental y de cobro por cada bloque de
consumo alcanzado que se indica en los puntos anteriores.

d) Ingresos mensuales por tarifa para los casos en que el pliego tarifario incorpora
periodo horario:

Para aquellos operadores que cuenten con un esquema tarifario por periodo horario (punta,
valle y nocturno) los ingresos mensuales para el sector respectivo se determinaran mediante
la siguiente formula:



kn

Iph = Z Vonhi * Toni
phi=1

A : Ingresos por tarifa horario. Son los ingresos anuales por tarifa, para los casos en que
el pliego tarifario incorpora periodo horario (punta, valle, nocturno).

[Jh, [0: Ventas en kW o kWh. Se refiere a las ventas en kW o kWh, por periodo horario, por
mes i.

[k, [0 Tarifa del KW o kWh. Es el precio del kW o kWh segun pliego tarifario vigente, por
periodo horario, por mes i.

ph: Periodos horarios (punta, valle o nocturno).

i Indice de mes.

n: Cantidad de meses.

k: Cantidad de periodos horarios definidos en el pliego tarifario.

En los casos en que un operador cuente con tarifas por bloque de consumo y por periodo
horario, se calculan los ingresos de cada esquema tarifario por separado y se proceden a
sumar para obtener los ingresos totales por concepto de venta de energia eléctrica (Iv).

Energia total vendida estimada para la empresa distribuidora

El total de energia vendida es igual a la suma de la energia comprada y la energia generada
por el operador menos las pérdidas del sistema de distribucién, sin embargo, la forma de
estimacién de este rubro es el producto de la cantidad de abonados por el consumo promedio,
tal como sigue:

ET wwni+1si = (QAprqsi * C i)
Donde:
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

0000k, 0+1, [0, [1: Energia total vendida estimada. Se refiere al total estimado de ventas
de energia en kWh, de la tarifa s, para el mes i del periodo t +1.

U0 U+1, U, U: Cantidad estimada de abonados para el mes i, de la de tarifa s, para el periodo
t +1; se estima segun se indica mas bajo en el punto a.

U, U: Consumo promedio mensual de energia real de los abonados, para la tarifa s, en el
mes .

s: Indice de tarifa (residencial, media tensién, general y preferencial, etcétera)

i: Indice de mes.



kWh: Kilovatio hora.
a.) La cantidad estimada de abonados para cada tarifa

La cantidad estimada de abonados para cada tarifa se proyecta mediante técnicas
estadisticas 0 econométricas. Las estimaciones se basan en datos histéricos mensuales de
abonados por tarifa en los ultimos 10 afios o la serie historica para la que se encuentren datos
disponibles. Se proyecta un periodo de tiempo igual al que estara vigente el ajuste tarifario.

b.) Consumo promedio de energia para cada tarifa

El consumo promedio de energia para la tarifa s, se obtiene para los Ultimos 12 meses
disponibles al momento en que se realiza el estudio fijacién tarifaria, del cociente entre las
ventas mensuales reales en kWh de las tarifas y la cantidad mensual real de abonados en
dicha tarifa.

Ingreso por el servicio de alumbrado publico

Se refiere al ingreso por las ventas, en colones, que el sistema de distribucion realiza al
sistema de alumbrado publico. Se obtiene de multiplicar las ventas totales estimadas en kWh
por el costo que tiene la energia del sistema de alumbrado publico para el sistema de
distribucion. De la siguiente manera:

Imp = Pap = VAP
Donde:
lap: Ingresos por venta de energia al servicio de alumbrado publico.
Pap: Precio de la energia del sistema de alumbrado publico
UJ0O0O0OR : Ventas totales estimadas para el sistema de alumbrado publico, en kWh.
kWh: Kilovatio hora.

Las ventas totales estimadas para el sistema de alumbrado publico en kWh (VAPKwh)
provienen de los respectivos estudios tarifarios de este servicio. En caso de no estar
disponible la informacion del estudio tarifario, se mantienen las unidades fisicas reales
consumidas por el sistema de alumbrado publico.

Dado que este precio debe incorporar el efecto por las pérdidas de distribucion, el precio de
la energia del sistema de alumbrado publico sera:

P — P MAP
4F 7 (1 — %Per)

Donde:

PAP: Precio de la energia del sistema de alumbrado publico.



U 0O0: Precio mensual de la energia del sistema de alumbrado publico.
%Per: Porcentaje de pérdidas del sistema de distribucion.
Otros ingresos:

En este rubro se incluyen los ingresos de explotacion por actividades diversas asociadas al
servicio de distribucibn y comercializacion eléctrica, que son recurrentes y pueden
considerarse como ingresos relacionados con la tarifa. Se utiliza como referencia el periodo
de analisis definido en el estudio de fijacion tarifaria:

lo,=at,+ ap,+ rm, + ia,
Donde:
t: Periodo base de analisis considerado en el estudio de fijacion tarifaria.
[JJ0: Otros ingresos calculados para el periodo t
JJ0: Alguiler de transformadores.
[10107: Alquiler de postes.
[JJ[J: Recargo por mora.

[1000: Ingresos adicionales. Otros ingresos adicionales de operacién que por su naturaleza
pueden ser considerados en el célculo tarifario a consideracion de la Autoridad Reguladora.

Costos Y Gastos Totales De Operacion, Mantenimiento Y Administracién (Coma)

Son los costos y gastos totales de operacién, mantenimiento y administracion necesarios para
prestar el servicio de distribucién y comercializacion de la energia eléctrica. El calculo incluye
los siguientes rubros:

Donde:

COMA: Costos y gastos totales de operacion, mantenimiento y administracién, asi como,
otros costos en que incurran los operadores para brindar el servicio.

[10J0: Costo por compras de energia y potencia total. Incluye las compras de energia y
potencia al Instituto Costarricense de Electricidad -no se incluye costos por combustibles para
generacién térmica-, a terceros y la generacién propia.

Peaje: Costo por el transporte de energia. Se calcula como el producto de la tarifa vigente
del sistema de transmision por las compras estimadas en kWh que tiene que ser trasladados
por la red de transmisién para el periodo en que entrara a regir la tarifa.

OyM: Gastos de operacion y mantenimiento. Corresponde a los costos en que incurre la
empresa para su funcionamiento y el mantenimiento de los activos de distribucion, de forma



gue permita garantizar la sostenibilidad, continuidad y calidad del servicio regulado. Se
proyecta utilizando el método de actualizacion por indices, con excepcién de gastos
particulares que se actualizan mediante criterios ya definidos.

Admin: Gastos Administrativos. Representa la proporcién de los gastos de unidades o
departamentos de apoyo asignados al sistema de distribucion (estos se distribuyen a
generacion, transmisién, distribucion y alumbrado publico y otros servicios regulados y no
regulados). Se proyecta utilizando el método de actualizacién por indices, con excepcion de
gastos particulares que se actualizan mediante criterios ya definidos.

GP: Gastos por Gestién Productiva. Son los costos en que incurren las areas de apoyo y
soporte del sistema de distribuciébn para el desarrollo normal de su gestién técnica y
administrativa. Estos costos no pueden ser asignados directamente al activo productivo,
motivo por el cual se presentan el Estado de Resultados como parte del costo del servicio,
pero en una linea individual. Se proyecta utilizando el método de actualizacion por indices.

[J[]: Gastos por comercializacion. Son los gastos asociados a la gestion comercial de la venta
de electricidad a la totalidad de usuarios del servicio de distribucion. Se incluye todos los
gastos asociados al cobro, facturacion, lecturas, servicio al cliente, entre otros. Se proyecta
utilizando el método de actualizacion por indices.

COJ0O0: Canon regulacion. Monto autorizado por la Contraloria General de la Republica
(CGR), como pago por los servicios de regulacion. Es la suma por concepto de canon de
regulacién y de calidad. Para su asignacion, se considera la contribucién porcentual de los
ingresos de cada sistema respecto a los ingresos totales.

D: Gasto por depreciacion: monto resultante de aplicar el método de depreciacion lineal seguin
las tablas de depreciacion establecidas por Aresep.

[J[]: Gastos por partidas amortizables. Corresponde a software y licencias segun la vida util,
tiempo en uso y monto de adquisicién. En general, considera la amortizacion de intangibles.

GPer: Gastos por pérdidas de retiros de activos. En esta cuenta se registran
las pérdidas incurridas al retirar un activo productivo.

INC: Gasto por incobrables. Se utiliza el porcentaje técnicamente reconocido por la Aresep
en el acuerdo 006-001-2002 o, el que se determine mediante un estudio técnico actualizado
y avalado por Aresep. Sin embargo, el operador debe realizar la justificacién técnica del
porcentaje solicitado y presentar toda la informacion pertinente.

SG: Gasto por seguros. En esta cuenta se registran los contratos de seguros.

[J[]: Gasto por Arrendamientos. Monto total de los gastos por ese concepto, segun los
contratos vigentes. En lo que respecta a mecanismos de financiamiento no tradicional de
proyectos, éstos seran reconocidos segun lo establecido en el articulo 31 de la Ley 7593.

Criterio para la actualizacion de gastos particulares



Gastos por Compras de energia y potencia total (I ): En general las compras de
energia y potencia se proyectan segun la metodologia utilizada para proyectar las ventas de
energia. Se obtiene como la suma de las compras de energia y las compras por potencia, de
la siguiente manera:

CEP = CE + CP
Donde:
[10101: Gasto total por compras de energia y potencia total.
[J: Gasto por compras de energia estimados para t+1 con la tarifa vigente de generacion.
J: Gasto por compras de Potencia estimados para t+1 con la tarifa vigente de generacion.

Gasto por compras de energia (CE): El monto por concepto de compras de energia, se
obtiene multiplicando la cantidad de energia por periodo horario o temporada por la tarifa
vigente por periodo horario, de la siguiente manera:

k L
CE= > > VHTiisipnom* TGipnem
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Donde:
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.
CE: Compras de energia estimados para t+1 con la tarifa vigente de generacion.

O0r0+1, 0, COh, 0O0: Ventas Totales de Energia estimadas por periodo horario y
temporada, estimadas para el periodo t+1.

C1010, [Th, 0100: Tarifa de generacion vigente, por periodo horario y temporada.
ph: Periodos horarios (punta, valle 0 nocturno).

tm: Temporadas (alta o baja).

i indice de mes.

n: Cantidad de meses.

k: Cantidad de periodos horarios o temporadas definidos en el pliego tarifario.

Las ventas totales de energia estimadas, por periodo horario y temporada, se obtienen al
multiplicar el peso o porcentaje correspondiente para cada periodo horario y temporada por
la energia total vendida estimada. Procediendo de la siguiente manera:

m
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Donde:
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

U000+, O, Uh, OUO: Ventas Totales de Energia mensuales por periodo horario ph y
temporada tm, estimadas para el periodo t+1.

0000k, T+1, [0, [: Energia total vendida estimada. Se refiere al total estimado de ventas
de energia en kWh, de la tarifa s, para el mes i del periodo t +1.

%[ h, [1(1: Porcentaje correspondiente segun el periodo horario y temporada.
%Per: Porcentaje de pérdidas, se toma el valor promedio de la industria.

ph: Periodos horarios (punta, valle, nocturno).

tm: Temporadas (alta o baja).

i- Indice de mes.

s: Indice de tarifa.

m: Cantidad de tipos de tarifa existentes de acuerdo al pliego tarifario.

La estimacion de ventas totales se distribuye por periodo horario y temporada, tanto para
potencia como para energia y para esto se utilizan los datos reales para los 12 meses
anteriores que se encuentren disponibles al momento de realizar el estudio de fijacion
tarifaria.

La distribucion por periodo horario para energia (kWh) se obtiene como el peso que tiene
cada periodo horario sobre el total de energia, de la siguiente manera:

VRE o1
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Donde:
%Lk, U: Porcentaje de las ventas correspondiente al periodo horario ph y temporada tm.

000k, [0 Ventas de energia reales del operador por periodo horario y temporada en el
periodo t.

ph: Periodos horarios (punta, valle, nocturno).
tm: Temporadas (alta o baja).

k: Cantidad de periodos horarios o temporadas definidos en el pliego tarifario.

Gasto por compras de potencia (P). Se determina de la siguiente manera:
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Donde:

t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

[1[]: Gasto por compras de Potencia estimados para t+1 con la tarifa vigente de generacion.
01000, U, (100 Demanda maxima de potencia por periodo horario o temporada para t+1.
000k, 00: Tarifa de generacion vigente por KW por periodo horario o temporada.

ph: Periodos horarios (punta, valle o nocturno).

tm: Temporadas (alta o baja).

i: Indice de mes.

n: Cantidad de meses.

k: Cantidad de periodos horarios o temporadas definidos en el pliego tarifario.

La energia (kWh) ya distribuida por periodo horario se utiliza para tener como resultado la
potencia estimada por periodo horario, esto realizando el cociente de la energia por periodo
y el resultado obtenido de multiplicar el factor de carga por las horas por mes, segun sea el
periodo horario, de la siguiente forma:

W VHTt + 1.i.ph.tm
iphitm =
P COP,p pm

Donde:
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.
(10101, Uh, [0 Potencia estimada por mes i de t+1 por periodo horario y temporada.

OUO00+1, O, Uh, 0OO: Ventas Totales de Energia estimadas por periodo horario y
temporada, estimadas para el periodo t+1.

U0O0AR, OO: Componente para obtener potencia.
ph: Periodos horarios (punta, valle o hocturno).
tm: Temporadas (alta o baja).

i: Indice de mes



El componente para obtener potencia, se obtiene multiplicando el factor de carga por la
cantidad de horas en un mes segun sea el periodo horario o la temporada, de la siguiente
manera:

COP, e = FCpppm* 30 = Hyp o
Donde:

O00hR, 017 Componente para obtener potencia, para el periodo horario ph y temporada
tm.

Ok, 011: Factor de carga, por periodo horario o temporada.
CTh, [171: Horas, por periodo horario o temporada.

ph: Periodo horario (punta, valle o nocturno).

tm: Temporada (alta o baja).

30: Numero de dias al mes.

Para distribuir la potencia entre los periodos horarios se requiere tanto la energia real vendida
en cada periodo horario como de la demanda maxima en cada periodo. Con la informacion
anterior se obtiene un factor de carga, que es el resultado de dividir la energia vendida, segun
el periodo, por la demanda maxima, por periodo, multiplicado por la cantidad de horas al afio
correspondientes segun el periodo horario y temporada.

_ VRE phtm
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Donde:
U0k, O0: Factor de carga, por periodo horario o temporada.

UOJ0OOR, OO: Ventas de energia reales. Son las ventas de energia reales obtenidas del
operador por periodo horario y temporada.

[k, [11): Demanda maxima anual, por periodo horario y temporada.
H: Horas.

ph: Periodos horarios (punta, valle o nocturno).

tm: Temporadas (alta o baja).

365: Numero de dias del afio.

Finalmente, las compras de energia y potencia pueden provenir de:

Compras de energia al ICE (CEICE). Se determinan de la siguiente manera:
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Donde:
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.
OO0, 0+1, [ Compras al ICE totales estimadas en el mes i del periodo t+1 (KWh).

UUO0R O+1, O, O: Energia total vendida estimada. Se refiere al total estimado de ventas
de energia en kWh, de la tarifa s, para el mes i del periodo t +1.

%Per: Porcentaje de pérdidas, se toma el valor promedio de la industria.
GenPi: Generacién propia, en el mes i, se calcula como se indica mas abajo.

CEOG:i: Compras de energia a otros generadores en el mes i, se calcula como se indica mas
abajo.

i Indice de mes.
s: Indice de tarifa
m: Cantidad de tarifas existentes en el pliego tarifario.

%Pérdidas (%Per): Se refiere a las pérdidas de distribucion. Se utiliza como maximo el
promedio del porcentaje de pérdidas de la industria para los Gltimos 2 afios. El porcentaje de
pérdida para cada afio se calcula como el cociente entre la disponibilidad de energia (es la
energia total requerida por el sistema de distribuciobn mas las pérdidas del sistema de
distribucién y es igual a la generacién propia mas las compras de energia) de las 8 empresas
distribuidoras menos el total de energia vendida de las 8 empresas distribuidoras entre la
disponibilidad de energia de las 8 empresas distribuidoras. De la siguiente manera:

Disponibiliad — Venta totales Reales
Disponibilidad

Y%Per =

e Generacion propia (GenPi): Se estima utilizando la serie de tiempo (histérico) de la
energia producida, por planta y mes. Esta serie historica se proyecta mediante
técnicas estadisticas 0 econométricas (se selecciona la que brinde mejor bondad de
ajuste). Se utiliza la serie desde enero del afio 2000, siempre y cuando no presenten
un cambio estructural evidente o la serie histérica para la que se encuentran datos
disponibles. Para las plantas nuevas o con menos de 12 meses de entrada en
operacion se establece la proyeccion considerando las estimaciones presentadas por
la empresa y justificadas mediante estudio técnico, las cuales seran valoradas por la
Aresep. Estas estimaciones pueden ser ajustadas por factores técnicos debidamente
justificados.



Compras de energia a otros generadores (CEOGI): Se estima utilizando la serie de
tiempo (histérico) de la generacion producida, por planta y mes. Esta serie histérica
se proyecta mediante técnicas estadisticas 0 econométricas (se selecciona la que
brinde mejor bondad de ajuste). Se utiliza la serie desde enero del afio 2000, siempre
y cuando no presenten un cambio estructural evidente o la serie histérica para la que
se encuentran datos disponibles. Para las plantas nuevas o con menos de 12 meses
de entrada en operacion se establece la proyeccion considerando las estimaciones
presentadas por la empresa y justificadas mediante estudio técnico, las cuales seran
valoradas por la Aresep. En el caso de las cooperativas, se encuentra establecido el
porcentaje correspondiente a cada una de ellas de la produccién de Coneléctricas,
como proporcién al capital accionario de cada una, asi como PH Cubujuqui.

Peaje: Se estima como las unidades fisicas transportadas por las lineas de
transmision del ICE multiplicadas por la tarifa vigente aprobado para este sistema.

OyM, Administrativos y Comercializacion: Para la proyeccion se utiliza el indice de
precios que mejor se adapte al gasto o costo especifico que se esté estimando. Todos
los costos y gastos deben ser justificados, independientemente de su
comportamiento. Para los costos o gastos que sean no recurrentes, se verifica que en
realidad lo sean y que estén justificados, si la justificacién aportada por la empresa no
demuestra su relacién con el servicio, se excluyen. Las partidas no recurrentes deben
ser claramente identificadas en la propuesta tarifaria.

a. Gastos por salarios: Incluye los montos por remuneraciones salariales y
las cargas sociales asociadas. Se calcula segun el decreto de salarios
minimos o la politica salarial que disponga la empresa. Esta ultima debe
ser aportada por la empresa y justificarse técnica, legal y financieramente.
Las empresas reguladas deben presentar el rubro de salarios (salarios
base y sus componentes), y las cargas sociales separados en el estado de
resultados tarifario. Ademas, deberan de presentar la conciliacién de
salarios con los reportados a la CCSS. Si estos registros afectan a otros
sectores, debe aportarse informacion para estos.

b. Nuevas contrataciones: El tope maximo del crecimiento de la planilla
estara definido por el porcentaje de crecimiento de las ventas en unidades
fisicas del servicio regulado, su area de cobertura y nimero de usuarios.
El incremento a reconocer como plazas nuevas se obtiene del producto de
la cantidad de empleados existente multiplicada por el porcentaje de
crecimiento del servicio regulado. Para calcular el salario que se aplicara a
esas plazas nuevas, se tomara la media aritmética simple del salario
correspondiente a los nuevos puestos solicitados en el estudio tarifario. En
el caso de que exista un decrecimiento en las ventas en unidades fisicas
del servicio regulado, se podran incluir plazas nuevas en el célculo tarifario
sujeto a la presentacion de la respectiva justificacion técnica, la cual sera
analizada por la Aresep.



c. Contratos aterceros: Se incorpora una vez que se justifique y demuestre
la razonabilidad del monto indicado en el contrato, y se valoran los pagos
establecidos con base en criterios técnicos y las férmulas de ajuste. En
estos casos, se revisa el contrato aportado, su vigencia, la forma de las
actualizaciones y los montos. De lo contrario, se mantiene el mismo valor
del afio base utilizado en la estimacion tarifaria.

d. Gastos administrativos: La empresa debe de aportar la propuesta
debidamente justificada que contenga los diferentes conductores para la
distribucién del gasto, de lo contrario Aresep definira la forma general de
distribuir los costos para el analisis tarifario respectivo. La empresa
establecerd previamente una metodologia justificada de distribucion del
gasto, en la cual utilizara distintos conductores segun la naturaleza de la
partida, entre ellos:

1. Ingresos

Cantidad de funcionarios

Metros de area utilizados

Salario de la mano de obra

Demanda de servicios

Nivel econdmico de adquisicion de bienes y servicios

Otros

NoOhR®WDN

Gasto por seguros (SG): Las empresas deben adjuntar el detalle de activos
asegurados, con las caracteristicas de las polizas. Las primas que se pagan por los
seguros se proyectan segun el promedio histérico de los 2 afios calendario anterior a la
presentacion del estudio. Cualquier ajuste debe ser justificado técnicamente; y las obras
gue se pretenden asegurar deben estar contempladas en el Plan de Inversiones
respectivo. En caso de existir obras nuevas, y reconociendo que el valor de las primas
depende de las tarifas del ente asegurador, se proyecta mediante la razéon entre el
promedio de la prima obtenida de los ultimos 2 afios y el promedio del valor asegurado
para el periodo de tiempo de referencia, tomando en cuenta las nuevas obras que
técnicamente se justifiquen.

Gastos por incobrables (INC). En el caso de aquella (s) empresa (s) en las que se
haya reconocido con anterioridad, este rubro debe ir disminuyendo un 25% por afo
consecutivo hasta eliminarlo, caso contrario no se reconocen gastos por incobrables.

