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Actividades realizadas por el Grupo CIER 08

Il Congreso Internacional de Supervision del Servicio Eléctrico — Lima, Pert — Setiembre 2012
lll Congreso Internacional de Regulacién Eléctrica — Octubre 2011.

Sefiales Regulatorias para la Rentabilidad e Inversion en el Sector Eléctrico- Generacién, Transmision y
Distribucién — Ediciones 2008, 2009, 2010 y 2011.

Il Congreso Internacional de Supervision del Servicio Eléctrico — Lima, Perti — Setiembre 2010

Il Encuentro Internacional de Regulacién Eléctrica — Lima, Pert — Setiembre 2009.

1° Congreso Internacional Supervision del Servicio Eléctrico — Setiembre 2008, Lima -Pera

Sefales Regulatorias para la Inversion en Generacid6 ny Transmision — Noviembre 2007.

Seminario Internacional: Subastas Reguladas de Ener  gia en Mercados Eléctricos. Una nueva féormula
de estimular la inversion — 2007, San Salvador - EI  Salvador.

Regulacion de la Transmision y el Transporte de Int  erconexién — Documento de Analisis y Discusion
— Noviembre 2006.

» Remuneracion del Generador y Disefio de los Mercados Mayoristas de Sudaméricay Espafia —
Documento de Andlisis y Discusion — Setiembre 2005

» Foro Internacional: Competencia y Regulacién en el Sector Eléctrico Regional - Julio, 13-15/ 2005,
Lima — Pera.

» Interconexiones Eléctricas Regionales de Sudamérica: Marco Legal y Comercial, Resultados y Lecciones
Aprendidas - Documento de Analisis y Discusién — 2004.

» Marco Normativo de la Remuneracidn del Negocio de Distribucion - Documento de Analisis y Discusion —
Estudio — 2003.

» Foros Virtuales en varios temas — 2003.
Complementado la actividad que se llevé a cabo en el 2003, se realizaron foros virtuales via Web en diversos temas.

» Conferencia: La Crisis en el Sector Eléctrico Sudamericano (transmisidn en vivo, via Web, con el apoyo de
la Universidad Internacional de Florida - FIU) - 2003, Uruguay

Conferencia Virtual en vivo y en transmision simultdnea via Web. La conferencia se llevé a cabo utilizando una
tecnologia informatica de vanguardia y con la participacién de la Universidad Internacional de Florida (FIU) — Centro
para la Energia y Tecnologia de las Américas (CETA).

» Seiiales Regulatorias para la Inversion y el Abastecimiento Eficiente de Energia Eléctrica - Documento de
Angdlisis y Discusion — Estudio — 2002.
Presenta los puntos trascendentes de la regulacion que incentiva la expansion de los sistemas.

» |l Seminario Intemacional: Regulacion, Acceso al Mercado y Competencia - 2002, Asuncion - Paraguay
Asistieron representantes de casi todos los paises de la CIER y Canada.

» Perfil Institucional y Regulatorio del Sector Eléctrico Sudamericano - Documento de Analisis y Discusion
— Estudio - 2001

Primer trabajo del Grupo CIER 08 con lo cual se realiza un relevamiento completo del marco legal y reglamentario del
sector para los paises de la CIER y Espafia.

» | Seminario Internacional: Regulacion, Acceso a los Mercados y Competencia en el Sector Eléctrico
Sudamericano - 2001, Santiago - Chile

Fueron tratados temas tales como: desempefio de los Mercados Mayoristas, la competencia por clientes servidos
desde redes de distribucion, la seguridad y calidad de servicio, el caso California, la proteccion del medio ambiente, la
proteccién de la competencia y la coyuntura del sector eléctrico brasilefio.