Gasto por depreciacion (D): Se debe utilizar el método de depreciacion lineal, ya
gue éste supone que el activo sufre un desgaste constante con el paso del tiempo, para
lo cual, se considera el valor del activo y su valor residual; la base depreciable del activo
se distribuye a lo largo de su vida util, dicha proporcion corresponde al gasto de
depreciacion en un periodo dado. La Aresep utiliza tablas de depreciacidon previamente
aprobadas, las cuales deberan estar disponibles para los entes regulados. Para los
activos que no se encuentran en las tablas de Aresep se utilizan las tablas del Ministerio
de Hacienda disponibles en el “Reglamento a la Ley de Impuesto sobre la Renta” (Decreto
N° 18455-H) y, en ultima instancia, se utilizan las indicaciones del fabricante. De la
informacion aportada, debe ser posible identificar la depreciacion por tipo de activo.



Gastos por partidas amortizables (Pa): la empresa debera de aportar la vida (til, el
monto indicado y la fecha de adquisicion del activo, asi como, la justificacion técnica de
su comportamiento y su relacidn con el servicio que se esta regulando. En el caso que no
se adjunte dicha informacion, se utilizara una vida Gtil de 3 afios, siempre y cuando sea
un tiempo razonable para el activo que se analiza.

Gastos por pérdidas de retiros de activos (GPer). Este gasto se obtiene de la base
tarifaria y corresponde a: los retiros al costo mas los retiros revaluados, deduciendo la
depreciacion de los retiros al costo y la depreciacion de los retiros revaluados.

Arrendamientos ([JJ). Se establecen segln los contratos vigentes y que entraran
en funcionamiento durante el periodo de andlisis. El monto se obtiene de la siguiente
manera:

g.mn on
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Donde:

t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

AR: Monto por concepto de arrendamientos.

CU,i : Cuota. Se refiere a la cuota de arrendamiento mensual por planta.
$: Expresa cifras indicadas en dolares.

Tcvet+l: Tipo de cambio de Venta (CRC/USD) estimado. Estimaciones de la IE
correspondientes al periodo t+1.

pl: Planta.
i indice de mes.
n: Cantidad de meses.
g: Cantidad de plantas arrendadas
BASE TARIFARIA

La base tarifaria se calcula como sigue:

BT = AFNORP + CT
Donde:
BT: Base tarifaria.

AFNORP: Activo fijo neto en operacién revaluado promedio.



CT: Capital de trabajo.
Activo fijo neto en operacidén revaluado promedio

El activo fijo neto en operacion revaluado promedio, se obtiene como una media aritmética
simple del a-) activo fijo neto en operacién revaluado al mes de diciembre del periodo ty; b-)
el activo fijo neto en operacion revaluado estimado al mes de diciembre del periodo t+1.

AFNOR, + AFNOR, .,

AFNORP = >

Donde:

t: Periodo de tiempo del dltimo Estado Financiero auditado o disponible para el servicio
regulado (El valor disponible al 31 de diciembre anterior al estudio y utilizado como saldo
inicial) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

t+1: Periodo en el que estard vigente el ajuste tarifario. Obtenido del Gltimo Estado Financiero
auditado o disponible para el servicio regulado (El valor disponible al 31 de diciembre utilizado
como saldo final) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

AFNORt: Activo fijo neto en operacion revaluado del periodo t.
AFNORt+1: Activo fijo neto en operacion revaluado estimado del periodo t+1.

La empresa tiene la obligacién de valuar sus activos tal como lo establece la normativa
vigente, considerando el valor razonable de estos. Se debe de revelar adecuadamente en los
estados financieros e informar a la Intendencia de Energia, asi como, proceder a realizar el
ajuste en libros que corresponda para corregir las desviaciones que surjan entre el valor
revaluado y el valor razonable.

Esta formula se utiliza para determinar la base tarifaria en las solicitudes de ajuste tarifario
gue se presentan a la Intendencia de Energia, las formas de calculo de sus variables podrian
modificarse cuando entre en vigencia la contabilidad regulatoria.

Activo fijo neto en operacién revaluado al mes de diciembre del periodo t+1
(DO0000+1).

Para el célculo del activo fijo neto en operacién revaluado al mes de diciembre del periodo
t+1, se procede de la siguiente manera:

AFNOR,., = (AFC,., + AFR,.;) — (DC,.; + DR,.;)
Donde:

t+1: Periodo en el que estard vigente el ajuste tarifario. Obtenido del Gltimo Estado Financiero
auditado o disponible para el servicio regulado (El valor disponible al 31 de diciembre utilizado
como saldo final) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.



AFNORt+1: Activo fijo neto en operacion revaluado del periodo t+1.

AFCt+1: Total de activos fijos al costo del servicio de distribucidn eléctrica, para el periodo
t+1.

AFRt+1: Total de activos fijos revaluados, para el periodo t+1.
DCt+1: Depreciacién acumulada del activo al costo, para el periodo t+1.
DRt+1: Depreciaciéon acumulada de los activos revaluados, para el periodo t+1.
El activo fijo al costo se calcula de la siguiente manera:

AFC,.; = AFC, + AD — RA,_,, + TA_,
Donde:

t: Periodo de tiempo del Ultimo Estado Financiero auditado o disponible para el servicio
regulado (EI valor disponible al 31 de diciembre anterior al estudio y utilizado como saldo
inicial) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

t+1: Periodo en el que estard vigente el ajuste tarifario. Obtenido del Gltimo Estado Financiero
auditado o disponible para el servicio regulado (El valor disponible al 31 de diciembre utilizado
como saldo final) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

AFCt+1: Activo fijo al costo del periodo t+1.
AFCt: Activo fijo al costo del periodo t.

AD: Adiciones de activos, son incorporadas segun el nivel de ejecucion historico del plan de
inversiones respectivo.

RActo: Retiro de activos al costo.

TActo: Traslado de activos al costo.

cto: Al costo

El activo fijo revaluado se calcula de la siguiente manera:
AFR,.; = AFR,— RA,.+ TA,+ Rev

Donde:

t: Periodo de tiempo del ultimo Estado Financiero auditado o disponible para el servicio
regulado (El valor disponible al 31 de diciembre anterior al estudio y utilizado como saldo
inicial) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

t+1: Periodo en el que estard vigente el ajuste tarifario. Obtenido del Gltimo Estado Financiero
auditado o disponible para el servicio regulado (El valor disponible al 31 de diciembre utilizado
como saldo final) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.



AFRt+1: Activo fijo revaluado del periodo t+1.
AFRt: Activo fijo revaluado del periodo t.
RAr: Retiros de activos revaluado.
Rev: Revaluacion de activos del periodo t+1.
TAr: Traslado de activos revaluados.
r: Revaluado
Revaluacion de activos:
El procedimiento seguido para la revaluacion de activos es el siguiente:
Rev = IR + [(AFC,+ AFR,— RA_,, — RA,) + (TA., + T4,)]
Donde:

t: Periodo de tiempo del Ultimo Estado Financiero auditado o disponible para el servicio
regulado (El valor disponible al 31 de diciembre anterior al estudio y utilizado como saldo
inicial) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

IR: indice de revaluacion. Se refiere al indice de revaluacién de activos local, externo o
compuesto segln corresponda.

AFCt: Activo fijo al costo, periodo t.
AFRt: Activo fijo revaluado, periodo t.
RActo: Retiro de activos al costo.
RAr: Retiros de activos revaluado.
TActo: Traslado de activos al costo.
TAr: Traslado de activos revaluados.
cto: Al costo.

r: Revaluado.

La revaluacion de activos se calcula aplicando el indice de revaluacién a los activos fijos
segun su origen nacional, extranjero o compuesto. Para cada caso se calcula un indice
especifico, cuyas formulas son las siguientes:

indice de revaluacién componente local:

IPCR,.,
= (PR

il SN IR Y.
IPCR, 1)+ (%C1)



Donde:

t: Periodo base de andlisis considerado en el estudio de fijacion tarifaria.
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

IRL: indice de revaluacion de activos local.

IPCRt: indice de precios de Costa Rica representativo del activo al mes de diciembre del
periodo t.

IPCRt+1: indice de precios de Costa Rica representativo del activo al mes de diciembre del
t+1.

L: Local.
% 0. Porcentaje de componente del gasto local.

En los casos en los cuales se utiliza el indice de Precios al Consumidor se considerara la
expectativa de inflacién publicada por el Banco Central de Costa Rica en su Programa
Macroeconomico. Mientras que la informacion real del indice se obtiene del Instituto Nacional
de Estadistica y Censos (INEC). Para la proyeccion se utiliza la variacion interanual del indice
al ultimo mes disponible de informacion.

indice de revaluacion para activos de origen externo

_ (IPUSA;+4 = Tcvey
£ ( IPUSA; + Tcv,

1)+ (%Ce)
Donde:

t: Periodo base de andlisis considerado en el estudio de fijacion tarifaria.
t+1: Periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario.

IRE: indice de revaluacién de activos externo.

IPUSAL: indice de precios de Estados Unidos representativo del activo al mes de diciembre
de periodo t.

IPUSAt+1: indice de precios de Estados Unidos representativo del activo al mes de diciembre
del periodo t+1.

Tcvet+l: Tipo de cambio de Venta (CRC/USD) estimado. Estimaciones de la IE
correspondiente a diciembre del periodo t+1.

Tcvt: Tipo de cambio de Venta (CRC/USD) establecido por el Banco Central de Costa Rica
(BCCR). Calculado como la media aritmética diaria de diciembre del periodo t.

% [101: Porcentaje de componente del gasto externo.



E: Externo.

En los casos en los cuales se utiliza el indice de Precios al Consumidor de Estados Unidos o
el indice de Precios al Productor de Estados Unidos, se utilizara como fuente para la
informacion real el Bureau of Labor Statistics de USA. Para la proyeccién se utilizara la
variacion interanual del indice al altimo mes disponible de informacioén o las estimaciones de
la IE si se tienen.

indice compuesto de revaluacion para activos:
IR, = IR; + IRy

Donde:
IRcom: indice de revaluacion compuesto.
IRL: indice de revaluacion de activos local.
IRE: indice de revaluacion de activos externo.
L: Local.
E: Externo.
Com: Compuesto.
Depreciacion al costo (1 [101+[]):

DC,.y = DC,— RD_, + Dep + TD_,
Donde:

t: Periodo de tiempo del Ultimo Estado Financiero auditado o disponible para el servicio
regulado (El valor disponible al 31 de diciembre anterior al estudio y utilizado como saldo
inicial) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

t+1: Periodo en el que estard vigente el ajuste tarifario. Obtenido del Gltimo Estado Financiero
auditado o disponible para el servicio regulado (El valor disponible al 31 de diciembre utilizado
como saldo final) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

DCt+1: Depreciacion al costo, periodo t+1.
DCt: Depreciacion al costo, periodo t.

RDcto: Retiro de activos depreciados al costo.
Dep: Depreciacion.

TDcto: Traslados depreciados al costo.

cto: Al costo



Dep = TDA = [AFC,+ (0.5 = AD) — (0.5 = RA,,,) + TA.,]
Donde:

t: Periodo de tiempo del Ultimo Estado Financiero auditado o disponible para el servicio
regulado (EI valor disponible al 31 de diciembre anterior al estudio y utilizado como saldo
inicial) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

Dep: Depreciacion.

TDA: Tasa de depreciacion del activo.

AFCt: Activo fijo al costo del periodo t.

AD: Adiciones de activos, son incorporadas segun el nivel de ejecucién Historico.
RActo: Retiro de activos al costo.

TActo: Traslado de activos al costo.

cto: Al costo

Tanto las adiciones de activos como los retiros se ponderan por 0,5 dado que se desconoce
en qué momento del afio se realizaran.

La tasa de depreciacion de cada activo se calcula de la siguiente forma:

100 - VAR
vu

DA =
Donde:
TDA: Tasa de depreciacion del activo
VAR: Valor de rescate
VU: Vida util
Célculo de la revaluacién de la depreciacion revaluada:

Revy, = IR « [DC:+ DR, — (RDwo + RAgr) + (TDo + TAar)]

Donde:

t: Periodo de tiempo del Ultimo Estado Financiero auditado o disponible para el servicio
regulado (El valor disponible al 31 de diciembre anterior al estudio y utilizado como saldo
inicial) o lo que disponga la Intendencia con la Contabilidad Regulatoria.

U O00: Revaluacion de la depreciacion revaluada.



IR: indice de revaluacion de activos local, externo o compuesto seguin corresponda.
DCt: Depreciacion al costo del periodo t.

DRt: Depreciacion revaluada del periodo t.

RDcto: Retiro de activos depreciados al costo.

RAdr: Retiro de activos depreciados revaluados.

TDcto: Traslados depreciados al costo.

TAdr: Traslado de activos depreciados revaluados.

cto: Al costo

Para todos los calculos que se realizan para obtener el activo fijo neto en operacion revaluado
al mes de diciembre del periodo en el que estara vigente el ajuste tarifario (U000 0+1). Se

analiza y considera:

El Plan de Inversiones vigente.
La capacidad de ejecucion del Plan de Inversiones historica de la Institucion.
El financiamiento aprobado para las inversiones y adiciones programadas en el Plan
de Inversién, asi como, los requisitos legales, refrendos, permisos municipales, uso
de tierra, etcétera.

e Los activos deben responder a dos criterios: Gtiles para la prestacion del servicio y
que efectivamente se utilicen en la misma (utilizable).

Capital de trabajo

El capital de trabajo se estima como el periodo medio de cobro multiplicado por el efectivo
requerido de operacién por dia (gastos de operacion, mantenimiento y administracion menos
las depreciaciones, las partidas amortizables, los gastos por pérdidas de retiros de activos,
las compras de energia y los gastos por peaje, todo eso dividido entre 360), de la siguiente
manera:

CxC (COMA — D — Pa — GPer — CEP — Peaje)
H )*%ﬂ*

Iv 360

Donde:
CT: Capital de trabajo.

CxC: Promedio de las cuentas por cobrar de los ultimos 3 periodos anuales auditados de los
estados financieros.

IV: Ingreso por ventas de energia y potencia a usuarios.



COMA: Costos de operacién, mantenimiento y administracion.
D: Gasto por depreciacion de activos.
Pa: Gastos por partidas amortizables.
GPer: Gastos por pérdidas de retiros de activos.
CEP: Gastos por compra de energia y potencia.
Peaje: Gastos por peaje.
Metodologia Tarifaria Ordinaria Para El Servicio De Transmision

El modelo general para determinar las tarifas de transmisibn es idéntico al usado
anteriormente para la metodologia de las tarifas de distribucion, los componentes de dicha
metodologia son:

A) Ingresos Totales en el Sistema de Transmision
B) Costos Totales

C) Rédito de Desarrollo

D) Periodo de Aplicacion de las Tarifas

E) Monto y Ajustes Tarifarios

Todos estos componentes se aplican con las mismas formulas definidas anteriormente en la
metodologia de pliego de distribucién con la diferencia que los factores e ingresos deben ser
redefinidos para los parametros de la red de transmision de Costa Rica. El pliego de
transmision va enfocado a su totalidad al cobro de peaje por transporte de energia (kwWh), a
cierto nivel de tensiéon eléctrica. Los valores de potencia medidos para este cobro seran
enfocados para determinar un cobro de energia transmitida.

Los costos totales son enfocados en el mantenimiento, expansion y mejoramiento de la red
de transmision, a su vez también el costo que conlleva transmitir toda la energia a los
diferentes nodos y puertos de interconexion con la red de distribucion o clientes conectados
directamente a la red de transmisién, todos los componentes restantes se determinan
exactamente de la misma forma como en la metodologia de distribucion.

5.1.3. Célculo de las Tarifas Eléctricas Honduras

Para el célculo de las tarifas, la ENEE partird de las demandas de los usuarios, los que seran
agrupados en cinco conjuntos o “categorias”:[12].

A. Residencial;

B. Servicio General en Baja Tensién (comercios, oficinas, talleres, conectados en baja
tension);

C. Alumbrado Publico;

D. Servicio en Media Tension; y,

E. Servicio en Alta Tension.



Una vez determinadas anteriormente las cinco componentes de precio para cada categoria
de usuarios, la ENEE calculara, para el caso de los pequefios consumos servidos en baja
tension, particularmente los pequefios consumos residenciales, unas tarifas mas simples.
Para esos pequefios consumos, las tarifas consistiran en el cargo fijo y un solo precio de
energia. Este Ultimo sera calculado como un precio monémico que comprende el precio de la
potencia y los tres precios de la energia por bloque horario, usando la expresion siguiente:

5
e, = S + Z *
p c Tsﬂ * FCP{ b_aphf be

Donde

pec: Es el precio Unico que se aplicara a la energia consumida por usuarios de la categoria
C.

p2: es el precio de la potencia.
730: es el nimero de horas promedio en un mes.
FCPc: Es el factor de carga promedio del usuario individual de la categoria c.

pbc: conbiguala 3, 4,y 5, es el precio de la energia en el bloque horario b para los usuarios
de la categoria c.

rbc: Es la proporcion en que los usuarios de la categoria ¢ consumen energia en el bloque
horario b, con

5
Zr:=1

La ENEE determinara tarifas simples también para las categorias de servicio en media
tension y servicio en alta tensién, combinando los precios de energia por bloque horario en
un unico precio de energia. Esas tarifas comprenderan un cargo fijo, un precio de la potencia
y un solo precio de energia.

La ENEE representara la demanda agregada de cada categoria de usuarios bajo la forma de
24 potencias horarias para los tres dias tipo del afio: dia laborable, sdbado, y domingo o dia
feriado. Las demandas se expresaran en “por unidad”, p. u., de la respectiva demanda
méxima. La suma a lo largo del afio, en un punto de la red, de las potencias horarias Ph
expresadas en MW es igual a la energia anual correspondiente, W, expresada en MWh.
Cuando las potencias horarias se expresan en p. u. de la demanda méaxima respectiva, se
tiene:

8760

Py
Z — FC+8760 = HU
h=1 DJ"‘fI:L'E

ph: Es la potencia horaria expresada en p. u. de la demanda maxima.



FC: Es el factor de carga anual.
HU: Son las “horas de utilizacion” anuales de la demanda maxima.

Con esta representacion, el producto de las horas de utilizacién por la demanda maxima en
MW es igual a la energia anual en MWh. Las horas de utilizacion divididas entre las 8760
horas del afio dan el factor de carga. La relacion entre horas de utilizacion, energia y demanda
méaxima es también vélida para los bloques horarios.

Representacion De La Generacion

El Operador del Sistema (ODS) calcularda y propondra a la CREE a finales del mes de
noviembre de cada afio el Costo Base de Generacion de la ENEE previsto para los doce
meses del afio siguiente. EI ODS calculard el Costo Base de Generacion (expresado en
ddlares de los Estados Unidos de América) previsto para los doce meses del afio t con base
en los resultados de la Planificacion Operativa de Largo Plazo disponible a fines de noviembre
del afio t-1 y de la informacion de los contratos suscritos, vigentes y en ejecucion por la ENEE,
de acuerdo con la siguiente formula:

=230 h=3
CBG,,, = Z Z CBE, o0+ CBP,,,

v=mt h=1

Donde:
CBG_t,m : Es el costo base de generacion para el afio t en el mes m.

CBE_t,m,v,h : Es el costo base de energia previsto para el afio t en el mes t para el nivel de
tension v y el bloque horario h.

CBP_t,m : Es el costo base de potencia para el afioty el mes m.
h: Es cada uno de los bloques horarios.

v: Nivel de tension

mt: Media Tension

El Costo Base de Energia se compone del costo total de las compras previstas de energia en
contratos y de las compras previstas de energia en el mercado de oportunidad. El costo
previsto de energia en los contratos transferibles a tarifas en cada nivel de tensiéon v, por
bloque horario h se compone del costo de Contratos Tipo A (CTA) y del costo de Contratos
Tipo B (CTB).

Los Contratos Tipo A son aquellos contratos existentes previo a la entrada en vigor de la LGIE
y los contratos licitados en las condiciones establecidas por la misma. Para los Contratos Tipo
A, el costo de compra de la energia prevista se valora al precio establecido en dichos
contratos. Los Contratos Tipo B son aquellos contratos que suscriban la o las Empresas
Distribucion que resulten de la escision de la ENEE (ENEE-Distribucion) con la o las
Empresas de Generacion resultantes del mismo proceso (ENEE-Generacion). Para los



Contratos Tipo B se tomara en cuenta el costo estandar determinado por la CREE para cada
una de las tecnologias y en funcion de la antigliedad de las centrales. Por otro lado, el costo
de energia previsto en el mercado de oportunidad se compone de la energia que surge de la
diferencia entre la demanda total prevista para los usuarios de la ENEE y la energia total
prevista en los contratos de la misma y del costo marginal horario

T
CBE;mon = Z (EPCTA;¢mvn * PECTAjt mon)
i=1

k
+ ) (EPCTB;¢mup * CET¢) + EPOpmn * CMem
=1

CBE_t,m,v,h: Costo Base de Energia previsto para el afio t en el mes m en el nivel de tension
v y bloque horario h.

EPCTA_j,t,m,v,h : Cantidad de energia prevista para la CTA]j para el afio t en el mes m en el
nivel de tensién v y bloque horario h.

PECTA j,t,m,v,h: Precio de la energia prevista en el CTA| para el afio t en el mes m en el
nivel de tensién v y bloque horario h.

EPCTB_j,t,m,v,h: Energia prevista en el CTBj para el afio t en el mes m en el nivel de tension
v y blogue horario h.

CET _t: Costo Estandar por Tecnologia determinada por la CREE para el afio t.

EPO_t,m,v,h : Compra prevista de energia en el mercado de oportunidad para el afio t en el
mes m en el nivel de tension v y bloque horario h.

CM_t,m,vh: Costo Marginal (Costo en el nodo de conexion previsto en la planificacion del
ODS) para el afio t en el mes m en el nivel de tension v y bloque horario h.

n: Numero de Contrato Tipo A.
k: Numero de Contrato Tipo B.

El Costo Base de Potencia (CBP) se calculara para su traslado a tarifas. Este se compone
del costo de las compras previstas de potencia firme en contratos y del costo estimado de los
desvios de potencia firme. El costo previsto de compra de potencia firme en contratos se
compone del costo de compra de potencia firme por medio de Contratos Tipo A y Contratos
Tipo B. En lo que respecta a los desvios de potencia firme, el ODS calculara a fines de cada
mes e informard a la CREE el costo de los desvios de potencia firme, de acuerdo con lo
establecido en el Reglamento de Operacion del Sistema y Administracion del Mercado
Mayorista.

n k
CBPy = ) (QPCT;y = PPCTA;; ) + Z{QPETEHE « PRP;) + CDP; ,
=1 =1



Donde
CBP_t,m: Costo Base de Potencia previsto durante el mes m del afio t.

QPCTA_j,t,m: Cantidad prevista de compra de potencia firme para el CTAj durante el mes m
del afio t.

PPCTA_j,t,m: Precio Previsto de la potencia firme para el CTAj durante el mes m del afio t.

QPCTB_j,t,m: Cantidad prevista de compra de potencia firme en el CTBj durante el mes m
del afio t.

PRP_t: Precio de Referencia de la Potencia establecida por la CREE para el afio t.
CDP_t,m: Costo del desvi6 de potencia firme durante el mes m del afio t.
n: Numero de Contrato Tipo A.

k: Numero de Contrato Tipo B.

Para cada periodo de ajuste, el precio de la energia sera calculado como la suma de
los CBE mensuales previstos correspondientes a dicho periodo dividido por la energia
prevista para ese periodo y el precio de la potencia sera calculado como la suma de
los CBP mensuales previstos correspondientes a dicho periodo dividido por la
potencia prevista para ese periodo.

Determinacién De La Potencia Y Energia A La Entrada Y Salida De Los Médulos De Red

La ENEE sumara las demandas servidas en baja tensién: demanda residencial; demanda
comercial, de oficinas y talleres; y alumbrado publico, para obtener las potencias horarias de
salida del modulo de redes de baja tension. Luego, determinara las potencias horarias a la
entrada del médulo sumando a las potencias horarias de salida las potencias horarias de las
pérdidas que se producen en el mdédulo. La ENEE continuara ese proceso hacia niveles
superiores de tension. Al subir por la red de esta manera, la ENEE calculara las potencias
horarias a la salida de un médulo como las potencias horarias a la entrada del médulo
siguiente, alimentado por el moédulo en cuestion, menos las potencias horarias de la
generacion inyectada en ese moédulo siguiente, mas las potencias horarias de cualquier
demanda servida por el mddulo en cuestion.

pS(N)p = [pE(N + 1)p — pG(N + 1)x] + pD(N)p

Donde

pS(N)h: Potencia de salida del médulo N en la hora h.



pE(N+1) h: Potencia de entrada al médulo N+1, que es alimentado por el médulo N, en la
hora h.

pG(N+1) h: Potencia del conjunto de centrales que inyectan su generacion al modulo N+1,
en la hora h.

pD(N)h: Potencia de la demanda D, servida desde el modulo N, en la hora h.

Para los propositos del célculo de las tarifas provisionales, la CREE reconocera el costo de
pérdidas totales del 15 por ciento de la energia que entra a la red eléctrica, desglosadas en
un 12 por ciento de pérdidas técnicas y un 3 por ciento de pérdidas comerciales.

En el caso general, que corresponde a los médulos compuestos por transformadores, ENEE
considerara dos componentes de las pérdidas horarias, las pérdidas “de hierro” y las pérdidas
“de cobre”. La primera componente se tomara como constante en el tiempo. La segunda
componente se tomara como proporcional a la potencia horaria de salida del médulo, elevada
al cuadrado.

PL, = PLg, + k., PS;

Donde:

PLh: Potencia de pérdidas en el mddulo en la hora h.

PLfe: Potencia de pérdidas de hierro, que es constante en el tiempo.
kcu: Constante de proporcionalidad de las pérdidas de cobre.

PSh: Potencia de salida del modulo en la hora h.

El valor maximo de la potencia de pérdidas en el médulo es:

PLyge = PLyo + Koy * D2,y

Luego, la potencia horaria de pérdidas, expresada en p. u. de su propio maximo es:

I _kfe+kcu*ﬂmm‘*1]5%
P = kfe+km*ﬂm-cu

ENEE calculara la potencia horaria de entrada al médulo de transformadores como la suma
de la potencia horaria de salida mas la potencia horaria de pérdidas en el médulo.

PE, =PS, + PL;, + k,PS},

La tasa local de pérdidas de energia, tM, del mddulo M esta dada por la expresion siguiente:



_ Zplh _ 8760 = kfe + ey * Digx * Zpsﬁ
Iy L 2 Psh

M

Conocidas las potencias horarias a la salida psh y fijada la tasa de pérdidas local tM del
modulo, asi como la constante de pérdidas de hierro, ENEE determinara para cada médulo
este factor que figura en las expresiones de la potencia horaria de pérdidas y de la potencia
de entrada al médulo en p. u. de sus respectivos maximos.

Costos De Inversion Y Costos De Operacion Y Mantenimiento De Las Redes De
Transmision Y De Distribucion

La ENEE incorporara los costos de inversién de sus redes en el calculo de las tarifas en forma
de anualidades calculadas para cada activo con base en: la vida util del activo, que se tomara
igual a treinta afios tanto para la transmision como para la distribucién; la tasa de actualizacion
real fijada por la CREE; el valor nuevo de reemplazo del activo de que se trate. La ENEE
calculara la anualidad usando la expresién:

A=FRC+1I

Donde,
FRC: Factor de Recuperacion del Capital.
I: Monto de la inversién en el activo, estimada como valor nuevo de reemplazo.

La ENEE calculara el factor de recuperacion del capital usando la expresion siguiente:

FRC=t+m

Donde t es la tasa de actualizacién y n es la vida util del activo en afios. Para la parte de las
inversiones que corresponde a terrenos y a servidumbres, la anualidad serd unicamente el
producto de t por la inversion correspondiente.

Imputacion De Los Costos De Generacion Y De Redes

El Factor de Contribucion de la rama i es igual a la demanda de esa rama en la hora de la
demanda méaxima del modulo dividida por la demanda méxima de la rama. Se cumple que:

¥
Doax = ) fei D;
i=1

Donde Dmax es la demanda maxima global en MW vista por el modulo de red de que se trate,
Di es la demanda maxima en MW de la rama i, y fCi es el factor de contribucién de esa rama.
El suministrador debe recuperar el costo de la potencia, cpom*Dmax , donde cpM es el costo
unitario de la potencia a la salida del médulo M, lo cual, en vista de la expresion anterior,
implica:



1
Py * Dipax = Z{f‘-’:‘ = cpyy) * Dy
i=1

ENEE determinara el factor de contribucion de cada rama durante el proceso de suma de
demandas y pérdidas ascendiendo la red. Considerando que la hora en que ocurre la
demanda maxima de un médulo puede variar de un dia a otro, ENEE determinara las cuatro
horas en que ocurren las més altas demandas a la salida de un modulo de red y calculara
para cada una de las ramas alimentadas por el mddulo el factor de contribucién de la misma
como:
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Donde
fCi: Factor de contribucién de la rama.i.

pih: Potencia horaria en p.u. de la rama i en cada una de las cuatro horas h* en que ocurren
las demandas mas altas a la salida del mdodulo.

Para los modulos de la red de transmisioén, los costos imputables a cada producto se definen
como sigue: Costos que se Imputaran a la Potencia:

A. Costo de la potencia a la entrada del médulo;

B. Més costo de la pérdida de potencia en el médulo, valorada al costo unitario de la
potencia a la entrada del mdédulo.

C. Mas 60 por ciento de los costos de inversion y de administracion, operaciéon y
mantenimiento del modulo.

Costos que se Imputaran a la Energia:
A. Costo de la energia de entrada al modulo en el blogue horario de que se trate.

B. Mas el costo de la energia perdida en el médulo en ese mismo bloque horario,
valorada al costo unitario de la energia a la entrada del modulo en ese bloque horario.

C. Més 40 por ciento de los costos de inversion, y de administracion, operacion y
mantenimiento, que se cargardn a las energias de los bloques horarios de Punta e
Intermedio en proporcién de la potencia promedio en cada uno.

Para los mddulos de la red de distribucion, los costos imputables a cada producto se definen
como sigue:

Costos que se Imputaran a la Potencia

A. Costo de la potencia a la entrada del médulo;



B. Mas costo de la pérdida de potencia en el modulo, valorada al costo unitario de la
potencia a la entrada del modulo.

C. Més un porcentaje de los costos de inversion y de administracion, operacion y
mantenimiento del médulo, de la manera siguiente:

I Para los transformadores de alta a media tensién, el 60 por ciento.
II.  Paralas lineas de media tension, el 75 por ciento.
Il Para los transformadores de distribucién y las lineas de baja tension, el 100 por ciento.

Costos que se Imputaran a la Energia
A. Costo de la energia de entrada al médulo en el bloque horario de que se trate.

B. Mas el costo de la energia perdida en el médulo en ese mismo bloque horario,
valorada al costo unitario de la energia a la entrada del médulo en ese bloque horario.

C. Més el complemento porcentual de los costos de inversion, y de administracion,
operacion y mantenimiento, que se cargaran a la energia de los bloques horarios de punta
e intermedio en proporcion de la potencia promedio en cada uno.

Los costos anuales de pérdidas, y los costos anuales de inversion, administracion, operacion
y mantenimiento de cada médulo para cada uno de los afios del periodo de estudio se traeran
a valor presente para calcular el costo unitario de cada producto a la salida del médulo. ENEE
calculara el costo unitario de la potencia a la salida del médulo M como:
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Donde:

cpM: Costo promedio de la potencia a la salida del médulo M para el periodo de estudio, en
Lps/kW-afio.

T: Numero de afios del periodo de estudio, tres para la transmision y cinco para la distribucion.
Ai: Costo anual imputable a la potencia correspondiente al afio i para el médulo.

t: Tasa de actualizacion fijada por la CREE.

Dmaxi: Demanda méxima a la salida del modulo en el afio i.

De manera similar, ENEE calculara el costo unitario de la energia a la salida del médulo M en
el bloque horario b como:
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cwM b: Costo promedio de la energia en el bloque horario b a la salida del médulo M para el
periodo de estudio, en Lps/ MWh.

Aib: Costo anual imputable a la energia en el bloque horario b, correspondiente al afio i, para
el médulo.

t: Tasa de actualizacion fijada por la CREE.
Wib: Energia de salida del modulo en el afio i y en el bloque horario b.
Imputacion De Costos De La Actividad De Comercializacion

La ENEE calculara los costos de la actividad de comercializacion para los consumidores
residenciales y pequefios consumidores comerciales, que constituyen la gran mayoria de
usuarios, con base en el usuario promedio. Los costos a considerar seran los siguientes:

A. Anualidades correspondientes a la inversion necesaria para conectar a cada nuevo
usuario: acometida y medidor.

B. Anualidad correspondiente a otras inversiones, por ejemplo, laboratorios de prueba
y calibracién de medidores, equipo moévil de prueba, vehiculos, etc., dividida entre el
ndmero de usuarios.

C. Costo anual promedio de operacion y mantenimiento de la acometida y el medidor.

D. Costos recurrentes: lectura de medidores, facturacion, cobro, manejo de las cuentas
de los usuarios, inspecciones y combate del hurto de energia, divididos entre el
namero de usuarios del afo.

E. Costos ocasionales: atencion a reclamos y a consultas de los usuarios, verificacion
y eventual recalibracién de medidores, divididos entre el nUmero de usuarios del afio.

F.  Costo financiero del retardo entre la entrega de la energia y la recepcion del pago
por la misma.

Célculo De La Tarifa Por Categoria De Usuarios

Una vez que la ENEE haya determinado el costo unitario comercial como se indicé
anteriormente y que, por el proceso de imputacién de costos, haya determinado los costos
unitarios de la potencia y de las energias por bloque horario a la entrada de cada rama que
alimenta a un conjunto o categoria de usuarios, procedera a determinar los correspondientes
precios de la tarifa para cada categoria. ENEE calculara el precio pl que aplicara a los
usuarios de la categoria c, o sea el cargo comercial, con la expresion siguiente:
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plc: Cargo fijo en la tarifa para los usuarios de la categoria c.

i: Interés aplicado al monto facturado por un plazo de 45 dias que los usuarios de la categoria
c tardan en promedio en pagar ese monto. El plazo se mide desde el punto medio del periodo
de suministro. Para el cargo fijo, se supone que la facturacién coincide con el final del periodo
de suministro, y que el retardo promedio entre la recepcion de la factura y el pago es de 30
dias.

clc: Costo unitario comercial de la categoria c, calculado como se indica en el articulo 47
anterior.

ENEE calculard el precio de la potencia para los usuarios de la categoria de que se trate a
partir del costo unitario de la potencia de la rama que alimenta a esa categoria, usando la
expresion siguiente:

. Cac * fCE

ENEE calculara los precios de la energia por bloque horario aplicando la expresién siguiente:
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Donde

pbc: Precio de la energia consumida en el bloque horario b en la tarifa para la categoria de
usuarios c.

i: Interés aplicado al monto facturado por el plazo tipico de 45 dias que los usuarios de la
categoria c tardan en pagar ese monto. El plazo se mide desde el punto medio del periodo
de suministro.

cbc: Costo unitario de la energia del bloque horario b en la rama que alimenta a la categoria
c.

pcc: Porcentaje del consumo total de la categoria ¢ que corresponde a pérdidas comerciales.

Como se indicé ya, para los pequefios consumos de usuarios servidos en baja tension, la
ENEE determinara tarifas simples consistentes en el cargo fijo y en un solo precio de energia
gue incorpora el efecto del precio de la potencia y los precios de energia por bloque horario
aplicados al consumo de los usuarios de la categoria de que se trate con base en su curva
de carga tipica.



5.1.4. Célculo de las Tarifas de Eléctricas Nicaragua

Componentes tarifarios. La determinacion de los componentes de las tarifas que integran los
Pliegos Tarifarios considerara los siguientes principios:

A. Reflejar los costos de adquisicion de energia y potencia y de servicios en el
Mercado Mayorista, tal como se indican en la Normativa de Operacion y la
presente Normativa, y los costos del Servicio Publico de Distribucion para el
Periodo Tarifario, determinados bajo pautas de prudencia y eficiencia en la
gestion de las empresas.

B. Los costos de adquisicion al Mercado Mayorista, incluyendo el servicio de
transmision de electricidad, seran valores maximos reconocidos, procurando
obtener un costo razonable para los usuarios y compatible con la calidad de
servicio requerida.

C. El costo de distribucion reconocido debera proveer al prestador del servicio
gue opere en forma prudente y eficiente los recursos necesarios para cubrir
los gastos de explotacion de redes y de comercializacién, constituir un fondo
de amortizacion razonable de los equipos e instalaciones destinados al
servicio, tributar impuestos, obtener una tasa de rentabilidad razonable
comparable nacional e internacionalmente con la de actividades de riesgo
similar, y solventar el costo de un nivel razonable de pérdidas eléctricas.

Costos De Distribucion.

El valor del costo de distribucion reconocido (CD) debera ser razonable, entendiéndose como
tal el correspondiente a una operacion prudente y econdémica realizada en base a criterios de
eficacia y eficiencia operativa.

Costo reconocido de distribucién El costo de distribucién reconocido (CD) debera tener en
cuenta los indices de calidad de servicio requeridos. La calidad de servicio se determinara en
base a la energia probable de no ser suministrada y su valoracion en cada mercado
consumidor; el nivel de tension suministrado y la calidad de la atencién comercial. Se
establecera para la Empresa de Distribucién en cada Periodo Tarifario, un costo reconocido
de distribucién de la red de baja tension (CDBT) y un costo reconocido de distribucion de la
red de media tension (CDMT), que se actualizara de acuerdo al procedimiento indicado en la
presente Normativa.

Costos de Redes. Para la determinacion de los costos de redes se calculara el costo medio
de inversion, utilizando el Valor Nuevo de Reposicién (VNR) de la red de minimo costo
adaptada a la demanda existente, en cada etapa de la red de distribucién (red MT, SET MT/BT
y red BT). Dicho costo se relaciona a la demanda operada en cada una de esas etapas de la
red de distribucién para obtener el costo medio de inversion de una red eficiente. Se
establecera para cada Empresa de Distribuciébn en cada Periodo Tarifario un costo de
distribucién reconocido de la red de baja tension (CDBT) y un costo de distribucion reconocido
de la red de media tensién (CDMT), que se actualizara de acuerdo al procedimiento indicado
en la presente Normativa.

Costo Inicial de Redes. Para el Pliego Tarifario Inicial de las redes de distribucion ya
existentes a la fecha de puesta en vigencia de la presente Normativa, se utilizard como red
eficiente la red existente.

Costo de Reposiciéon. A partir del costo medio de inversién se determinara el costo de
capital, considerando la vida util de las instalaciones y la tasa de descuento reconocida.



Costos de operacion y mantenimiento. Los costos anuales de operacidn y mantenimiento
de las redes incluiran los costos directos, indirectos y de estructura asignables de una
empresa operando eficientemente.

Gastos De Comercializacion

El valor del gasto de comercializacién reconocido (GC) debera ser razonable, entendiéndose
como tal el correspondiente a una operacién prudente y econémica realizada en base a
criterios de eficacia y eficiencia operativa. Incluira los costos asociados con la lectura
periddica y registro de los pardmetros de consumo de los Clientes, la emision, reparto y
cobranza de las facturas, la atencion de las cuestiones comerciales de los Clientes, y la
amortizacion del equipo de medicion.

Asighacién y actualizacion de los gastos reconocidos. Los gastos de comercializacion
reconocidos se asignaran entre las distintas categorias en el Pliego Tarifario, y se actualizaran
de acuerdo al procedimiento indicado en la presente Normativa.

Pérdidas Reconocidas.

Las pérdidas reconocidas para cada nivel de tension de la red se utilizaran para calcular los
factores para trasladar los costos de las instalaciones hasta el nivel de demanda de cada
categoria de clientes. Los costos de la red BT y de la red MT se trasladaran directamente a
los clientes que demandan en esos niveles de tension. Los costos de la red MT y de las SET
MT/BT se multiplicaran por factores de traslados de costos que tengan en cuenta el efecto de
las pérdidas en la red.

Metodologia de Célculo del Pliego Tarifario Nicaragua

Precios Reconocidos De La Energia Y La Potencia.

Periodicidad. El célculo de los precios reconocidos de la energia y la potencia se realizara
cada doce meses, para entrar en vigencia a partir del mes de Mayo de cada afio. Sin embargo,
dicho célculo podré ser realizado por el INE con una periodicidad menor, de uno 0 mas meses,
de verificar un impacto en las tarifas superior a un porcentaje.[13].

Para la actualizacion de las tarifas se seguirdn los siguientes pasos

a. Durante la Fase | del periodo transitorio inicial de las Empresas de Distribucion
gue resulten de la segmentacién de la empresa ENEL, si la Desviacion
Mensual de Montos Recuperados acumulada representaria una variacion
respecto del costo mayorista previsto superior al porcentaje definido
corresponde un ajuste porcentual a las tarifas.

b. Excepto para el caso indicado en a) y para el mes de Noviembre, si al calcular
los precios previstos para el Periodo Estacional de Verano el INE verifica que
trasladar el monto total, que resulta de acumular las Desviaciones Mensuales
de Montos Recuperados mas la Desviacion Prevista de Montos Recuperados,
representaria una variacion en las tarifas superior al porcentaje definido,



correspondera trasladar a las tarifas la Desviacion Prevista de Montos
Recuperados.

c. Excepto para el caso indicado en a) y para los meses distintos a Noviembre,
si a lo largo del periodo de vigencia, el INE detecta que trasladar al periodo
restante hasta el siguiente mes de Abril inclusive la Desviacién Mensual de
Montos Recuperados acumulada representaria una variacién en las tarifas
superior al porcentaje definido, correspondera trasladar a las tarifas la
Desviacién Mensual de Montos Recuperados acumulada.

Monto a recuperar. Excepcionalmente, el INE podra reducir el monto de la Desviaciéon
Mensual de Montos Recuperados acumulada a trasladar a tarifas justificado en su impacto
en las tarifas.

Ajuste por Desviacion de Montos Recuperados. Al calcular los precios reconocidos de la
energia y la potencia, el INE calculara el Ajuste por Desviacibn de Montos Recuperados
totalizando las Desviaciones de Montos Recuperados Mensuales aun no trasladados a la
tarifa mas, de corresponder, la Desviacion Prevista de Montos Recuperados. El valor asi
obtenido se aplicara cuando corresponda como un ajuste a los precios de compra de energia
a considerar en la actualizacion del Pliego Tarifario, de acuerdo a la metodologia definida en
esta Normativa.

Factor de Coincidencia. En base a la informacion suministrada por cada Empresa de
Distribucion, el INE determinard el factor de coincidencia entre la potencia comprada a nivel
mayorista por la empresa y la potencia vendida a sus clientes incrementada en las pérdidas
gue corresponden. Para el pliego tarifario inicial, el factor de coincidencia se fijara en uno.
Con lainformacion recopilada, el INE ajustara el factor de coincidencia junto con cada revision
del Pliego Tarifario.

Potencia coincidente. El INE determinard la potencia coincidente de cada Empresa de
Distribucion como el producto de la compra mayorista de potencia prevista por el factor de
coincidencia vigente.