» Integracion y constitucion del Grupo de Trabajo CIER 08 "Regulacion de los Mercados Eléctricos" - 2000
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La CIER esta integrada por los diez Comités Nacionales de los Paises de Sudamérica y un Comité Regional CIER para
Centroamérica y El Caribe. Participan también con caracter de Miembros Asociados: UNESA (Espafia), y como Entidades
Vinculadas CNEE de Guatemala, CRE de México, ASEP de Panama, ARESEP Costa Rica, ADME y URSEA de Uruguay.
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Servicios del Area Corporativa a disposicion de
empresas y organismos del Sector

Area Corporativa en la CIER

A partir del afio 2000 el Area Corporativa de la CIER ha trabajado con el objetivo de
proveer servicios de valor agregado a empresas eléctricas y organismos del sector. Foco
de atencion en direccidn y gestion estratégica de los procesos corporativos, regulacion y
medio ambiente.

Servicios a disposicion de las empresas y entidades CIER:

* Facilitador de proyectos de Benchmarking de procesos corporativos.

* Facilitador de proyectos con potencial de acceso al Mercado del Carbono.

* Cursos para Ejecutivos en Finanzas, Estrategia Corporativa y Regulacion.

» Cursos a medida para empresas u organismos.

» Acceso a estudios entemas regulatorios.

» Acceso a la red de profesionales del &rea.

» Consulta y contacto con especialistas en temas regulatorios.

» Acceso a estudios y documentos técnicos sobre experiencias aprendidas.

* Servicio de Foro Virtual en temas de interés — a requerimiento de las empresas.
» Acceso al banco de datos de informacion sectorial a través del Comité Nacional.
 Organizacion de seminarios y reuniones en temas del area.

* Facilitador de proyectos a través de Grupos de Trabajo — solicitud de empresas.

En todos estos servicios la CIER participa como una entidad sin fines de lucro,
independiente, abocada al apoyo de la gestion de las empresas y mejoramiento de la
competitividad y promover la integracion de los mercados energéticos.

Apoyo continuo y permanente

Mas informacion se puede obtener en nuestro sitio web: www.cier.org.uy Consulte al
Coordinador Nacional de su pais o al Coordinador Internacional.
Nombres y direcciones en la web.

Montevideo - Uruguay, Teléfonos: (+598) 2709-0611*, E-mail: secier@cier.org.uy
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Senales Regulatorias para la Rentabilidad e
Inversion en el Sector Electrico

Generacion, Transmision y Distribucion

Documento de Analisis y Discusion

Octubre de 2012

Cordinacion Internacional del Area Corporativa
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EL FUNCIONAMIENTO DE LA CIER

La Comisién de Integracion Energética Regional (CIER) es una organizacién internacional sin fines de
lucro que agrupa a empresa e instituciones del area de la energia eléctrica, cuyo objetivo principal es
promover y estimular la integracion del sector energético de Sudamérica, Centroamérica y El Caribe,
satisfaciendo las necesidades de sus miembros en relacion con la integracion, intercambio vy
comercializacién de bienes y servicios, a través del desarrollo de proyectos, eventos y productos de
informacién.

La CIER atiende las necesidades del sector y sus Mi  embros a través de una organizaciéon por
areas tipicas: Generacion, Transmision, Distribucio n, Comercializacién y procesos del Area
Corporativa, todo ello para mantener la CIER como:

* Una organizaciéon de gran prestigio en la regién, util para apoyar el desarrollo del Sector y la
competitividad empresarial.

* Un Organismo con una presencia internacional, reconocido tanto por las organizaciones de tipo
similar, entidades financieras y de promocion de inversiones. Por ello se mantiene una activa
presencia en eventos de relevancia internacional, con contactos institucionales tales como el
Banco Mundial, la Corporacién Andina de Fomento (CAF), Banco Interamericano de Desarrollo
(BID), Eurelectric de la Union Europea, el departamento de Energia (DOE) de los Estados Unidos
de América, IEA, WEC, CIGRE, CIRED Yy otros.

* Un Organismo dispuesto a brindar informacion sobre noticias, oportunidades y actividades del
Sector Eléctrico, siempre dispuesto a servir a sus miembros a través de sus bancos de datos,
Internet y foros de discusion.

La Comisidn se estructura en Comités Nacionalesy u  n Comité Regional para Centro América y
El Caribe, que agrupan a las empresas y organismos del Sector eléctrico en sus respectivas
naciones abarcando a los 16 paises de raices ibéricas, mas los Miembros Asociad o0s y
Entidades Vinculadas.