Célculo del precio total por potencia. El INE determinaré el precio total por potencia de
cada Empresa de Distribucion totalizando el costo de la potencia previsto para el siguiente
Periodo Estacional, y dividiéndolo por la potencia coincidente calculado para la empresa.
Calculo del precio reconocido de la potencia. El INE determinara el precio reconocido de
la potencia a trasladar a tarifas (PP), expresado en $/kW, de cada Empresa de Distribucion
de acuerdo al siguiente procedimiento.

a. Siel precio total por potencia resulta menor o igual que el Precio de Referencia
para la Potencia, se considerara como precio reconocido de la potencia (PP)
atrasladar a tarifas el precio total por potencia calculado. En este caso, el costo
adicional de energia por traslado de potencia resultara cero.

b. Si el precio total por potencia es mayor que el Precio de Referencia para la
Potencia definido en la Normativa de Operacion y calculado por el CNDC, el
precio reconocido de potencia en la determinacién del Pliego Tarifario sera el
Precio de Referencia para la Potencia. En este caso, la parte del costo total de
potencia no incluida en el PP se transferird como costo adicional de energia
por traslado de potencia a los bloques horarios de punta y horas restantes,
segun el mecanismo de calculo indicado en el siguiente articulo.

Energizacion del costo de potencia. Si el precio total por potencia es mayor que el Precio de
Referencia para la Potencia, la parte del costo total de potencia no incluida en el PP se
trasladara como costo adicional de energia con el siguiente procedimiento:



a. Traslado de potencia al bloque horario de punta
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b. Traslado de potencia al bloque de horas restantes
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Donde:
* R: Costo total de potencia no incluida en el PP, que se transferira como costo adicional
de energia.

e Rp: Costo total de potencia no incluida en el PP que se transferira como costo
adicional de energia por traslado de potencia al bloque horario de punta.

* Rr: Costo total de potencia no incluida en el PP se transferird como costo adicional de
energia por traslado de potencia al bloque horario de horas restantes.

e Ep: Energia prevista en el bloque horario de punta.

e Er: Energia prevista en el bloque horas restantes.

e Hp: Horas del bloque horario de punta, segun la definicion de la presente Normativa.

e Hr: Horas del bloque horas restantes, segun la definicion de la presente Normativa.

Costo reconocido por energia. El INE determinara para cada Empresa de Distribucion el
costo reconocido por energia para cada bloque horario tipico totalizando:

a. El costo total de la energia previsto en dicho bloque para el siguiente Periodo
Estacional.

b. El producto del monto calculado como Ajuste por Desviacion de Montos
Recuperados, por la proporcién de la energia total prevista para el periodo que
representa la energia prevista para el bloque horario en el periodo;

c. Bloques de punta y horas restantes el costo adicional de energia por traslado
de potencia, que resulte del calculo del precio de potencia reconocido (PP).

Factores Y Pardmetros Tarifarios

Parametros del Pliego Tarifario. Los Pliegos Tarifarios se calcularan en base a parametros
y factores que buscan una asignacion justa, equitativa y eficiente de los costos de suministro
a trasladar a cada grupo de consumidores en relacién a su participacion y responsabilidad en
los mismos. Adicionalmente, durante el periodo transitorio inicial de las Empresas de
Distribucién que resulten de la segmentacion de la empresa ENEL, los pardmetros podran
reflejar la transicién a las férmulas tarifarias de esta Normativa.

Curvas Tipicas. Para el célculo de los parametros se utilizaran curvas de cargas tipicas de
cada categoria tarifaria. Dichas curvas representaran las potencias maximas de cada bloque
horario (punta, madrugada y horas restantes) y sus factores de carga. Las curvas de carga
tipicas se estableceran para el Pliego Tarifario Inicial en base a la estadistica existente.
Consumidor Tipico. Se entiende por consumidor tipico de cada categoria tarifaria a aquél
para el cual el costo representativo de suministro y la tarifa de dicha categoria coincidan.
Campafia de Medicion. Previo a cada revision del Pliego Tarifario, la Empresa de
Distribucién debera realizar una campafia de medicion con el fin de caracterizar a la demanda
y determinar las curvas tipicas correspondientes. Dicha campafia de medicion debera ser



realizada por la empresa de acuerdo a los lineamientos y el plan de accion previamente
acordados con el INE.
Cargos. Las tarifas del Pliego Tarifario estaran compuestas de uno o mas cargos fijos, a
pagar independientemente que haya o no consumo, y uno o mas cargos variables que
dependeran de la energia consumida.
Factores K. Para las categorias de clientes sin medicion de energia por bloques horarios y/o
sin medicion de potencia, se calcularan factores K que describen sus caracteristicas de
consumo en base a las curvas de cargas tipicas. Dichos factores no se modificaran durante
el Periodo Tarifario.
Pliego Tarifario Inicial. Los pardmetros y factores seran definidos para cada Empresa de
Distribucién al establecer su Pliego Tarifario Inicial, en base a los valores estadisticos
existentes. Adicionalmente, durante el periodo transitorio inicial de las Empresas de
Distribucion que resulten de la segmentacion de la empresa ENEL, los pardmetros y factores
se modelaran para realizar la transicion a las férmulas tarifarias de esta Normativa.
Revision. En la revision de los Pliegos Tarifarios, al finalizar cada Periodo Tarifario, los
parametros y factores seran analizados y definidos por el INE sobre la base de una propuesta
de la Empresa de Distribucion. Dicha propuesta debera ser elaborada a partir de la campafa
de medicidn realizada por la empresa, teniendo en cuenta lo establecido en esta Normativa.
Los resultados de la campafia de medicién deberan ser adjuntados a la propuesta.
Categorias Tarifarias.
Las categorias tarifarias se definirdn para cada nivel de tension, para determinados niveles
de demanda maxima.
Clasificacion tarifaria. Los clientes de las Empresas de Distribucion seran clasificados de
acuerdo a su modalidad de consumo y potencia maxima demandada, en las siguientes
categorias tarifarias:

a. Tarifa T1: Clientes de pequefias demandas.

b. Tarifa T2: Clientes de medianas demandas.

c. Tarifa T3: Clientes de grandes demandas.

d. Tarifa T4: Clientes usuarios de la red de distribucién, que compran al por mayor

de un proveedor distinto de la empresa de distribucién.

Calculo De Pliegos Tarifarios

Cada Empresa de Distribucién debera entregar al INE, en los plazos y con las caracteristicas
gue estipula la Ley y su Reglamento, las Normativas vigentes y las disposiciones que
establezca al efecto el INE, toda la informacion necesaria para actualizar, calcular y/o
recalcular el Pliego Tarifario.

Célculo de la tarifa T1-R.
e Cargo Fijo Mensual:
CFR = GCq
e Cargo Variable:
* Primer bloque de consumo (B1)
CV_R1 = [(PEp +K3pR + PEm+K3mR + PEr «K3rR) = FPEBT +
+ (PP « FPPBT + CDBT)/K4R1)] + FTR,

= Segundo blogue de consumo (B2)
CV_R2 = [(PEp*K3pR + PEm+K3mR + PEr«K3rR) » FPEBT + + (PP
x+ FPPBT + CDBT) /K4 R2)] * FTR,



= Tercer bloque de consumo (B3)
CV_R3 = [(PEp*K3pR + PEm+K3mR + PEr«K3rR) » FPEBT +
+ (PP * FPPBT + CDBT)/K4R3)] + FTR3
» Cuarto bloque de consumo (B4)
CV_R4 = [(PEp«K3pR + PEm+K3mR + PEr «K3rR) * FPEBT +
+ (PP « FPPBT + CDBT) /K4 R4)] * FTR,
» Quinto bloque de consumo (B5)
CV_R5 = [ (PEp +K3pR + PEm+K3mR + PEr«K3rR) = FPEBT +
+ (PP « FPPBT + CDBT)/K4R5)] + FTRs
Tarifa T1-G1.
e Cargo Fijo Mensual:
CF_G1 = (PP * FPPBT * K1G1 + CDBT * K2G1) * KAG1 + GC_G1
¢ Cargo Variable:
CV Gl = (PEp+*K3p Gl + PEm+*K3m G1 + PEr « K3r G1) = FPEBT +
+ (PP * FPPBT * K1G1 + CDBT * K2G1) + (1-KAG1)/K4G1)

Tarifa T1-G2.
e Cargo Fijo Mensual:
CF_G2 = (PP = FPPBT » K1G2 + CDBT * K2G2) » KAG2 + GC_G1
e Cargo Variable:
CV G2 = (PEp*K3p G2 + PEm*K3m G2 + PEr « K3r G2) » FPEBT +
+ (PP « FPPBT « K1G2 + CDBT * K2G2) » (1—-KAG2)/K4G2)

Tarifa T2-MB.
e Cargo Fijo Mensual:
CF_MB = GC_.M
e Cargo por capacidad de suministro contratada:
CP_MB = (PP + K1 MB * FPPBT + CDBT » KAMB « K2 MB)
e Cargo variable por energia:
CE_MB = (PEp+K3p MB + PEm* K3m MB + PEr + K3r MB) ~ FPEBT + [(1
— KAMB) * K2 MB CDBT /| KAMB
Donde:
e KI1MB: Factor K1 de la Tarifa T2-MB.

Tarifa T2-MA.
¢ Cargo Fijo Mensual:
CF_MA = GC_M
e Cargo por capacidad de suministro contratada:
CP_MA = (PP * K1 MA = FPPBT + CDBT * K2 MA)
e Cargo variable por energia:
CEMA = (PEp+*K3pMA + PEm * K3m MA + PEr - K3r MA) * FPEBT

Tarifa T2-MH.
e Cargo Fijo Mensual:



CF_MH = GCM
e Cargo por capacidad de suministro contratada en punta:
CPp_MH = (PP » KIMH « FPPBT + CDBT * K2 p MH)
e Cargo por capacidad de suministro contratada fuera de punta:
CPfp_MH = CDBT * K2fp MH

e Cargo variable por consumo de energia en horas de punta:
CEp_MH = PEp * FPEBT

e Cargo variable por consumo de energia en horas de madrugada:
CEm_MH = PEm x FPEBT

e Cargo variable por consumo de energia en horas restantes:
CEr_ MH = PEr x FPEBT

Tarifa T3-MTH.
e Cargo Fijo Mensual:
CF_MTH = GCG
e Cargo por capacidad de suministro contratada en punta:
CPp_ MTH = (PP x KIMTH » FPPMT + CDMT  K2p MTH )
e Cargo por capacidad de suministro contratada fuera de punta:
CPfp_ MTH = CDMT + K2fp MTH
e Cargo variable por consumo de energia en horas de punta:
CEp_MTH = PEp *» FPEMT
e Cargo variable por consumo de energia en horas de madrugada:
CEm_MTH = PEm * FPEMT
e Cargo variable por consumo de energia en horas restantes:
CEr MTH = PEr = FPEMT
Tarifa T3-BTH.
e Cargo Fijo Mensual:

CF BTH = GCG
e Cargo por capacidad de suministro contratada en punta:
CPp_ BTH = (PP x K1BTH = FPPBT + CDBT * K2p BTH)
e Cargo por capacidad de suministro contratada fuera de punta:
CPfp_BTH = CDBT = K2fp BTH
e Cargo variable por consumo de energia en horas de punta:
CEp_BTH = PEp * FPEBT
e Cargo variable por consumo de energia en horas de madrugada:
CEm_BTH = PEm x FPEBT
e Cargo variable por consumo de energia en horas restantes:
CEr_BTH = PEr x FPEBT
T3-MTB.
e Cargo Fijo Mensual:
CF_MTB = GC_G
e Cargo por capacidad de suministro contratada:
CP_MTB = (PP *+ K1 MTB + FPPMT + CDMT = K2 MTB)
e Cargo variable por energia:
CE_MTB = (PEp+K3p MTB + PEm « K3m MTB + PEr « K3r MTB ) + FPEMT

Tarifa T3-BTB.
e Cargo Fijo Mensual:



CF BTB = GCgq

e Cargo por capacidad de suministro contratada
CP BTB = (PP * K1 BTB » FPPBT + CDBT * K2 BTB)
e El Cargo variable por energia se determinar& con la siguiente formula:
CE BTB = (PEp «K3p BTB + PEm « K3m BTB + PEr = K3r BTB) = FPEBT

Tarifa T4-Udrmt
e Cargo Fijo Mensual
CF_UDRMT = GCG
e Cargo por capacidad de suministro contratada en punta:
CPp_UDRMT = (PP * KIMTH + (FPPMT -1) + CDMT * K2p MTH )

* Cargo por capacidad de suministro contratada fuera de punta:
CPfp_UDRMT = CDMT * K2fp MTH

* Cargo variable por entrega de energia en horas de punta:
CEp_UDRMT = PEp * (FPEMT -1)
e El Cargo variable por entrega de energia en horas de punta:

CEp_UDRMT = PEp * (FPEMT-1)
e Cargo variable por entrega de energia en horas de madrugada:
CEm_UDRMT = PEm x (FPEMT -1)
e Cargo variable por entrega de energia en horas restantes:
CEr_UDRMT = PEr * (FPEMT —1)
Tarifa T4-UDRBT.
e Cargo Fijo Mensual:
CF_UDRBT = GCG
e Cargo por capacidad de suministro contratada en punta:
CPp_UDRBT = (PP * K1BTH = (FPPBT -1) + CDBT * K2p BTH)
e Cargo por capacidad de suministro contratada fuera de punta:
CPfp_UDRBT = CDBT * K2fp BTH
e Cargo variable por entrega de energia en horas de punta:
CEp_UDRBT = PEp * (FPEBT -1)
e Cargo variable por entrega de energia en horas de madrugada:
CEm_UDRBT = PEm = (FPEBT — 1)
e Cargo variable por entrega de energia en horas restantes:
CEr_UDRBT = PEr = (FPEBT-1)

Variable Descripcion
PP Precio reconocido de la potencia.
FPE (BT/MT) Factor de Pérdidas de energia acumulada entre el ingreso a la etapa

de distribucion y suministro final en el nivel de baja o media tension.

FPP (BT/MT) Factor de Pérdidas de potencia acumulado entre el ingreso a la red
distribucién y suministro final en el nivel de baja o media tension.




PEp, PEr, PEm Precio reconocido de la energia en el bloque horario de punta (p),
bloque horario de horas restantes (r) y en bloque horario de
madrugada (m).

CD (BT/MT) Costo de distribuciéon reconocido en baja o media tension.

GC (X) Gastos de comercializacién reconocidos asignados a la tarifa X

CF_(X) Cargo fijo mensual que se aplicara a los clientes finales clasificados en
la tarifa X.

CV_(X)(Y) Cargo por unidad de energia consumida que se aplicara a los clientes
finales clasificados en la tarifa X, para los consumos en el bloque de
consumos Y.

CE(z)_X: Cargo por unidad de energia consumida en bloque horario z, que se
aplicara a los clientes finales clasificados en la tarifa X. No todas las
tarifas incluyen bloque horario.

CPp_(X) Cargo mensual por unidad de capacidad de suministro contratada en
horas de punta del sistema, que se aplicard a los clientes finales
clasificados en la tarifa X.

CPfp_(X) Cargo mensual por unidad de capacidad de suministro contratada en
horas fuera de punta del sistema, que se aplicara a los clientes finales
clasificados en la tarifa X.

CP_(X) Cargo mensual por unidad de capacidad de suministro contratada que
se aplicara a los clientes finales clasificados en la tarifa X.

FTR (Y) Factor De Ajuste Residencial para el bloque de Consumo Y

KA (X) Coeficiente Para Repartir Entre El Cargo Fijo Y El Variable la Tarifa X.

K1 (X) Participacion En La Compra De Potencia para la Tarifa X

K2 (X) Indicador de Participacion En Los Costos De Distribucién fuera o
dentro de Punta para Tarifa X

K3 (X) Indicador De La Participacion Del Consumo De Energia Por Bloque
Horario para el bloque horario de punta (p), bloque horario de horas
restantes (r) y en bloque horario de madrugada (m) para la categoria
X.

K4 (X)(Y) Consumo Especifico De Energia para la Tarifa X en el Bloque de

Consumo Y

Tabla 5.4 Variables para el Calculo del Pliego Tarifario de Nicaragua definidos por la INE.

5.1.5. Célculo de las Tarifas Eléctricas Panama

El Régimen Tarifario del Servicio Publico de Distribucién y Comercializacién de Electricidad y
del Servicio de Alumbrado Publico establece las reglas relativas a los procedimientos,
metodologias, formulas, estructuras, opciones, valores y, en general, a todos los aspectos
gue determinan las tarifas sujetas a regulacion.

Para cada tarifa se debe calcular los siguientes componentes de costos:




a) Componente de Costo de Distribucién. Incluye uso y conexion.

b) Componente de Costo por Pérdidas en las redes de distribucion.

¢) Componente de Costo de Comercializacion.

d) Componente de Costo por Alumbrado Publico.

e) criterios para el disefio de los componentes de costos de abastecimiento.
a. Componente de Costo por Transmision
b. Componente de costo por Pérdidas en Transmision.
c. Componente de Costo de Generacion.

a. Criterios Para El Disefio De Los Componentes De Costos De Distribucion

Articulo 45. EIl componente de costo por Distribucion debe ser estructurado a través de
componentes de costos separados por conexion y uso del sistema de distribucion, debiendo:
1. Los componentes de costos por conexion deben reflejar solamente los costos de
operacion necesarios para conectar a cada cliente individualmente al sistema
principal de distribucion. No incluyen ni el equipamiento de medicidn, ni los costos
de capital de la acometida.
2. Los componentes de costos por uso del sistema de distribuciéon deben reflejar el
costo de los activos del sistema principal.
3. Para calcular el componente de costo por uso del Sistema de Distribucion se
utilizara:

a. La metodologia del costo incremental promedio de largo plazo (CIPLP)
para la asignacion por nivel de tension.

b. La evaluacién de la coincidencia externa e interna para la asignacion a
cada clase de cliente, ya que el grado preciso en que cada clase de cliente
compromete la capacidad del sistema principal de distribucién depende de
la coincidencia del pico de demanda de la clase de cliente con relacién a
la demanda maxima de la parte asociada (nivel de tension), y de la
coincidencia del pico de un cliente con respecto a los picos de sus pares
de la misma clase.

Articulo 46 Determinacion del componente de costo por uso del sistema de distribucion:
Para cada clase de cliente debe determinarse un componente de costo por uso del sistema
de distribucién en punta (CUSOP (B./kWp — mes o0 afio)) y otro en fuera de punta (CUSOFP
(B./kWfp — mes o afo)).

Para la determinacion de estos componentes de costos, primeramente, se requiere calcular

el CIPLP por cada nivel de tension. Para tal fin se requiere a la distribuidora la realizacion de

los siguientes estudios:

1. Evaluacion de la red actual, incluyendo confiabilidad.

2. Estudio de la demanda por nivel de tensién a 10 afios para los niveles de baja y media
tensién y a 20 aflos para el nivel de alta tension (115 kV y superiores), incluyendo
proyeccion del balance de potencia.

3. Requerimientos de inversion fisica a 10 afios para los niveles de baja y media tensiény a
20 afos para el nivel de alta tensién, incorporando las soluciones tecnoldgicas 6ptimas
desde el punto de vista costo — beneficio y asegurando una confiabilidad acorde con los
requerimientos de calidad estipulados.

4. Estudio de costos unitarios y determinacion de los costos de operacion y mantenimiento
y gestion del sistema de distribucion.

5. Estudio de pérdidas de potencia y energia por nivel de tensién, discriminando entre
técnicas y no técnicas.



b. Criterios Para El Disefio De Los Componentes De Costos Por Pérdidas En
Distribucién
Articulo 50 Determinacion del componente de Costo por Pérdidas en distribucién. Para
determinar los componentes de costos la empresa distribuidora debe:
a) Determinar los coeficientes de pérdidas técnicas de potencia (PPT%) y energia (PET%) a
partir de los estudios técnicos realizados para calcular el CIPLP por nivel de tensién como
porcentaje sobre ingresos al nivel.
b) Estimar los componentes de costos por pérdidas CPEP, CPEFP y CPP:
(i) El componente de costo por pérdidas de energia en cada nivel de tension en horas
de punta (CPEP (B./kWh)) ser& el coeficiente PET% acumulado al nivel de tensién
correspondiente, por el precio de abastecimiento de energia (incluyendo pérdidas del
sistema de transporte, sin tomar en cuenta el costo extraordinario de generacion) en
el mercado mayorista en horas de punta.
(ii) El componente de costo por pérdidas de energia en cada nivel de tension en horas
fuera de punta (CPEFP (B./kWh)) sera el coeficiente PET% acumulado al nivel de
tensidon correspondiente, por el precio de abastecimiento de energia (incluyendo
pérdidas del sistema de transporte sin tomar en cuenta el costo extraordinario de
generacién) en el mercado mayorista en horas fuera de punta.
(iii) EI componente de costo por pérdidas de potencia (CPP (B./kW)) en cada nivel de
tension en punta sera el coeficiente PPT% acumulado al nivel de tension
correspondiente por el precio de abastecimiento de la potencia (incluyendo sistema
de transporte y demés costos en el mercado mayorista sin tomar en cuenta el costo
extraordinario de generacion).
C) Asignar los componentes de costos por pérdidas a los cargos tarifarios por pérdidas de las
distintas categorias.
(i) Con respecto al CPEP y CEPFP, estos componentes se asignaran del siguiente
modo:
(i.1) En el caso de las clases de clientes en las cuales el equipamiento de
medicion permita el registro del consumo de energia en punta y fuera de punta,
esta asignacion se realiza directamente.
(i.2) En el caso de las clases de clientes en las cuales el equipamiento de
medicién permita solo el registro de energia sin discriminar bandas horarias, la
distribuidora debe disefiar un mecanismo que permita la asignacién de ambos
componentes a un cargo por energia a partir de la curva promedio de la clase
a la que pertenece, observando sobre la curva la participacién del consumo en
horas de pico y fuera de ellas.
(i) Con respecto al CPP, este componente se asignara del siguiente modo:
(ii.1) En el caso de las clases de clientes en las cuales el equipamiento de
medicion permita el registro de demanda méaxima con o sin discriminacion en
punta y fuera de punta, esta asignacion se realiza directamente.
(ii.2) En el caso de las clases de clientes que no dispongan de medicion de
demanda de ningln tipo esta asignacién se realizara a partir de la curva
promedio de la clase a la que pertenece, observando su coincidencia,
simultaneidad y factor de carga. En este caso el componente se energizara
completamente.
c. Criterios Para El Disefio De Los Componentes De Costos Por Comercializacion



Articulo 52 Estructura de componentes de costos:

La Ley establece que los costos de comercializacion son los relativos a la administracion,

medicion, facturacion, cobro, recaudacion, depreciacion, rentabilidad, otros gastos de venta

y los demas servicios permanentes no incluidos en los costos de distribucion y que, la ASEP

considere necesarios para garantizar que el cliente pueda disponer del servicio adecuado.

Estos componentes de costos incluyen el equipamiento de medicion.

La empresa distribuidora debe proponer como minimo tres componentes de costos

comerciales (un componente para reconexién, un componente de costo de comercializacion

fijo y otro variable) para cada clase de cliente que exista en la estructura tarifaria. La
distribuidora podra proponer componentes de costos diferenciados para distintas clases de
clientes si encuentra costos diferentes en la provision del servicio a cada clase.

a) El componente de costo comercial fijo (CCOF (B. /cliente — mes)) incluird los costos de
medicién del consumo, impresion y remisiobn de la factura. RDC Reglamento de
Distribucion y Comercializacion TITULO IV: REGIMEN TARIFARIO DEL SERVICIO
PUBLICO DE DISTRIBUCION Y COMERCIALIZACION DE ENERGIA ELECTRICA
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b) EI componente de costo comercial variable (CCOV (B. /kWh)) incluird el resto de los
costos asignados a comercializacion.

c) Elcomponente de costo para Reconexiéon (B. /reconexion) que la distribuidora proponga,
tendra como maximo un cargo de reconexion para cada clase de cliente que haya definido
en su estructura tarifaria. En ningun caso, los cargos de reconexién pueden superar el
valor del cargo de conexién que le corresponde pagar al cliente en cuestién.

d. Criterios Para El Disefio De Los Componentes De Costos Por Alumbrado
Publico

Articulo 54 Los componentes de costos por alumbrado publico deberan cubrir los costos de
los activos, la operacion y mantenimiento y el consumo de energia correspondiente.

Articulo 55 La empresa distribuidora debera presentar a la consideracion de la ASEP dos
componentes de costos, en centésimos de balboas por kWh, aplicable a todos los clientes,
regulados o no, ubicados en su area de servicio. Los componentes de costos son los
siguientes:

a) Un componente de costo por el servicio de alumbrado publico (CSAP) que represente el
cociente entre el ALUMPU y el valor presente de las ventas de energia totales estimadas para
el periodo tarifario de todos los clientes, cualquiera sea su condicion.

b) Un componente de costo por el consumo del alumbrado publico (CCAP): La distribuidora
debera estimar para el primer semestre de entrada en vigencia del presente régimen los
costos de abastecimiento asociados al alumbrado publico

Para la determinaciobn de este componente de costo, el costo de abastecimiento
correspondiente al alumbrado publico debe ser dividido entre las ventas totales estimadas
para dicho semestre de todos los clientes, cualquiera sea su condicién.

e. Criterios Para El Disefio De Los Componentes De Costos De Abastecimiento

Articulo 56 La tarifa debe contener, como minimo, cinco componentes de costos de
abastecimiento por clase de cliente, con costos estimados para el primer semestre de entrada
en vigencia del presente Régimen. Estos componentes de costos deben reflejar:

a) Por el segmento de generacién: La distribuidora debe discriminar:



(i) Un componente de costo por potencia maxima en punta (B./kW de punta — mes)

(CPG)

(i) Un componente de costo por energia en horas de punta (B. /lkWh) (CEGP).

(iii) Un componente de costo por energia en horas fuera de punta (B./kWh) (CEGFP)
b) Por el segmento de transmision: La distribuidora debe discriminar:

(i) Un componente de costo por demanda en punta (CUCOST (B. /kW - mes)).

(i) Un componente de costo por pérdidas de energia (CPST (B. /kWh)).

Articulo 57 Determinacién del componente de costo de generacion:
a) El componente de costo por potencia maxima en punta de generacion (CPG) refleja el
costo por capacidad que la ASEP determine para el periodo tarifario. Se calcula con el
costo unitario por capacidad a asignhar en tarifas determinado por ASEP,
b) EI componente de costos por energia de generacion CEG debe reflejar el costo de
generacion promedio de la distribuidora para clientes que no se encuentran abastecidos
por otros agentes, descontando la parte del costo que se asigne al componente por
potencia y sin tomar en cuenta los costos de generacion extraordinarios.
(i) Los costos a considerar son los siguientes:
(i.1) Costos de compra de potencia firme y servicio auxiliar de reserva de largo plazo,
deduciendo del costo total la parte del costo asignada al componente por potencia.
(i.2) Costos o0 ingresos por compensaciones de potencia.
(i.3) Costos por servicios auxiliares relacionados a la potencia.
(i.4) Costos de fianzas de contratos de potencia y energia producto de procesos de
concurrencia y de aquellos provenientes del mercado mayorista de electricidad.
(.5) Costos por compra de energia asociada a contratos.
(i.6) Sobrecostos por generacién obligada.
(i.7) Costos por compras de energia en el mercado ocasional que hayan sido
autorizadas por la ASEP.
(i.8) Costos por servicios auxiliares relacionados con la energia.
(i.9) Costos relacionados a las transacciones en el Mercado Regional y al servicio del
Ente Operador Regional.
(i.10) Créditos que resultan a favor de los clientes producto de la aplicacion del
Procedimiento para la Conexion de Centrales Particulares de fuentes nuevas,
renovables y limpias de hasta quinientos (500) kilowatts a las redes eléctricas de
media y baja tension de las empresas de distribucion eléctrica, aprobado mediante la
Resolucion 5399-Elec de 27 de junio de 2012.
(i.11) Los costos extraordinarios que correspondan, se descuentan del total de costos

(i) El componente de costo por energia en horas de punta (CEGP) resulta de la suma de
estos costos multiplicada por el porcentaje de energia comprada por la distribuidora en horas
de punta respecto al total de la energia comprada:

:
CEGP =) CEG x%CR;
1

(iii) EI componente de costo por energia en horas fuera de punta (CEGFP) resulta de la suma
de estos costos multiplicada por el porcentaje de energia comprada por la distribuidora en
horas fuera de punta respecto al total de la energia comprada:



CEGFP = Z CEG {1 - %CR? )
1

Articulo 58 Determinacion del componente de costo de transmision:

a) El componente de costo por demanda en punta refleja el costo promedio por uso del
sistema de transporte para los clientes conectados a su red. Este costo promedio incluye los
costos por:

(i) Costos de conexion.

(i) Costos por el uso de la red de transporte.

(i) Costos por el servicio de Operacion Integrada del mercado mayorista.

(iv) Costos por uso de redes pagado a la Autoridad del Canal de Panama, siempre y cuando
estos cargos no superen el equivalente de aplicar la tarifa de uso de redes de distribuciéon
para las tensiones equivalentes y hayan sido aprobados por la Autoridad.

(V) Uso de redes de distribucion de otros distribuidores, cuando corresponda.

(vi) Costo por uso de redes, otros costos de transporte y Tasa de regulacion del Mercado
Regional.

Este componente de costo es distinto para cada clase de cliente. Para distribuir los costos del
uso del sistema de transporte entre las distintas clases de clientes se debe analizar la
coincidencia interna y externa de la demanda en horas de punta de cada clase con respecto
a la demanda agregada maxima en horas de punta de la distribuidora en el nivel de alta
tension.

b) EI CPST debe reflejar el costo promedio de las pérdidas del sistema de transmision de la
distribuidora, para clientes que no se encuentran abastecidos por otros agentes. El CPST
resulta del cociente entre los costos de pérdidas en el sistema de transmision y energia
ingresada a la red en los nodos de compra o entrega. Este componente de costo es similar
para todas las clases de clientes.

5.2 Cargos en el Pliego Tarifario de Cada Pais de Centroamérica

Clasificacién del Pliego

Debido a la diversificacion que hay en los diferentes pliegos tarifarios en la regién, se ha
clasificado los pliegos en 3 categorias Residencial, Comercio y Pequefia Industria & Gran
Industria. Adelante se explican cada una de las clasificaciones.

5.2.1 Pliego Tarifario de El Salvador y sus Respectivos Cargos

El sector residencial se da en Baja Tension en Pequefias Demandas de 0 a 10 kW con
potencia maximay se aplica en bloques por diferencia por consumo.

En el sector comercial se aplican las tarifas BT con medicion de potencia (Mediana Demanda
de 10kW a 50kW de potencia maxima) y las tarifas de medicién horaria de Mediana Demanda
(entre 10kW y 50kW de potencia maxima) y de Grande Demanda (potencia maxima mayor a
50kW)

En el sector industrial también se tiene una tarifa con Medicion de Potencia en Mediana
Tensién (consumos maximos entre 10kW y 50kW) y dos tarifas con Medicion Horaria de



Mediana Demanda (consumos entre 10kW y 50kW) y Grande Demanda (consumo mayor a

50kW).
Tarifa Residenciales Bloque 1 (Primeros 99 | Todos los blogues incluyen
(Baja Tension) kwh) e Cargo por Comercializacion
Bloque 2 (100 kWh a 199 (Fijo)
kwh) e Cargo de Energia (kWh)
Blogue 3 (Mayor a e Cargo de Distribucion (kwh)
200kWh)
Tarifas Comercial y | Con medicion de e Cargo por comercializacion
Pequefia Industria potencia Consumo entre (Fijo)
(Baja Tension) 10 kW y 50kw e Cargo de energia (kWh)
e Cargo de Distribucion (kW).
Con medidor horario e Cargo por comercializacion
consumo entre 10 kW y (Fijo)
50kw e Energia en Punta (kwh)
e Energia en Resto (kwh)
e Energia en Valle (kwh)
e Potencia maxima (kW)
Con medidor Horario e Cargo por comercializacion
consumo mayor a 50 kW (Fijo)
» Energia en Punta (kwWh)
* Energia en Resto (kwWh)
e Energia en Valle (kWh)
e Potencia maxima (kW)
Tarifas Grandes | Con medicion de e Cargo por comercializacion
Industrias potencia Consumo entre (Fijo)
(Media Tension) 10 kW y 50kw e Cargo de energia (kwWh)
e Cargo de Distribucién (kW).
Con medidor horario e Cargo por comercializacion
consumo entre 10 kW y (Fijo)
50kw e Energia en Punta (kwh)
e Energia en Resto (kWh)
» Energia en Valle (kwh)
e Potencia maxima (kW)
Con medidor Horario e (Cargo por comercializacion
consumo mayor a 50 kW (Fijo)
» Energia en Punta (kWh)
e Energia en Resto (kWh)
e Energia en Valle (kWh)
e Potencia maxima (kW)

Tabla 5.5 Fuente: SIGET. [2]

5.2.2 Pliego Tarifario de Guatemala y sus Respectivos Cargos

En Guatemala el mercado regulado se establece para consumos menores o iguales a 100kW,
y las tarifas se presentan en funcion de la potencia consumida, tension de servicio y rango
horario. Para los calculos necesarios se toma la potencia contratada como la potencia
maxima. Se presenta una estructura horaria de Punta-Valle-Noche con rango horario.

En el sector residencial se aplican las tarifas de Baja Tensién Simple y Baja Tensién Simple
Pre Pago. En las tarifas comerciales y pequefia industria para mantener consistencia con la
aplicacion tarifaria se elige aplicar las horas pico de consumo para la seleccion de la tarifa,



también auto productores y con demanda maxima en baja tension y las tarifas de media
tension sera para el sector industrial.

Tarifa
Residenciales
(Baja Tension)

Baja Tension Simple (BTS)
Menor a 11 kW de
consumo

Cargo por Consumidor (Fijo)
Cargo Unitario por Energia (kWh)

Baja Tension  Simple e Cargo Unitario por Energia (kWh)
Prepago (BTSPP)
Tarifas Baja Tension  Simple e Cargo por consumidor (Fijo)
Comercial y | Horaria (BTSH) Menor a e Cargo Unitario por Energia de
Pequefia 11 kW de consumo Punta (kwWh)
Industria e Cargo Unitario por Energia
(Baja Tension) Intermedia (kWh)
e Cargo Unitario por Energia de Valle
(kwh)
e Cargo Unitario por Energia de Valle
Adicional (kWh)
Baja Tension Simple Auto e Cargo por Consumidor (Fijo)
Productores (BTS) e Cargo Unitario por Energia (kWh)
Baja Tension con e Cargo por Consumidor (Fijo)
Demanda en Punta e Cargo por Energia (kWh)
(BTDP) e Cargo por Potencia Maxima (kW)
e Cargo por Potencia Contratada
(kW)
Baja Tensién con e Cargo por Consumidor (Fijo)
Demanda Fuera de Punta e Cargo por Energia (kwh)
(BTDFP) ¢ Cargo por Potencia Maxima (kW)
e Cargo por Potencia Contratada
(kW)
Baja Tensién Horaria con e Cargo por consumidor (Fijo)
Demanda (BTHD) e Cargo por Energia de Punta (kWh)
e Cargo por Energia Intermedia
(kwh)
e Cargo por Energia de Valle (kwWh)
e Cargo por Energia de Valle
Adicional (kwh)
e Cargo por Potencia Maxima (kW)
e Cargo por Potencia Contratada
(kW)
Baja Tension con e Cargo por Consumidor (Fijo)
Demanda Auto e Cargo por Energia (kWh)
Productores (BTDA) e Cargo por Potencia Maxima (kW)
e Cargo por Potencia Contratada
(kW)
Tarifas Gran | Media Tension con e Cargo por Consumidor (Fijo)
Industria Demanda en Punta e Cargo por Energia (kwh)
(Media Tension) | (MTDP) e Cargo por Potencia Maxima (kW)
e Cargo por Potencia Contratada
(kW)
Baja Tension con e Cargo por Consumidor (Fijo)
Demanda Fuera de Punta e Cargo por Energia (kwh)
(MTDFP) e Cargo por Potencia Maxima (kW)
. Potencia Contratada

Cargo por
(kw)




Media Tensién Horaria con e Cargo por consumidor (Fijo)

Demanda (MTHD) e Cargo por Energia de Punta (kwWh)
e Cargo por Energia Intermedia
(kwh)

e Cargo por Energia de Valle (kWh)

e Cargo por Energia de Valle
Adicional (kwh)

e Cargo por Potencia Maxima (kW)

e Cargo por Potencia Contratada

(kW)
Media Tension con e Cargo por Consumidor (Fijo)
Demanda Auto e Cargo por Energia (kWh)
Productores (MTDA) ¢ Cargo por Potencia Maxima (kW)
e Cargo por Potencia Contratada
(kW)

Tabla 5.6 Fuente: CNEE [6].

5.2.3. Pliego Tarifario de Costa Rica y sus Respectivos Cargos

El sector residencial presenta una tarifa (T-RE) con diferenciacién de bloques de consumo se
aplica solo cobro por energia (kWh) y los blogques son acumulativos con un bloque de cobro
minimo.

El sector comercial y pequefia industria presenta una tarifa (T-CO) con diferenciacion de
cobro a partir de los 3000kWh donde se agrega el cobro por potencia maxima. El sector
industrial presenta las tarifas T-MT, T-MTb y T-IN.

Tarifa Residencial T-RE e Bloque 0-40 kWh

(Baja Tensién) (cobro minimo).

e Bloque 41-200 kWh.

e Blogue mayor a 200

kWh.
Tarifa Comercial y Pequefia | T—CO e Consumo de Energia <
Industria 3000 kWh
(Baja Tension) e Consumo de Energia
>3000kWh
e Consumo de Potencia
(kW max.)
Tarifa Gran Industria T-MT Energia Punta
(Media Tensién) Energia Valle

Energia Noche
Potencia Punta
Potencia Valle
Potencia Noche
T- MTb ¢ Energia Punta
¢ Energia Valle

e Energia Noche
¢ Potencia Punta
* Potencia Valle

e Potencia Noche
T-IN e Consumo menor o igual
que 3 000 kWh




e Para consumos mayor
de 3 000 kWh
e Cargo por Potencia

Tabla 5.7 Fuente: ARASEP.[11].

5.2.4 Pliego Tarifario de Honduras y sus Respectivos Cargos

En honduras las tarifas residenciales se clasifican en menor a 50 kwh y mayor a 50 kWh. Las
Comerciales y pequefia industria en Baja Tension y las Industrias Grandes en Media y Alta
Tension

Tarifa Residenciales Cargo por Primeros 50 kWh e Cargo por Energia
(Baja Tensi6n) (kWh)
Cargo por Consumo Mayor e Cargo por Energia
a 50 kWh (kwh)
Tarifa Comercial vy | Baja Tension e Cargo por Energia
Pequefia Industria (kWh)
(Baja Tension)
Tarifa Gran Industria Media Tension e Cargo por Energia
(Media y Alta Tension) (kWh)
e Cargo por Potencia
(kw)
Alta Tension e Cargo por Energia
(kwh)
e Cargo por Potencia
(kw)

Tabla 5.8 Fuente: ENEE [22].

5.2.5 Pliego Tarifario de Nicaragua y sus Respectivos Cargos

En el sector residencial se aplica la tarifa T-1. En el sector comercial se aplican las tarifas
General Menor (T1-G, T2-MB-MA-MH) para consumos hasta de 25kW de potencia maximay
en Gran Industria se aplica la General Mayor (T3 y T4) para una potencia maxima o mayor
de 25kW.

Tarifa Residenciales T1 - R: Residencial e Cargo fijo

(Baja Tension) e Cargo variable por energia
blogque de consumo Bl

e Cargo variable por energia
bloque de consumo B2

e Cargo variable por energia
bloque de consumo B3

e Cargo variable por energia
blogque de consumo B4

e Cargo variable por energia
blogque de consumo B5

Tarifa Comercial y Pequefia | T1-G1: Bajos e Cargo fijo

Industria Consumos e Cargo variable por energia
T1-G2: Altos e Cargo fijo
Consumos e Cargo variable por energia
T2 - MB: Baja e Cargo fijo
Utilizacion e Por capacidad de

suministro contratada




Cargo variable por energia

T2 - MA: Alta
Utilizacién

Cargo fijo

Por capacidad de
suministro contratada
Cargo variable por energia

T2 — MH: Horaria

Cargo fijo

Capacidad de suministro
en punta

Capacidad de suministro
fuera de punta

Consumo de energia en
horas del blogque horario
de punta

Consumo de energia en
horas del bloque horario
de madrugada

Consumo de energia
durante el bloque de horas
restantes

BTH-Baja Tensién
Horaria

Cargo fijo

Capacidad de suministro
en punta

Capacidad de suministro
fuera de punta

Consumo de energia en
horas del blogque horario
de punta

Consumo de energia en
horas del bloque horario
de madrugada

Consumo de energia
durante el bloque de horas
restantes

T3: BTB - Baja tension
Binomial

Cargo fijo

Por capacidad de
suministro contratada
Cargo variable por energia

T4 - URDBT Baja
Tensién

Cargo fijo

Capacidad de suministro
en punta

Capacidad de suministro
fuera de punta

Consumo de energia en
horas del bloque horario
de punta

Consumo de energia en
horas del blogque horario
de madrugada

Consumo de energia
durante el bloque de horas
restantes

Tarifa Gran Industria
(Media Tensién)

T3 - MTH Media
tension Horaria

Cargo fijo




e Capacidad de suministro
en punta

e Capacidad de suministro
fuera de punta

e Consumo de energia en
horas del blogque horario
de punta

e Consumo de energia en
horas del blogque horario
de madrugada

e Consumo de energia
durante el bloque de horas

restantes
T3 - MTB: Media e Cargo fijo
tensiéon Binomial e Por capacidad de

suministro contratada

e Cargo variable por energia

T4 - URDMT Media e Cargo fijo

tension e Capacidad de suministro
en punta

e Capacidad de suministro
fuera de punta

e Consumo de energia en
horas del blogque horario
de punta

e Consumo de energia en
horas del blogque horario
de madrugada

e Consumo de energia
durante el bloque de horas
restantes

Tabla 5.9 Fuente: INE [23].

5.2.6 Pliego Tarifario de Panamay sus Respectivos Cargos

Conforme a lo establecido en la Resolucion JD-5863 del 17 de febrero de 2006, sus
modificaciones y cumpliendo con todas las disposiciones legales y regulatorias de la
Autoridad Nacional de los Servicios Publicos, se presentan los cargos tarifarios que seran
aplicados a los clientes regulados, asi como los cargos por uso de las redes de distribucion
eléctrica que estaran vigentes desde el 1 de enero al 30 de junio de 2019.

e Cargo por Energia (kWh)

e Cargo por
Tarifa Residenciales Tarifa baja tension simple comercializacién(kWh)
(Baja Tension) prepago demandas de 15 KW e Cargo por alumbrado

publico(kwWh)

e Cargo por distribucion
(kwh)

e Cargo por perdidas de
distribucién (kwh)

e Cargo por generacion
(kwh)




Tarifa baja tension simple 1
clientes BTS que consumen
entre 0 y 300 kwWh por mes

Cargo fijo por cliente
Cargo por Energia (kWh)
Cargo por
comercializacion(kwh)
o Cargo fijo por
cliente
o Cargo por energia
consumida
Cargo por alumbrado
publico(kWh)
Cargo por distribucién
(kwh)
Cargo por perdidas de
distribucién (kwh)
Cargo por generacion
(kwh)

Tarifa baja tension simple 2
clientes BTS que consumen
entre 301 y 750 kWh por mes

Cargo fijo por cliente
Cargo por Energia (kWh)
Cargo por
comercializacién(kWh)
o Cargo fijo por
cliente
o Cargo por energia
consumida
Cargo por alumbrado
publico(kWh)
Cargo por distribucion
(kwh)
Cargo por perdidas de
distribucién (kwh)
Cargo por generacion
(kwh)

Tarifa baja tension simple 3
clientes BTS que consumen
de 751 y més kWh por mes

Cargo fijo por cliente
Cargo por Energia (kWh)
Cargo por
comercializacién(kWh)
o Cargo fijo por
cliente
o Cargo por energia
consumida
Cargo por alumbrado
publico(kWh)
Cargo por distribucion
(kwh)
Cargo por perdidas de
distribucién (kwh)
Cargo por generacion
(kwh)




Tarifa Comercial y
Pequefia Industria
(Baja Tensién)

Tarifa baja tension con
demanda maxima. Cualquier
uso de la energia eléctrica de
los clientes con una demanda
méaxima mensual mayor de 15

kilovatios (15 kw),
conectados en baja tension.