El 6rgano de maxima decision de la CIER es el Comité Central, donde participan las autoridades de
los Comités Nacionales y el Comité Regional para Centro América y el Caribe. El Presidente conduce
la organizacién durante un periodo de dos afios con el apoyo de dos Vicepresidentes con quienes
constituye la Mesa Directiva.
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PRESENTACION

Los Grupos de Trabajo son fundamentales en nuestra organizacion para abordar temas relevantes y muchas
veces claves para el sector eléctrico de Sudamérica, Centroamérica y El Caribe. Participan en proyectos,
estudios e informes aportando el conocimiento de sus Delegados. Sus integrantes son especialistas en los
temas mas diversos y complejos, nombrados por su competencia y reconocimiento en el medio nacional e

internacional, designados por los Comités Nacionales y Regional que integran la CIER.

Por esta razén, tenemos el agrado de presentar un nuevo informe del Grupo de Trabajo “Regulacion del Sector
Eléctrico” que ha trabajado de manera continua desde el afio 2000. Es una satisfaccion para la CIER entregar
un estudio preparado por especialistas de empresas y entidades, lo que nos permite asegurar un contenido de
excelente calidad, consistencia y relevancia, atributos que aseguran un documento ineludible para entender el

marco conceptual y préactico regulatorio regional.

A partir de los informes preparados en los dltimos 12 afios se han podido abordar la regulacién de la
generacién, distribucién, transmision, interconexiones y mercados internacionales de energia eléctrica, asi

como el marco institucional general sectorial.

En nuestro objetivo primordial de responder a las necesidades de integracién energética regional, eficiencia
empresarial y apoyo a la seguridad en el suministro brindando informacién estratégica a las empresas miembro
de la CIER, nos congratulamos por la entrega de este informe y agradecemos a los integrantes del grupo y a la
Coordinacién Internacional del Area Corporativa por sus experiencias y aportes en la concrecion y entrega de

este importante trabajo.

Ing. JuanJosé Carrasco
Director Ejecutivo
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INTRODUCCION

El documento describe los principales aspectos de los marcos regulatorios en los paises de la CIER con
impacto en la rentabilidad e inversion en generacidn, transmisién y distribucion. Partiendo de las
caracteristicas sectoriales de cada pais, el documento trata los principales aspectos del mercado de energia
eléctrica, remuneracion de la transmisién y distribucidn, comercio internacional de electricidad, incentivos para
el desarrollo de las energias renovables, formas de de actuacion estatal o del sector privado en la expansion,
determinacion del costo de falla, regulacion en situacion de desabastecimiento y situacion general del marco
normativo.

El objetivo es documentar los aspectos claves normativos de incidencia en las decisiones de los agentes.
Leyendo las versiones anteriores prodremos analizar y dar cuenta de los cambios ocurridos en los ultimos afios.

« Perfil Institucional y Regulatorio del Sector Eléctrico Sudamericano — Agosto 2001.

» Sefiales Regulatorias para la Inversion y el Abastecimiento Eficiente de Energia Eléctrica — Octubre
2002.

e Marco Normativo de la Remuneracién del Negocio de Distribucién — Noviembre 2003.
* Interconexiones Eléctricas Regionales de Sudamérica — Diciembre 2004.

* Remuneracién del Generador y disefio de os Mercados Mayoristas de Sudamérica y Espafia —
Setiembre 2005.

e Regulacién de la Transmision y el Transporte de Interconexion — Noviembre 2006.
» Seflales Regulatorias para la Inversién en Generacién y Transmisién — Noviembre 2007.

» Sefiales regulatorias para la Rentabilidad e Inversion en el Sector Eléctrico — Generacion, Transmision
y Distribucion — 2008, 2009, 2010 y 2011.