Cargo Fijo

Cargo por Demanda Maxima
Cargo por Energia (leros.
10,000 kwWh)

Cargo por Energia (Siguientes
kWh de 10,0001 a 30,000)
Cargo por Energia (Siguientes
kWh de 30,0001 a 50,000)
Cargo por Energia (Siguientes
kWh en exceso de 50,001)

Tarifa BTH: Tarifa por Bloque
Horario

Cargo Fijo

Cargo por Demanda Maxima
en Punta

Cargo por Demanda Méaxima
Fuera de Punta

Cargo por Energia en Punta
Cargo por Energia Fuera de
Punta

Tarifa Gran Industria
(Media y Alta Tension)

Tarifa MTD: Tarifa Con
Demanda Maxima (Media
Tensién)

Cargo Fijo
Cargo por Demanda Maxima
Cargo por Energia

Tarifa MTH: Tarifa por Bloque
Horario (Media Tension)

Cargo Fijo

Cargo por Demanda Méaxima
en Punta

Cargo por Demanda Méaxima
Fuera de Punta

Cargo por Energia en Punta
Cargo por Energia Fuera de
Punta

Tarifa ATD: Tarifa con
Demanda Maxima
(Alta tensién)

Cargo Fijo
Cargo por Demanda Maxima
Cargo por Energia




e Cargo Fijo
e Cargo por Demanda Maxima

_ _ en Punta
Tarifa ATH: Tarifa por Bloque | ¢ Cargo por Demanda Maxima
Horario (Alta tension) Fuera de Punta

e Cargo por Energia en Punta
e Cargo por Energia Fuera de
Punta

Tabla 5.10 Fuente ASEP. [24].

5.3 Penalizacion Por Incumplimiento A La Calidad Del Servicio

Segun la SIGET en su reglamento de calidad de servicio en distribucion, la incidencia del
usuario en la calidad del producto se medira a través de los indices de calidad de la distorsiéon
armonica de corriente de carga y por el indice de flicker generado por el usuario. Una carga
con caracteristicas no lineales, se comporta como una fuente de corrientes armonicas.

Las armdnicas producidas por el usuario deberan medirse en cada fase del punto de entrega
al usuario final, sea éste en media tensién a través de sus correspondientes transformadores
de potencial y corriente 0 en baja tensién, de acuerdo a los parametros siguientes:

a. Cuando la potencia registrada de la fase evaluada sea mayor o igual que 3.5 kW, se
utilizaran los indicadores DATI y DAII definidos de la manera siguiente:

I.
DAII = = x 100
I

Donde

DATI: Distorsién arménica total de corriente.

DAII: Distorsion armonica individual de corriente.

li : Componente de la intensidad de corriente de la arménica de orden i.

I1: Componente de la intensidad de corriente de la frecuencia fundamental (60 Hz).

b. Cuando la potencia registrada de la fase evaluada sea menor que 3.5 kW, se utilizaran
los indicadores li que se definen como la intensidad en amperios de la componente
armonica de orden “” de la corriente de carga.

Los indicadores y limites de la distorsion armoénica de la corriente de carga originada en las

instalaciones internas de un usuario final dependeran de la potencia registrada por fase en

cada intervalo de la medicién realizada en el punto de entrega del usuario y del orden de la
armoénica correspondiente y no deberan sobrepasar los limites indicados en la siguiente

Tabla.



Orden de la arménica Potencia< 3.5 kW Potencia 23.5 kW
(n)
Intensidad de la Distorsién
Componente Armonica
Armoénica Individual de
(amperios) Corriente
(%)
Ordenes impares no 5 2.28 12.0
multiplos de 3 154 85
11 0.66 4.3
13 0.42 3.0
17 0.26 2.7
19 0.24 1.9
23 20 1.6
25 0.18 1.6
>25 4.5/n 0.2+0.8*25/n
Ordenes 3 4.60 16.6
impares
multiplos de 3 9 0.80 22
15 0.30 0.6
21 0.21 0.4
>21 4.5/n 0.3
Ordenes pares 2 2.16 10.0
0.86 2.5
0.60 1.0
0.46 0.8
10 0.37 0.8
12 0.31 0.4
>12 3.68/n 0.3
Distorsiéon Armoénica Total 20
de Corriente (%)

Tabla 5.11: Limites de distorsion armonica de la corriente de carga en media y baja tension.

Los anteriores limites no seran aplicables a los usuarios clasificados en la categoria tarifaria
de pequefia demanda, uso residencial.

Se considerara que la energia eléctrica es de mala calidad cuando en un lapso de tiempo
mayor al cinco por ciento (5%) del empleado en las mediciones en el Periodo de Medicién,
se compruebe que la Distorsién Armonica de la Corriente de Carga ha excedido el rango de
tolerancias establecidas.

indice de Flicker Generado por el Usuario:



El indice de Flicker generado por el Usuario se determina por el indice de severidad de Flicker
de corto plazo (Pst) medido en cada fase del punto de entrega del usuario final, cumpliendo
con las especificaciones de la norma IEC 61000-4-15 6 la que la sustituya.

A continuacién, se presentan los valores del indice de severidad de Flicker de corto plazo
(Pst) que no deben ser excedidos por el Usuario:

Tabla 5.12
Carga (SI) kW | Pst
Tensién: (600 V)

SI<20 1.00
20<SI<30 1.26
30<SI<50 1.58

SI> 50 1.86

Tensioén: (600 <V <115 kV)
SlI/ Scc < 0.005 0.37
0.005 < SI/ Scc=0.02 0.58
0.02 < SI/ Scc =0.04 0.74
SI/ Scc >0.04 0.80

Scc: Capacidad de corto circuito del sistema en el punto de medicion del Flicker [kKVA]
Sl: Potencia total méxima registrada en el periodo de medicion en kW (Carga).

Los anteriores limites no seran aplicables a los usuarios clasificados en la categoria tarifaria
de pequefia demanda, uso residencial.

Se considera que la energia eléctrica es de mala calidad cuando en un lapso de tiempo mayor
al cinco por ciento del empleado en las mediciones en el Periodo de Medicion, se
compruebe que el Flicker ha excedido el rango de tolerancias establecidas.

Compensacion por Distorsion de Armonicas en el Voltaje

En los casos en que el distribuidor detecte que se incumplen los limites establecidos

para la distorsibn armonica de tension, e identifigue que alguno/s de los usuarios que se
encuentran conectados a la red de media o baja tension afectada excede/n las tolerancias
establecidas anteriormente, en un lapso de tiempo mayor al cinco por ciento (5%) del
empleado en el periodo de medicién, y hayan transcurrido ciento ochenta (180) dias
calendario desde que se le/s notificd su incumplimiento sin haber solucionado el problema,
debera/n pagar al distribuidor una compensacion o recargo, determinada en funcion a la
distorsion penalizable individual de armonicas.

El célculo del recargo o compensacion del usuario hacia la distribuidora, por exceder

los limites de distorsiébn armadnica de la corriente de carga, no podra exceder el treinta por
ciento (30%) del monto promedio de las tres facturas anteriores al mes en que se efectuo la
medicion mediante la que se determiné el incumplimiento, en caso no se cuente al menos
con tres facturas, se realizara el calculo tomando una o dos facturas, segun sea el caso. El
recargo o compensacion del usuario hacia la distribuidora se determinara de la manera
siguiente:



RPIA = min| 0.3 * Prom3UF, FA « Z CENS % DPIAZ x Eqg + FA
k=DPIA;<1

k=DPIA;>1

Donde:

RPIA = Recargo a pagar por incumplimiento de los limites de distorsiobn armoénica de la
corriente de carga a aplicar al usuario que excede las tolerancias establecidas. Es la suma
de las compensaciones correspondientes a la valorizacién de la energia consumida en
condiciones inadecuadas ($/kWh) para cada fase e intervalo de medicion k, excepto en los
casos que dicha suma sobrepase el treinta por ciento (30%) del término Prom3UF.

Prom3UF = Monto promedio de las tres ultimas facturas del usuario, anteriores al mes en que
se efectud la medicibn mediante la cual se verificd el incumplimiento, en caso no se cuente
al menos con tres facturas, se realizara el calculo tomando una o dos facturas, segun sea el
caso.

E(k) = Energia correspondiente a cada fase e intervalo de la medicion mediante la cual se
verifico el incumplimiento, calculada mediante el producto de la potencia real registrada en el
intervalo k y la duracion del intervalo de integracion expresado en horas.

DPIAK = Distorsion penalizable individual de arménicas para cada fase e intervalo de
medicion k.

CENS= Costo de energia no entregada con la calidad establecida ($/kWh) es dos veces el
valor vigente de los precios de la energia de la tarifa aprobada por la SIGET en que el usuario
final se encuentre clasificado durante el periodo en el cual se efectué la medicion.

FA = Factor de ajuste
Compensacién por Flicker Generado por el Usuario.

En los casos en que el distribuidor detecte que se incumple el limite del indice de severidad
del efecto parpadeo (flicker), e identifique que alguno/s de los usuarios que se encuentran
conectados a la red de media o baja tensién afectada excede/n el nivel de tolerancia
establecido anteriormente, en un lapso de tiempo mayor al cinco por ciento (5%) del empleado
en el periodo de medicién, y hayan transcurrido ciento ochenta (180) dias calendario desde
que se le/s notificé su incumplimiento sin haber solucionado el problema, debera/n pagar al
distribuidor una compensacion o recargo determinada en funcién de la distorsion penalizable
individual de flicker.

RPIA = min| 0.3 * Prom3UF, FA x 2 CENS DPIAi * Eqgy + FA

k=DPIF;<1

k=DPIFy>1
Donde:



RPIF = Recargo a pagar por incumplimiento de los limites de efecto parpadeo (flicker) a
aplicar al usuario que excede las tolerancias establecidas. Es la suma de las compensaciones
correspondientes a la valorizacién de la energia consumida en condiciones inadecuadas
($/kWh) para cada fase e intervalo de medicién k, excepto en los casos que dicha suma
sobrepase el 30% del término Prom3UF.

Prom3UF = Monto promedio de las tres Ultimas facturas del usuario, anteriores al mes en que
se efectud la medicidbn mediante la cual se verific6 el incumplimiento, en caso no se cuente
al menos con tres facturas, se realizara el calculo tomando una o dos

facturas, segun sea el caso.

E(k) = Energia correspondiente a cada fase e intervalo de la medicibn mediante la cual se
verificé el incumplimiento, calculada mediante el producto de la potencia real registrada en el
intervalo k y la duracion del intervalo de integracion expresado en horas.

DPIFK = Distorsion penalizable individual de flicker para cada fase e intervalo de medicion k.
CENS= Costo de energia no entregada con la calidad establecida ($/kWh) es dos veces el
valor vigente de los precios de la energia de la tarifa aprobada por la SIGET en que el usuario
final se encuentre clasificado durante el periodo en el cual se efectué la medicién.

FA = Factor de ajuste

5.4 Subsidios en los Pliegos Tarifarios en la Regién

Guatemala
Baja Tension Simple Social

La tarifa BTSS es de caracter social, aplicada al suministro de energia eléctrica, dirigida a
usuarios regulados conectados en Baja Tension, de acuerdo con lo definido en la Ley General
de Electricidad y su Reglamento. Esta tarifa es subsidiada por el INDE. Su facturacion esta
compuesta por Cargo por Consumidor (CF) y Cargo Unico por Energia (CUE)

Se reconocen tres Rangos

e Se reconoce como Usuario de Tarifa Social a todo usuario que consuma entre 1y 60
kWh en un periodo de facturacién mensual de 30 dias o consumo promedio diario de
hasta 2 kWh.

e Se reconoce como Usuario de Tarifa Social a todo usuario que consuma entre 61 y
88 kWh en un periodo de facturacion mensual de 30 dias o consumo promedio diario
de hasta 2.93 kWh.

e Se reconoce como Usuario de Tarifa Social a todo usuario que entre 89 y 300 kWh en
un periodo de facturacion mensual de 30 dias o consumo promedio diario de hasta 10
kwh.

El Salvador:

El subsidio al consumo de energia eléctrica se aplicard a los usuarios residenciales de
menores ingresos que en el plazo de seis meses anteriores al periodo de célculo hayan tenido
un consumo promedio entre uno hasta ciento cinco kilovatios hora. El andlisis y resultados
gue surjan de este proceso se aplicaran semestralmente.



Requisitos para obtener el Subsidio Residencial:

e Servicio contratado en Tarifa Residencial.

e Elconsumidor debera ser persona natural, propietario de una sola vivienda y que ésta
no tenga vocacion recreativa o de descanso.
Consumo mensual en el rango de 1 a 105 kwh.

e Formar parte del listado de clientes “Candidatos a Subsidio”, que proporciona
mensualmente el Ministerio de Economia.

Costa Rica: No posee Subsidios en Tarifas Residenciales
Honduras:
Subsidios Directos y Cruzados

En 1994 se establecié un subsidio directo para compensar cualquier aumento de tarifas a
usuarios residenciales aptos (con consumos menores de 300 kWh por mes.

El subsidio cruzado explicito incorporado a la tarifa actual no respeta los limites fijados por la
Ley Marco del Subsector Eléctrico de 1994, ya que ha beneficiado a la mayoria de los
usuarios residenciales, haciendo que los recargos compensatorios para las demas categorias
de usuarios (es decir, comerciales e industriales) también superen los limites establecidos.
Ademas, el subsidio generalizado y el subsidio directo pagados por el gobierno estan mal
focalizados y son regresivos. Los usuarios que no son pobres (es decir, aquellos que
consumen mas de 150 kWh/mes) han sido los mas beneficiados por el subsidio cruzado.

Nicaragua
Subsidio Jubilacioén:

Los jubilados que consuman 150 kWh o menos en la tarifa de energia eléctrica pagaran
Unicamente el 50% al organismo correspondiente. Los jubilados que consuman entre 151
kWh hasta 300 kWh al mes, recibiran un subsidio sobre la tarifa de sus primeros 150 kWh de
consumo, de la siguiente forma: afio 2018 un 45%, 2019 un 40%, 2020 un 35%, 2021 un 30%
y a partir del afio 2022 un 25%. Los jubilados que consuman mas de 300 kWh al mes, recibiran
un subsidio sobre la tarifa de sus primeros 150 kWh de consumo, de la siguiente forma: afio
2018 un 40%, 2019 un 30%, 2020 un 20%, 2021 un 10% y a partir del aflo 2022 se les aplicara
la tarifa correspondiente”.

Subsidio Comercializacion:
El cargo correspondiente a comercializacion, seré subsidiado de la siguiente manera:

e De O a 100 kWh, continuara subsidiado en los mismos porcentajes establecidos a
diciembre 2017.

e De 101 a 125 kWh, recibirdn un subsidio del 25% en el afio 2018, del 20% en el afio
2019, del 15% en el afio 2020, del 10% en el afio 2021 y a partir del afio 2022 se
aplicara el cargo de comercializacion correspondiente.

e De 126 a 150 kWh, recibiran un subsidio del 25% en el afio 2018, del 15% en el afio
2019, del 10% en el afio 2020, del 5% en el afio 2021 y a partir del afio 2022 se
aplicara el cargo de comercializacién correspondiente.



Panaméa

Subsidio Jubilacién

Es el beneficio a los jubilados, pensionados y personas de la tercera edad, que con las
modificaciones y adiciones de la Ley 18 de 1989, Ley 15 de 1992, Ley 37 de 2001 y Ley 14
de 2003, queda vigente lo siguiente:

¢ Descuento del 25% en la facturacion del consumo mensual de energia eléctrica, hasta
seiscientos kilovatios hora (600 kWh). Se aplicara la tarifa normal al excedente de esta
suma.

e Se aplica a panamefios o extranjeros residentes en el territorio nacional que tengan
55 aflos 0 mas si son mujeres, 6 60 aflos 0 mas si son varones.

Subsidio Discapacidad

El descuento se otorgara a todas las personas con discapacidad que se encuentren
debidamente certificadas por la Secretaria Nacional de Discapacidad dentro del territorio
nacional, de la siguiente forma:

o Descuento del 25% en la facturacién de consumo mensual de energia eléctrica, hasta
600 kWh. Se aplicara la tarifa normal al excedente de esta suma.

e Este descuento sera aplicado indistintamente si la persona es menor o mayor de edad.
En el caso de los menores, serd necesario acreditar quien es la persona responsable
donde reside.

Subsidio por Consumo Basico:

La Ley 15 de 7 de febrero de 2001 establece las normas para subsidiar el consumo basico o
de subsistencia de los clientes del servicio publico de electricidad y dicta otras disposiciones,
entre las cuales estan:

e El cliente sujeto a subsidio es la persona natural que utiliza el servicio publico de
electricidad, en virtud de un contrato o acuerdo de suministro de energia eléctrica con
una empresa de distribucién, y cuyo consumo califica como consumo béasico o de
subsistencia.

e Elconsumo béasico de subsistencia corresponde a un consumo de hasta cien kilovatios
hora (100 kWh) en un periodo de treinta dias calendario.

¢ ElImonto del subsidio es hasta 20% del valor correspondiente. Segun indica la propia
Ley, lo anterior es sin perjuicio de los beneficios otorgados a los pensionados,
jubilados y adultos mayores, en la Ley 6 de 1987.

e El aporte para cubrir este subsidio proviene de los clientes del sector eléctrico con
consumos superiores a 500 kWh al mes, por un valor hasta el 0.6% de su facturacion
mensual.

6. COMPARACION DE LOS CARGOS EN EL SALVADOR
CON C.A.

6.1 Metodologia para la Compra de Energia Inyectada a la Red por
Auto Productores.

Guatemala



En su pliego tarifario incluye la categoria de auto productores que el CNEE define de la
siguiente manera, usuario del sistema de distribucién que inyecta energia eléctrica a dicho
sistema, producida por generacion con fuentes de energia renovable, ubicada dentro de sus
instalaciones de consumo, y que no recibe remuneracion por dichos excedentes. Los auto
productores se les otorga un cargo mas bajo de energia, pero no se remunera la energia que
inyecta a la red.

El Salvador

El auto productor no recibe ningun tipo de pago por la energia eléctrica inyectada a la red de
distribucion.

Cargo por Energia se calculara la energia consumida por el auto productor la cual sera
registrada en el canal "consumo" del medidor bidireccional y dicha energia sera multiplicada
por el respectivo cargo por energia autorizado para la tarifa en que se encuentre ubicado el
usuario. Si durante un ciclo de facturacion se presentare el caso que bajo una condicion
temporal y excepcional por un periodo de tiempo el usuario inyectare energia a la red de
distribucién, esta energia sera reflejada como un descuento en la facturacion.

Costa Rica

Segun el Reglamento Generacion Distribuida para Autoconsumo con Fuentes Renovables la
ARESEP sera la responsable de establecer las tarifas de interconexion, acceso, cargos por
potencia, actividades de gestién administrativa y técnica y cualquier otro cargo aplicable a la
actividad regulada asociada a la generacién distribuida para autoconsumo modalidad
contractual medicion neta sencilla.

Nicaragua

En Nicaragua se debe firmar un contrato de conexion en donde se estableceran los términos
sobre la energia entregada, en donde puede ser compensada con la factura o bien vendida
a un 20% menos de la tarifa vigente de generacion. La potencia de la planta no deber& ser
mayor a la potencia contratada por el cliente con la distribuidora de energia eléctrica.

Honduras

El reglamento de tarifas establecera la metodologia para establecer el pago que la Empresa
Distribuidora debe realizar al Usuario Auto productor por la energia que se inyecte a su red.
La tarifa que la Empresa Distribuidora pagara al Usuario Auto productor estara basada en
los cargos evitados a la Empresa Distribuidora debido a la inyeccién que haga el Usuario
Auto productor.

Panama

Los Clientes con sus Plantas de Generacion que utilicen fuentes nuevas, renovables y
limpias, no podran participar en el Mercado Ocasional ni en el Mercado de Contratos del
Mercado Mayorista de Electricidad, ni vender energia a terceros.



La empresa distribuidora facturara mensualmente al cliente con uno de los métodos
siguientes, aplicando los subsidios correspondientes tomando como referencia el consumo
neto que resulte:

1.Cuando la medicién neta mensual muestre un consumo en (kWh): se facturara el
cargo fijo, la demanda leida (kW) (de tener una tarifa con demanda) y la energia (kWh)
gue resulte como consumo neto. El consumo neto se produce cuando los kWh
consumidos por el cliente de la Red son mayores a los kWh entregados por el cliente
a la red, medidos en el medidor bidireccional instalado. Los cargos que correspondan
se facturaran de acuerdo con la tarifa regulada vigente y también podran aplicar otros
cargos contenidos en la tarifa vigente.

2.Cuando la medicién neta mensual muestre inyeccion en (kWh): se facturara el cargo
fijo, la demanda leida (kW) (de tener una tarifa con demanda) y la energia que resulte
como inyeccion se acumulard como créditos de energia (kWh). La inyeccién se
produce cuando los kWh entregados por el cliente a la red es mayor a los kWh
consumidos por el cliente de la Red, medidos por el medidor bidireccional instalado.
Los cargos que correspondan se facturaran de acuerdo con la tarifa.

Los excedentes no podran comprarse ni comercializarse entre clientes ni con otros
prestadores del servicio publico de electricidad distintos a la empresa distribuidora a la cual
esta conectado. La empresa distribuidora s6lo pagara hasta el 25% de la energia que se
inyecte a la Red, en base a un analisis del historico de consumo, lo cual deberd quedar
consignado en el Acuerdo de Interconexion.

6.2 Costo de la Energiay su Traslado al Pliego Tarifario

El Salvador

El Salvador posee recursos hidro-energéticos, geotérmicos, fotovoltaicos y en menor cantidad
biomasa. La capacidad instalada es predominantemente térmica, asi como su generacion (39
% y 43 % respectivamente) seguido de hidroelectricidad con un 30% aproximadamente.

En El Salvador el mercado SPOT basado en costos de produccién se puede explicar de la
siguiente manera, el precio de la energia lo define la unidad marginal hora a hora, en base a
los costos variables asociados a los combustibles y a la remuneracion de pago por potencia.
Se comercializa la energia a precios variables, los que dependen de factores propios de los
generadores y del sector tales como: demanda nacional, tasas de indisponibilidad, potencias
maximas de cada central, etc. Recientemente en El Salvador se ha iniciado la construccion
de varias plantas de generacion fotovoltaica y la primera planta eélica en la regién occidental,
estos proyectos pretenden ayudar a disminuir los precios de la energia y ayudar al medio
ambiente.

Costo de la Energiay su traslado al pliego tarifario



El Reglamento General de Electricidad de El Salvador en su Art. 90 determina como la
energia comprada en el mercado SPOT debe ser traslada al cargo de energia del pliego
tarifario vigente. Esta metodologia de determinar el precio de energia en base a las compras
de energia en el mercado SPOT esta plasmado en Capitulo 4 seccion 4.3.

En El Salvador en el precio de la energia incluye 3 factores importantes

e Precio de compra de energia en el mercado SPOT, que puede ser por Energia
renovables y no renovables, en El Salvador se prioriza antes la energia renovable
estan entra antes al mercado y con el precio mas bajo, esto hace que a la hora de
calcular el precio de la energia se separe por energia renovables y no renovables al
sacar el precio unitario.

¢ Precio de compra de energia por contrato, al igual que la energia comprada en el
mercado esta varia su precio dependiendo si es renovable o no, a este precio se le
incluye el cobro por uso del sistema de transmision, operacion del sistema y otros
servicios auxiliares.

* El precio de la potencia retirada esta potencia puede ser por contrato o potencia
retirada por el distribuidor en el periodo de control de la capacidad firme del sistema
eléctrico, conforme al balance de potencia firme efectuado la Unidad de
Transacciones en el Mercado Mayorista.

Guatemala

Guatemala posee reservas de petroleo, hidroenergia, geotermia, energia solar y edlica. La
capacidad instalada y la generacién contienen capacidades importantes de hidroeléctrica y
energia térmica.

El Mercado Mayorista de Energia Eléctrica en Guatemala es un mercado dinamico y
competitivo, a manera de resumen exponemaos sus principales caracteristicas: Esta basado
en costos variables de produccién, es un mercado de contratos y se transa potencia, energia
eléctrica y servicios auxiliares ademas tiene un mercado SPOT donde se brindan
oportunidades las cuales se permite contratar el suministro eléctrico con aquella compafia
gue, segun sus propias ofertas, resulte mas atractiva para el comprador, con independencia
de la zona geogréfica en la que se sitle el domicilio.

Costo de la Energia y su traslado al pliego tarifario
Segun la Ley General de Electricidad de Guatemala los precios de energia y potencia en la
entrada de la red de distribuciéon de media tension, seran los precios de energia y potencia a
nivel de subtransmision y se calcularan adicionando a los precios de la energia calculados
segun lo establecido en dicha ley. La energia y potencia comprada por las distribuidoras o
por los grandes usuarios su precio se calcula determinando los siguientes parametros
Para determinar el precio de energia comprada en el mercado mayorista se considera:

e Costo de la energia en el mercado mayorista o definido en contrato ya establecido.

e El bloque horario de la respectiva compra en el mercado.

¢ Factor de expansion de pérdidas medias de energia en el sistema de transmisién y

sus sub sistemas.
o Peaje por el uso del Sistema de Transmisién por unidad de demanda de potencia.

Igualmente, para la compra de potencia, en el mercado mayorista, se consideran los mismos
parametros anteriores.

Ya con los precios de compra de energia en el mercado mayorista las distribuidoras aplican
factores de ajuste a esto precios para determinar el precio por el consumo de energia para
las diferentes tarifas existentes, esto factores son:



e [Factores por Perdidas de energia o potencia en baja o media tension

e Factores de ajustes de potencia en baja o media tension.

e [Factores de ajustes de costos de energia entre tarifas.

e Factores determinados en los estudios de caracterizacion de la carga conectada.

Costa Rica

Costa Rica se ha destacado por tener desde hace décadas una matriz de generacién
renovable dominada por la hidroeléctrica ademas de incluir solar, edlica y geotérmica.

El pais presenta una estructura de mercado verticalmente integrado tipo oligopolio en
generacién, monopolio en transmision y oligopolio regional en distribucién, el sector eléctrico
se encuentra conformado por distintos actores con funciones en definicién de politicas,
regulacién, generacion, transporte, distribucion y comercializacion.

En distribucion y comercializacion se mantiene una estructura cerrada con ocho empresas
brindadoras del servicio, las cuales compran la mayor de parte de la energia comercializada
al ICE, aunque pueden también poseer plantas de generacion propias (energia renovable).
Las tarifas de todos estos servicios son definidas por la ARESEP con base en el principio de
servicio al costo.

Costo de la Energia y su traslado al pliego tarifario

Debido que la ICE es Unico comprador de energia no existe un mercado en el sector eléctrico
del pais, asi que para determinar el costo de la energia la ARASEP usa un modelo general
gue determina el ajuste porcentual para reconocer las fijaciones de precios en el sistema de
distribucién y comercializacion eléctrica, entonces se determinan los siguientes componentes:

e Ingresos totales: Los ingresos totales comprenden todos los ingresos por venta de
energiay otros ingresos asociados al servicio de distribucién y comercializacion, como
lo son los ingresos por ventas de energia al servicio de alumbrado publico, alquiler de
transformadores y postes, devolucion por canon de regulacion, entre otros.

e Costos totales: Son los costos y gastos totales de operacién, mantenimiento y
administracion necesarios para prestar el servicio de distribucion y comercializacion
de la energia eléctrica. Incluye los costos por perdidas de energia, mantenimiento y
optimizacion del sistema de transmision.

e Reédito para el desarrollo: Se determina con el objetivo de incentivar la reinversion de
recursos y garantizar el suministro futuro del servicio eléctrico en calidad y cantidad
Optima mediante la inversién en el servicio regulado.

e Periodo de aplicacion: Periodo determinado para la vigencia y actualizacion del pliego
tarifario

e Monto y ajuste tarifario. Realizado después de determinar los ingresos y costos totales
gue conllevaron el suministro de energia en el periodo de aplicacién vigente

El modelo establece que la tarifa debe ser suficiente para generar los ingresos que permitan
al operador cubrir los costos totales asociados al servicio que se regula.
En los ingresos totales van incluidos los ingresos por consumo de energia de los clientes, ese
costo con lleva los siguientes parametros

¢ Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios.

e Ingresos mensuales en diferentes bloques de consumo.

e Ingresos por tarifa horario.

Honduras



Los recursos energéticos de Honduras son: hidroenergia, geotermia, solar y edlico. El recurso
térmico es el principal tanto en capacidad instalada como en la matriz de generacidn con un
38 % y 56 % respectivamente, seguido del hidroeléctrico que representa un 27 % en
generacion y un 26 % en capacidad instalada. Honduras es un pais que no produce petréleo
y Su matriz energética es altamente dependiente de energéticos importados. En Honduras se
tiene un dominio practicamente al 100% de la ENEE del sector eléctrico del pais, la ENEE
controla la parte de transmision y distribucion.

Costo de la Energia y su traslado al pliego tarifario
En Honduras no existe un mercado en el area de distribucion, si no que la ENEE provee
contratos en base a la generacion anual de energia con las diferentes empresas privadas en
el area de generacion de energia del pais, debido a esto la ENEE calcula un Costo Base de
Generacion este se compone de la sumatoria de:

o Costo Base de Energia

e Costo Base de Potencia

El Costo Base de Energia se calculard en cada nivel de tension y por bloques horarios para
su traslado a tarifas. Los costos en cada nivel de tension, desglosado por bloques horarios
de energia se calcularan con los siguientes parametros:

e Generacion prevista para el afio

e Costo total de las compras previstas de energia en contratos

e Las compras previstas de energia en el mercado de oportunidad.

e Costos marginales resultantes

El Costo Base de Potencia se calculara para su traslado a tarifas. Este se compone del
costo de:

e Las compras previstas de potencia firme en contratos

e Costo estimado de los desvios de potencia firme.

Para el traslado del costo de energia a los usuarios finales la ENEE determina ciertos
factores que se le aplican a los cargos de energia y potencia estos son

e Factor de carga promedio

e Constante de proporcionalidad de relacion consumo/usuarios

e Factor de pérdidas de energia

e Cargos por comercializacion

e Cargos por manteamiento y devaluacion del sistema de transmisién y distribucion

Nicaragua

Nicaragua posee recursos hidroeléctricos, geotérmicos, solar y edlico. Una capacidad
instalada y generaciéon predominantemente térmica, con un fuerte componente edlico.

El mercado presenta una estructura de generacion abierta a la competencia incluyendo
generadores publicos, privados. La transmisidn se mantiene como monopolio natural de
ENATREL y la mayor parte de la distribucion corresponde a dos empresas con concesiones
territoriales (DISNORTE y DISSUR) ambas de control privado espafiol con un 16 % de
participacion estatal, ademas se presentan pequefos distribuidores con generacién propia o
compra a generadores u otros distribuidores.



Costo de la Energia y su traslado al pliego tarifario

Los costos mayoristas asociados a la adquisicion de energia eléctrica en el Mercado Eléctrico
Mayorista seran trasladados a las tarifas de distribucion como costos previstos y desvios entre
costos reales y previstos, de acuerdo a los procedimientos y metodologias indicadas en este
documento. Para determinar el precio de la energia dependera a qué precio fue comprada en
el mercado mayorista o si esta fue comprada por un contrato ya establecido.

El INE determinard para cada Empresa de Distribucion el costo previsto de la energia, por
blogue horario tipico (punta, madrugada y horas restantes) definido, de acuerdo al siguiente
procedimiento:

Calculard el costo asociado a cada contrato de la Empresa de Distribucion, cuyo
traslado a tarifas esta autorizado, valorando la energia informada por el CNDC como
prevista a comprar en el bloque horario de dicho contrato, a los precios que
correspondan de acuerdo a lo establecido en el contrato y en esta Normativa.
Calcularé el costo total previsto por energia del bloque horario totalizando el costo de
compra de contratos para dicho bloque.

Para el traslado de los precios al pliego tarifario se consideran los siguientes aspectos

Reflejar los costos de adquisicién de energia y potencia y de servicios en el Mercado
Mayorista, tal como se indican en la Normativa de Operacion de Nicaragua, y los
costos del Servicio Publico de Distribucién para el Periodo Tarifario, determinados
bajo pautas de prudencia y eficiencia en la gestidn de las empresas.

Los costos de adquisicion al Mercado Mayorista, incluyendo el servicio de transmision
de electricidad, seran valores maximos reconocidos, procurando obtener un costo
razonable para los usuarios y compatible con la calidad de servicio requerida.

El costo de distribucion reconocido deberé proveer al prestador del servicio que opere
en forma prudente y eficiente los recursos necesarios para cubrir los gastos de
explotacién de redes y de comercializacién, constituir un fondo de amortizacion
razonable de los equipos e instalaciones destinados al servicio, tributar impuestos,
obtener unatasa de rentabilidad razonable comparable nacional e internacionalmente
con la de actividades de riesgo similar, y solventar el costo de un nivel razonable de
pérdidas eléctricas.

Parametros del Pliego Tarifario.

Los Pliegos Tarifarios se calculardn en base a parametros y factores que buscan una
asignacion justa, equitativa y eficiente de los costos de suministro a trasladar a cada grupo
de consumidores en relacién a su participacion y responsabilidad en los mismos.

Curvas Tipicas: Para el célculo de los pardmetros se utilizaran curvas de cargas
tipicas de cada categoria tarifaria.

Consumidor Tipico. Se entiende por consumidor tipico de cada categoria tarifaria a
aquél para el cual el costo representativo de suministro y la tarifa de dicha categoria
coincidan.

Campafia de Medicion. Previo a cada revision del Pliego Tarifario, la Empresa de
Distribucién debera realizar una campafa de medicién con el fin de caracterizar a la
demanda y determinar las curvas tipicas correspondientes.

Cargos. Las tarifas del Pliego Tarifario estaran compuestas de uno o mas cargos fijos,
a pagar independientemente que haya o no consumo, y uno 0 mas cargos variables
gue dependeran de la energia consumida.

Pérdidas Reconocidas. Las pérdidas reconocidas de potencia y energia representaran
las pérdidas acumuladas entre el ingreso a las redes de la Empresa de Distribucién y
el suministro final a los consumidores, en las condiciones de eficiencia pretendida,



para incentivar a la empresa a reducir las componentes técnicas y no técnicas de las
pérdidas.

Panama

Panama posee recursos en hidroenergia, energia solar y energia eélica. Aunque no posee
reservas de hidrocarburos esta fuente representa el 34 % en capacidad instalada y el 32 %
en la generacion eléctrica para el 2015, siendo esta la segunda fuente por debajo de la
hidroeléctrica (58 % capacidad instalada, 66 % generacion).

El mercado eléctrico panamenfio se divide en 3 tipos, Mercado de Generacién, Mercado de
Contratos, y Mercado Ocasional. EI mercado de generacion eléctrica lo componen los
generadores provenientes de fuentes de energias renovables o termoeléctricas, que estan
interconectados al Sistema Interconectado Nacional (SIN) principalmente a través del sistema
de transmisién de ETESA. Al mercado de contratos corresponden las compras o ventas de
energia y potencia, entre generadores, distribuidores y grandes clientes. El mercado
ocasional es el mercado de energia donde se saldan las diferencias entre lo dispuesto en los
contratos y la generacion real de cada planta.

Costo de la Energia y su traslado al pliego tarifario

En el pliego tarifario panamefio el cobro de la compra de energia en el mercado mayorista es
reflejado en los costos generacidn gue se incluye en todas las diferentes tarifas implicadas
en el pais estos costos de generacion incluye compras de potencia, costos o ingresos por
compensaciones de potencia, costos por compra de energia asociada a contratos,
sobrecostos por generacion obligada, costos por compras de energia en el mercado ocasional
gue hayan sido autorizadas por la ASEP, costos por servicios auxiliares relacionados con la
energia.

6.3 Comparacion del Cargo por Distribucion

Pais

Definicién

Pardmetros para determinar el Cargo

El Salvador

El cargo de distribucibn esti
incluido en los cargos del pliego
tarifario de El Salvador en todas las
diferentes tarifas existentes. El
cargo la SIGET lo define como los
costos de inversion u operacion del
mantenimiento de una red de
energia eléctrica. Es el cobro por
mejoramiento en la calidad de
distribucién del servicio.

Costo de capital de red.
a) Activo Bruto de Servicio (ABS).
b) Activos Generales asignados a
distribucion.
Costos totales de operacion vy
mantenimiento para los subsistemas
de MT y BT. Esta etapa comprende el
célculo de:
a) Costos Directos
I. Determinacion de los
costos de operacion vy
mantenimiento en BT y MT.
II.  Caélculo del valor esperado
de compensacion por falla.
b) Costos Indirectos
I. Determinacibn de los
costos indirectos.
II.  Deduccion de ingresos no
regulados.




[ll.  Calculo del costo del
capital de trabajo.

Guatemala Los cargos por distribucién estadn | Se calcula para las tarifas a consumidores
incluidos en los cargos por energia | finales de servicio de distribucién el Valor
y potencia en cada tarifa de | Agregado de Distribucion (VAD), este incluye:
Guatemala, dichos cargos se a) Costos asociados al usuario,
incluyen en el Agregado de independiente de su demanda de
Distribucion (VAD), la CNEE define potencia y energia.
al VAD como el costo medio de b) Pérdidas medias de distribucion,
capital y operacion de una red de separadas en sus componentes de
distribucibn de una empresa potencia y energia.
eficiente de referencia, operando en c) Costos de capital, operacion vy
un area de densidad determinada. mantenimiento  asociados a la
distribucién, expresados por unidad de
potencia suministrada.
Costa Rica En el cargo por energia se incluye ¢ Costos y gastos totales de operacion,

los cargos por distribucion que la
ICE define como, costos y gastos
totales de operacion,
mantenimiento y administracion,
asi como otros costos en que
incurran los operadores para
brindar el

servicio.

mantenimiento y administracion,
asi como, otros costos en que incurran los
operadores para brindar el
servicio:

a) Gastos de operaciéon y
mantenimiento. Corresponde a los
costos en gue incurre la empresa
para su funcionamiento y el
mantenimiento de los activos de
distribucién, de forma que permita
garantizar la sostenibilidad,
continuidad y calidad del servicio
regulado.

b) Gastos Administrativos.
Representa la proporcion de los
gastos de unidades 0
departamentos de apoyo
asignados al sistema de
distribucién (estos se distribuyen a
generacion, transmision,
distribucién y alumbrado publico y
otros servicios regulados y no
regulados).

c) Gastos por Gestion Productiva.
Son los costos en que incurren las
areas de apoyo y soporte del
sistema de distribucion para el
desarrollo normal de su gestion
técnica y administrativa.

d) Gasto por depreciacion

e) Gastos por pérdidas de retiros de
Energia y Potencia.




Honduras

Se incluye los costos de
mantenimiento y operacién del
sistema de distribucion definidos
por la ENEE en el cargo por
potencia y energia en el respectivo
pliego tarifario.

Costos de inversion de las redes en el
calculo de las tarifas en forma de
anualidades calculadas para cada
activo con base en:

a) La vida util del activo, que se
tomard igual a 30 afios tanto
para la transmision como para
la distribucion.

b) La tasa de actualizacién real
fijada por la CREE.

c) El valor nuevo de reemplazo
del activo de que se trate.

Para la red de distribucion, los costos
imputables a cada producto se definen
como sigue: Costos que se Imputaran
a la Potencia

a) Costo de la potencia a la
entrada del modulo.

b) Mas costo de la pérdida de
potencia en el médulo de
distribucién, valorada al costo
unitario de la potencia a la
entrada del modulo.

c) Mas un porcentaje de los
costos de inversion y de
administracién, operacion y
mantenimiento del médulo, de
la manera siguiente:

. Para los
transformadores de alta
a media tension, el 60%

. Para las lineas de
media tension, el 75 %
.  Para los
transformadores de
distribucién y las lineas
de baja tensién, el 100
%
Costos que se Imputaran a la
Energia

a) Costo de la energia de
entrada al médulo en el
bloque horario de que
se trate.

b) Costo de la energia
perdida en el médulo en
ese mismo bloque
horario, valorada al
costo unitario de la
energia a la entrada del
modulo en ese bloque
horario.

¢) Complemento
porcentual de los




costos de inversion, y
de administracion,
operacion y
mantenimiento, que se
cargardn a la energia
de los bloques horarios
de punta e intermedio
en proporciébn de la
potencia promedio en
cada uno.

Nicaragua

Los cargos por energia y potencia
incluyen los costos de distribucion.
La INE define los costos de
distribucibn como los recursos
necesarios para cubrir los gastos de
explotacion de redes y de
comercializacién,  constituir  un
fondo de amortizacién razonable de
los equipos e instalaciones
destinados al servicio, tributar
impuestos, obtener una tasa de
rentabilidad razonable comparable
nacional e internacionalmente con
la de actividades de riesgo similar,
y solventar el costo de un nivel
razonable de pérdidas eléctricas.

Costo reconocido de distribucion: El
costo de distribucion reconocido (CD)
debera tener en cuenta los indices de
calidad de servicio requeridos. La
calidad de servicio se determinara en
base a la energia probable de no ser
suministrada y su valoracion en cada
mercado consumidor; el nivel de
tensiéon suministrado y la calidad de la
atencion comercial.

Costos de Redes: Para Ila
determinacion de los costos de redes
se calculara el costo medio de
inversion, utilizando el Valor Nuevo de
Reposicion (VNR) de la red de minimo
costo adaptada a la demanda
existente, en cada etapa de la red de
distribucion (red MT, SET MT/BT y red
BT).

Costo de Reposicion: A partir del costo
medio de inversion se determinara el
costo de capital, considerando la vida
util de las instalaciones y la tasa de
descuento reconocida.

Costos de operacién y mantenimiento:
Los costos anuales de operacion y
mantenimiento de las redes incluirdn
los costos directos, indirectos y de
estructura asignables de una empresa
operando.

Panama

La ASEP define el componente de
costo por distribucion debe ser
estructurado a través de
componentes de costos separados
por conexién y uso del sistema de
distribucion.

Los componentes de costos por
conexion deben reflejar solamente los
costos de operacidon necesarios para
conectar a cada cliente
individualmente al sistema principal de
distribucién. No incluyen ni el
equipamiento de medicién, ni los
costos de capital de la acometida

Los componentes de costos por uso
del sistema de distribucion reflejan el
costo de los activos del sistema
principal.




Para calcular el componente de costo
por uso del Sistema de Distribucién se
utilizara:

a) La metodologia del costo
incremental promedio de largo
plazo (CIPLP) para Ila
asignacion por nivel de tension.

I.  Evaluacion de la red
actual, incluyendo
confiabilidad.

II.  Estudio de la demanda
por nivel de tension a
10 afios para los
niveles de baja y media
tension y a 20 afios
para el nivel de alta
tension (115 kV vy
superiores), incluyendo
proyeccion del balance

de potencia.
lll. Estudio de costos
unitarios y

determinacion de los
costos de operacion y

mantenimiento y
gestion del sistema de
distribucion.

IV.  Estudio de pérdidas de
potencia y energia por
nivel de tension,
discriminando entre
técnicas y no técnicas.

b) La evaluacién de la
coincidencia externa e interna
para la asignacion a cada clase
de cliente, ya que el grado
preciso en que cada clase de
cliente compromete la
capacidad del sistema principal
de distribucion depende de la
coincidencia del pico de
demanda de la clase de cliente
con relacion a la demanda
maxima de la parte asociada
(nivel de tensién)

Tabla 6.4 Comparacion de los diferentes Cargos de Distribucion en Centroamérica [4], [5],

[10],[22], [14], [15].

6.4 Comparacion de los Mercados de la Region

Mercados SPOT en la regién




Debido a que el valor de los precios de compras de energia en el mercado mayorista en El
Salvador es informacién confidencial y nuestras herramientas en esta investigacion nos
limitan a poder acceder a dicha informacion, solo se realizé una comparacion de los modelos
ocupados y sus caracteristicas.

En Centroamérica solo El Salvador y Guatemala tiene incorporado en su mercado mayorista
el sistema de mercado SPOT, siendo bastante parecidos ambos mercados en su
funcionamiento con la diferencia que Guatemala incluye un agenta extra que es el Gran
Usuario, pero en general en ambos paises el mercado SPOT se rigen por los mismos
principios, estabilizar los precios de la energia en base a la oferta y la demanda y priorizar el
uso de energias renovables. En los demas paises Centroamericanos no existe el mercado
SPOT en el caso de Costa Rica y Honduras un ente del estado es el encargado de comprar
la energia en el area de generacién y en Panama y Nicaragua se rige mas por un mercado a
base de contratos y convenios entre los participantes.

Marco Comparativo de los modelos del mercado en los paises de la regién, sus matrices

energéticas y los costos de energia en la compra de en su respectivo mercado.

Pais Matriz Energética Mercador  Eléctrico  Principal 'y  sus
caracteristicas
El Salvador e Hidro 30% Mercado SPOT
e Geol1ll% e Comercializacion de la energia a
e Cogeneracion precios variables.
14% e El precio de esta energia lo define la
e Térmica 39% Gltima unidad en inyectar energia a la
e Solar 6% red, en base a los costos variables
asociados a los combustibles y a la
remuneracion de pago por potencia
inyectada a la red.

e A todas las unidades se les paga el
costo marginal, aclarando que no toda
la energia se paga al mismo precio pues
existe energia comprometida en
contratos.

e Este mercado tiene un efecto
estabilizador en el precio de la energia.

Guatemala e Hidro 35% Mercado Mayorista
e Geol% e Basado en costos Vvariables de
e Edlica 2% produccion
e Cogeneracion ¢ Cuenta con un mercado de corto plazo
26% 0 spot y un mercado de contratos o
e Solar 3% Mercado a Término.
e Térmica 33% o Los agentes del Mercado Mayorista
son:  Generadores, Distribuidores,
Transportistas y Comercializadores.
Ademas de los agentes, se definen
también a los Grandes Usuarios.

e Cualquier agente y gran usuario es
llamado en general: Participante del
Mercado Mayorista

Costa Rica e Hidro 66% Mercado Verticalmente Integrado




e Geo 6% e ICE un comprador Unico y duefio de las
e Eodlica11% lineas de transmision eléctrica,
e Cogeneracion 1% monopolio en transmisién.
e Solar 1% e EI ICE tiene un papel protagénico en el
e Térmica 15% sector de distribucién, no obstante, se
han ido incorporando nuevos actores.
¢ No existe comercializacion
La ARASEP es encargada de
determinar el pliego tarifario.

Honduras e Hidro 26% Mercado Verticalmente Integrado
e Geol% e Mercado de Contratos a Mediano y
e Eolica 9% Largo Plazo en el area de generacion.

e Cogeneracion 8% ¢ Mercado de oportunidades en el area de
e Solar 18% generacion donde la ENEE es el Unico
e Térmica 38% comprador.
e Generacién 100% privada fuera de la
ENEE
¢ La ENEE unico comprador, responsable
de la operacion de las redes de
transmision y distribucibn 'y con
participacion en Generacion.

Nicaragua e Hidro 10% Mercado Competitivo de Costos Variables
e Geo1ll% * Permite la plena participacion del sector
e Eodlica 12% privado en la generacion y distribucion.
° Cogeneracién e« EI ENEL Segmentado en varias

12% empresas en concordancia con la
e Solar 1% restriccion sobre la integracion vertical.
e Térmica 54% e LalNE laresponsabilidad de determinar
los precios regulados.
e Existen dos regimenes de precios:
a) El Régimen de Precios Libres:
Para las transacciones entre
generadores, cogeneradores,
auto productores, distribuidores,
grandes consumidores,
comercializadores,
importaciones y exportaciones.
b) El Régimen de Precios
Regulados: Para las ventas a
consumidores finales y para el
transporte de energia en los
sistemas de transmision y
distribucién.

Panama e Hidro 52% Mercado de Generacion, Contratos y Ocasional
e Eodlica 8% e En el modelo de mercado panamefio,
e Solar 5% las distribuidoras deben contratar la
e Térmica 35% cobertura del 100% de la demanda de

sus clientes regulados, la cual realizan
mediante actos publicos.

En el mercado eléctrico panamefio se
comercializan energia y potencia firme.
Este Ultimo es la potencia que un




generador puede garantizar los 365
dias del afio durante las horas pico del
sistema.

Tabla 6.5 Matriz Energética y Mercados Eléctricos Centroamericanos. Datos: CEPAL [25].

6.5 Parametros de Compra de Energia.

Marco comparativo del costo de energia, sus factores de célculo.

Pais

Pardmetros para compra de energia

El Salvador

Precio de compra de energia en el mercado
SPOT, que puede ser por Energia renovables y
no renovables.

Precio de compra de energia por contrato, al
igual que la energia comprada en el mercado
esta varia su precio dependiendo si es renovable
0 no.

El precio de la potencia retirada esta potencia
puede ser por contrato o potencia retirada por el
distribuidor en el periodo de control de la
capacidad firme del sistema eléctrico

Guatemala

Costo de la energia en el mercado mayorista o
definido en contrato ya establecido.

El bloque horario de la respectiva compra en el
mercado.

Factor de expansion de pérdidas medias de
energia en el sistema de transmision y sus sub
sistemas.

Peaje por el uso del Sistema de Transmision por
unidad de demanda de potencia.

Costa Rica

Ingresos totales: Los ingresos totales
comprenden todos los ingresos por venta de
energia y otros ingresos asociados al servicio de
distribucién y comercializacion.

Costos totales: Son los costos y gastos totales de
operacion, mantenimiento y administracion
necesarios para prestar el servicio de
distribuciébn y comercializacion de la energia
eléctrica.

Rédito para el desarrollo: Se determina con el
objetivo de incentivar la reinversion de recursos
y garantizar el suministro futuro del servicio
eléctrico.

Periodo de aplicacion: Periodo determinado para
la vigencia y actualizacion del pliego tarifario
Monto y ajuste tarifario. Realizado después de
determinar los ingresos y costos totales que
conllevaron el suministro de energia en el
periodo de aplicacién vigente

Honduras

Costo Base de Energia
a) Generacion prevista para el afio




b) Costo total de las compras previstas de
energia en contratos

c) Las compras previstas de energia en el
mercado de oportunidad.

d) Costos marginales resultantes

Costo Base de Potencia

a) Las compras previstas de potencia firme
en contratos

b) Costo estimado de los desvios de
potencia firme.

Nicaragua

Los costos de adquisicion de energia y potencia
y de servicios en el Mercado Mayorista.

Los costos de adquisicion al Mercado Mayorista,
incluyendo el servicio de transmision de
electricidad, seran valores maximos
reconocidos, procurando obtener un costo
razonable para los usuarios y compatible con la
calidad de servicio requerida.

El costo de distribucion reconocido debera
proveer al prestador del servicio que opere en
forma prudente vy eficiente los recursos
necesarios para cubrir los gastos de explotacion
de redes y de comercializacion.

Panama

ETESA debera contratar tanto la potencia, como
la energia que necesiten las empresas de
distribucién eléctrica para el abastecimiento de
sus respectivos Clientes Finales,

La contratacién por parte de las empresas de
distribucién eléctrica a través de la gestion de
ETESA debe minimizar, para los Clientes
Finales, los costos de la potencia y/o energia, sin
perjuicio de que la contratacién asegure la
disponibilidad oportuna y permanente de la
energia y/o potencias necesarias

ETESA podra gestionar, para una o varias
empresas(s) de distribucién eléctrica, la compra
de potencia o energia o potencia y energia
mediante contratos de diferentes plazos, con
diferentes puntos de entrega

Tabla 6.6 ParAmetros para determinar las compras de energia. Fuente: Elaboracion Propia




6.6 Historial de Precios de Energia Eléctrica en El Salvador

Precio del Cargo por Energia
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Tabla 6.7 Historial del Cargo por Energia en El Salvador 2010-2020 Datos SIGET. [2].

Cargo por Distribucion Pequeiia Demanda
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Tabla 6.8 Historial del Cargo por Distribucién Pequefia Demanda en El Salvador 2010-2020
Datos SIGET [2].



Precio del Cargo de Distribucion para Mediana y Gran

Precio $/kW
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Tabla 6.9 Historial del Cargo por Distribucién Mediana y Gran Demanda en El Salvador
2010-2020 Datos SIGET. [2].

Los cambios de precio de energia con el pasar del tiempo depende de 3 grandes variables,
el precio del petréleo, la generacién hidroeléctrica que depende de los caudales de los rios
en épocas de lluvia y la incorporacion de energias alternativas renovables a la matriz
energética nacion. El Cargo de distribucion se mantiene relativamente constante debido a
gue este depende de aspectos mas controlables como el control y uso de las redes eléctricas
de distribucién, se separé el cargo de distribucién debido que en pequefia demanda se cobra
en base a energia y en mediana y gran demanda por potencia demandada.

6.7 Comparacion del Precio de la Energia

Seleccién de empresas distribuidoras
Debido a que en la mayoria de paises en la regién hay mas de una empresa en el area de
distribucién, se debe de seleccionar una empresa por pais que mejor representa el sector de
distribucién de dicho pais. Los datos base para la seleccién de empresas en este estudio son:
¢ Ventas fisicas de energia.
¢ Cantidad de clientes.

Pais Empresa Ventas de Energia | Clientes Registrados

Seleccionada (Porcentaje del Total | (Porcentaje del Total
registrado) registrado)

El CAESS 2,203.91 GWh (41%) 599,091 (36%)

Salvador

Guatemala EEGSA 3,303,282.4 GWh (38%) 1,226,844 (38%)

Costa Rica ICE 4,090.83 GWh (42%) 764,405 (44%)

Honduras ENEE 6,176.35 GWh (100%) 1,732,610 (100%)

Nicaragua | Disnorte-Dissur 3,445.08 GWh (99%) 1,150,556 (99%)

Panama ENSA 252.760 GWh (39.51 %) 465,079 (40.84 %)

Tabla 6.10 Fuente: CEPAL [25].

Con las empresas seleccionadas, se procede a hacer la comparacion con el precio de la
energia, en El Salvador existen 3 clasificaciones generales en el pliego tarifario Pequefia




Demanda, Mediana y Gran Demanda a su vez también em base a esta clasificacién se ha
estipulado para los demas paises las siguientes clasificaciones Residencial, Comercial y
Pequefia Industria y Gran Industria. Cabe destacar que los pliegos vigentes fueron tomados
el 3 de agosto del 2020.

Pequefia Demanda (Residencial)

Para Tarifas Residenciales se clasifican como servicio para casas de habitacion o
apartamentos que sirven exclusivamente de alojamiento. En El Salvador un usuario
residencial es aquel que su potencia maxima no sobrepasa los 10 kW, en los demas paises
de la region existe una tarifa exclusiva para residencia de todos los paises se determiné un
precio promedio en esta clasificacién.

Tabla 6.11 Precio Promedio de la Energia Eléctrica en Tarifas Residenciales

Precio Promedio de la Energia Eléctrica en Tarifas
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Precio Promedio de la Energia Electrica en Tarifas Residenciales

Mediana Demanda (Comercial y Pequefa Industria)

En esta categoria se encuentran los comercios y pequefias empresas que en general se
encuentran conectados a la red de media tension y consuman mas que un usuario residencial
pero no lo suficiente para ser considerado como gran consumidor en su respectivo pais.

Tabla 6.12 Precio Promedio de la Energia Eléctrica en Tarifas Comerciales y Pequefia
Industria



Precio Promedio de la Energia Eléctrica en Tarifas
Comerciales y Pequena Industria
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Gran Demanda (Gran Industria)
En esta categoria se encuentran los usuarios conectados a media tension y tiene un consumo
relativamente elevado en su respectivo pais.

Tabla 6.13 Precio Promedio de la Energia Eléctrica en Tarifas para Grandes Industrias
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6.8 Comparacion del Cargo por Transmision

Pais Empresa Encargada Caracteristicas
del Sistema de
Transmision




El Salvador

ETESAL

El cargo por uso del sistema de
transmisién se encuentra incluido
en cargo por energia
El cargo se basa en el valor de
Energia Inyectada en la red de
Transmision
El Cargo Contiene
a. Costos de Operacion y
Mantenimiento.
b. Compensacion por Fallas
c. Inversiones del Plan de
Expansion

Guatemala

EPCEE-INDE
¢ TRELEC
DUKE Energy
International
Transmision
Guatemala
Redes Eléctricas
de
Centroamérica
S. A
Transporte de
Electricidad de
Occidente
e Transnova
e TRECSA
e Empresa
Propietaria de la
Red

En el cargo de energia se incluyen
un peaje por uso del sistema de
transmisién que se define de la
siguiente forma: Pago que
devenga el propietario de las
instalaciones de transmisién por
permitir el uso de dichas
instalaciones para la
transportacion de potencia y
energia eléctrica por parte de
terceros.

El peaje en el sistema principal se
calcula dividiendo la anualidad de
la inversion y los costos de
operaciéon y mantenimiento del
sistema principal, para
instalaciones Optimamente
dimensionadas, entre la potencia
firme total conectada al sistema
eléctrico correspondiente.

La anualidad de la inversion sera
calculada

Sobre la base del Valor Nuevo de
Reemplazo de las instalaciones
eléctricas del sistema de
transmision.

Costa Rica

ICE

Se incluye un peaje por uso del
sistema de transmision en el
cobro por energia, este cobro se
determina al calcular los Costos Y
Gastos Totales De Operacion,
Mantenimiento Y Administracion
Se calcula como el producto de la
tarifa vigente del sistema de
transmision por las compras
estimadas en kWh que tiene que
ser trasladados por la red de
transmisién para el periodo en que
entrara a regir la tarifa.

Honduras

ENEE

La ENEE incorporara los costos
de inversién de sus redes en el
célculo de las tarifas de energia




en forma de anualidades
calculadas para cada activo con
base en:

a) La vida util del activo, que
se tomara igual a 30 afios
tanto para la transmisién
como para la distribucion.

b) Tasa de actualizacion real
fijada por la CREE

c) El wvalor nuevo de
reemplazo del activo.

e Se incluye también en los costos
de energia y potencia las perdidas
en el sistema de transmision.

Nicaragua

ENATREL

e Las tarifas establecidas en los
Pliegos Tarifarios de cada
Empresa de Distribucién se
calcularan en base a los costos
asociados a la compra de
potencia y de energia y los costos
de transmision asociados.

e Determinacion de los Peajes de
Transmision.

a) La Remuneracion Anual
General: La cual sera igual
a la anualidad de la
Inversion Reconocida,
considerando una vida util
de 30 afios y la tasa de
descuento autorizada por
el INE, mas los Costos
Reconocidos de
Operacion y
Mantenimiento.

b) La Inversion Reconocida
corresponde
exclusivamente a
instalaciones de
transmisién en servicio.

c) El valor de las
instalaciones existentes.

Panama

ETESA

Sera un Costo individual aplicado por
el consumo a cada usuario.

Es distinto para cada clase de cliente.
Para distribuir los costos del uso del
sistema de transporte entre las
distintas clases de clientes se debe
analizar la coincidencia interna y
externa de la demanda en horas de
punta de cada clase con respecto a la
demanda agregada maxima en horas
de punta de la distribuidora en el nivel
de alta tension.




® [Este costo promedio incluye
costos por:
a) Costos de conexion.

transporte.

los

b) Costos por el uso de la red de

Tabla 6.14 Comparacion del Cargo de Transmision en Centroamérica [26], [27], [28], [29],

[30], [31].

A continuacidn, se muestra el valor del costo por el uso de sistema trasmision de cada pais:

Cargo por uso de sistema de trasmision
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Tabla 6.15 Cargo por el uso de sistema de transmision.

Referente a la tabla 6.12, el cargo de transmision para honduras no esta como tal si no que
es la combinacién entre los costos totales de transmision y distribucién, que son anexados
para el calculo del cargo de energia véase tabla 6.1.

Para Guatemala El peaje en el sistema principal se calcula dividiendo la anualidad de la
inversion y los costos de operacidn y mantenimiento del sistema principal, para instalaciones
Optimamente dimensionadas, entre la potencia firme total conectada al sistema eléctrico
correspondiente.

Para dar un dato numérico del peaje en Guatemala, segun la Resolucibn CNEE 10-2019 el
Peaje del Sistema Principal de Transmisiéon para TRANSPORTISTA ELECTRICA
CENTROAMERICANA, SOCIEDAD ANONIMA -TRELEC-, en ciento cincuenta y cuatro mil
doscientos cincuenta y siete délares de los Estados Unidos de América con cincuenta
centavos por afio (154,257.50 US$/afio). Este Peaje incluye todos los activos pertenecientes
al Sistema Principal de Transmision del Sistema de Transporte de Energia Eléctrica

Que, con ese valor, las empresas distribuidoras, emite las facturas mensuales para los
usuarios finales del Servicio Eléctrico de Distribucion; las cuales ya incluyen todos los cargos.
Cabe destacar que el dato antes dado solo es para la empresa TRELEC, cada de las 8
empresas transmisoras tienen su propio peaje.




/. CONCLUSIONES

El Salvador en comparaciéon con los demas paises centroamericanos, tiene una buena
estructura tarifaria, tomando como base estructura de mercado, diversificacion
energética y pliego tarifario, segun lo estudiado en este trabajo.

Los cargos de distribucion en la region centroamericana tienen 3 caracteristicas en
comun a la hora de su elaboracion buscan reflejar, los costos de mantenimiento y
operacion del sistema de distribucion, compensacion por perdidas de energia y
potencia, e inversion en expansion y mejorar la calidad del servicio.

El cargo por uso del sistema de transmision, en El Salvador, es un calculo aparte del
cobro por energia, que considera costos de operacion y mantenimiento, energia
inyectada anualmente, anualidades de inversién y expansion de la red. En los demas
paises de la region el cobro se basa en parametros de inversion, mantenimiento,
operacién y energia inyectada a excepcion de Guatemala que su base es la potencia
firme de cada generador conectado.

El precio de la energia en la regién, para el momento que se realizé este trabajo de
investigacion, indico que Guatemala tienes precios bajos de energia en Tarifas
Residenciales, y en las Tarifas de Pequefia Industria, Comercio y Gran Industria las
tarifas mas bajas son en Panama primordialmente seguido por Guatemala y Costa
Rica. El Salvador tiene precios relativamente bajos y competitivos en la region.

La comparacion de los precios de energia solo determino cuales precios eran los mas
bajos en la region, no si dichos precios son bajos o altos dentro de la economia de
sus respectivos paises, para lograr determinar esto se debe hacer un estudio
econdmico de cada pais, dicha investigacion econdémica no entra en los objetivos
planteados en este trabajo de investigacion.

En comparacion con los mercados eléctricos de la region, El Salvador, Guatemala,
Nicaragua y Panama presenta un mercado competitivo con diversas empresas
operando en los diferentes sectores ya sea generacion, transmision, distribucion y
comercializacion, en el caso de Costa Rica y Honduras tenemos un mercado
verticalmente integrado.

Los precios de energia no dependen directamente de la estructura del mercado sino
de la diversificacion de la matriz energética del pais, métodos de calculo y eficiencia
de los sistemas de transmision.

En El Salvador el cargo de distribucién representa el costo de operacion y
mantenimiento de postes, acometidas, lineas de distribucion, transformadores,
equipos e inversiones necesarias para la mejora de la calidad y expansion de la red
de distribucién. Anualmente, basado en costos de operacién y manteamiento, se
realizan ajustes a este cobro, el ultimo gran ajuste que signific6 un incremento
significativo de este cobro ocurrio en el 2013.



En los diferentes paises de la region se utilizan métodos distintos para calcular el
pliego tarifario, pero muchos de sus parametros son parecidos, el parametro base en
todos los paises es el precio de compra de energia en el mercado o precio de
generacion de energia en el caso de los paises que tengan un mercado verticalmente
integrado.

Paises como Guatemala, Nicaragua, Panama tienen varias categorias en sus pliegos
tarifarios esto genera una mejor clasificacion de los usuarios y tarifas mas justas en
base a su consumo total, horas pico de consumo, capacidad instalada etc. Paises
como El Salvador y Honduras poseen pliegos un poco mas reducidos en cuanto a
clasificacion de usuarios esto hace que el pliego no se pueda ajustar adecuadamente
a los consumos de los usuarios.

En el area de distribucién se puede inyectar energia de 3 formas, primero como
usuario final con el objetivo de reducir el monto a pagar por la energia eléctrica
suministrada, el segundo caso es cuando se desea comercializar la energia generada
y venderla en baja o media tension con acuerdos de cobros y peaje con el respectivo
distribuidor, el tercer caso es participacion en el mercado mayorista en este caso el
generador debe de cumplir con estrictos requisitos técnicos y juridicos.

Si un inversionista desea iniciar un proyecto de generacion eléctrica, lo primero que
hay que considerar es tipo de generacion y las cantidades de energia que se desean
suministrar, segundo es la zona geogréafica donde se va realizar la obra este punto
siendo en varias situaciones mas importante que el primero, en base a esto se toma
la decisidon si la conexidn se realiza en distribucion o transmisién, considerando
también que los requisitos de construccion, interconexién, calidad de energia,
seguridad eléctrica y juridicos son mas estrictos y rigurosos en transmision.
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