Asimismo, la CIER cuenta con estudios realizados a partir de varios proyectos, por lo que es altamente
recomendable referirse a otros documentos adicionales que amplian y profundizan el conocimiento en la
materia, como ser, aquellos desarrollados por el Grupo de Trabajo CIER 06 “Calidad del Servicio de
Distribucion”, proyecto CIER 15 Fase | y Il “Factibilidad de las Transacciones de Electricidad de los Mercados
de Centroamérica, Mercado Andino y Mercosur”. En particular los marcos institucionales, comerciales y
regulatorios para proyectos de interconexiones internacionales se explican muy claramente en el Proyecto CIER
15 Fase I,
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RESUMEN EJECUTIVO Y PERSPECTIVAS

En los dltimos afios el sector eléctrico de buena parte
de los paises de CIER ha experimentado cambios
significativos. Estos cambios han obedecido a
distintos enfoques respecto de la necesidad de
superar las dificultades preexistentes en sistemas que
se caracterizan en general por la elevada
participacion de la generacion hidraulica, altas tasas
de crecimiento de la demanda, objetivos de
autoabastecimiento, posibilidades de acceso a
nuevas fuentes de energia no convencionales y
riesgos de falta de abastecimiento durante las
sequias. A todo lo anterior se suma el alto valor de los
hidrocarburos y su impacto en los precios de la
electricidad, lo que llevé a autoridades energéticas a
asumir un papel activo en la planificacion y regulacion
para el aseguramiento a largo plazo de la expansién
del sistema.

Con relacion a la regulacién de la generacién , en
algunos paises se hicieron reformas para expandir los
sistemas con la participacion de las empresas
estatales.

En Ecuador, la Constitucion dispone que el Estado
asuma el control total sobre los sectores estratégicos
—administraciéon, regulacion, control y gestién- y la
responsabilidad en la prestaciéon de los servicios
publicos a través de sus empresas. Como
excepcion, el Estado podria delegar a la iniciativa
privada y a las empresas de economia popular y
solidaria, el ejercicio de actividades dentro del sector
eléctrico, en los casos que establece la Ley.

En Bolivia, en el marco de las reformas impulsadas
por el Gobierno Nacional en el sector eléctrico, desde
el afio 2008, se han introducido reformas que retoman
la participacion del estado en el sector eléctrico
mediante la inclusion de la empresa estatal ENDE
participando en los tres sectores de la actividad de
electricidad, mediante el Decreto Supremo N° 29224
gue autoriza la formacién de una Sociedad de
Economia Mixta con ENDE. De esta manera, el
Gobierno nacionaliza las acciones correspondientes a
las Empresas Generadoras Corani, Valle Hermoso,
Guaracachi a favor de ENDE, estableciendo un
escenario donde el Estado Boliviano participa con
cerca del 72% del segmento de generacion
constituyéndose en gran medida como responsable
de la seguridad del abastecimiento de la energia
eléctrica.

Cabe observar que el esquema juridico de empresa
Unica integrada verticalmente es el que rige en la
actualidad el sector eléctrico de Paraguay. Por otro
lado en Uruguay existe una empresa estatal integrada
verticalmente que ejecuta la mayor parte de las
actividades del sector, pero la regulaciéon ha creado

un mercado mayorista y permite la participacién de
generadores privados en el mercado. En este
contexto, en estos dos Ultimos afios, el Uruguay ha
visto incrementada su capacidad de generacion por la
participacion de empresas privadas con proyectos de
Energia Renovables No Convencionales (Edlica,
Biomasa).

En el caso de Argentina, a partir del afio 2002 las
autoridades han establecido diversos mecanismos
para fomentar la construccibn de centrales de
generaciéon a partir de fondos publicos o publico-
privados.

Por otro lado en otros paises de la regién se han
consolidado cambios de importancia en la regulacion
bajo un esquema de contratacion de largo plazo con
licitaciones o subastas reguladas como los casos
Brasil, Chile, Pert y Colombia, este ultimo basado en
un Cargo por Confiabilidad.

Estos cambios tuvieron en comun el objetivo de lograr
remuneraciones aseguradas de largo plazo para los
generadores, a través de mecanismos competitivos, y
cuyos niveles resulten de valores de mercado.

En Brasil se ha creado a partir de 2004 el llamado
Ambiente de Comercializacibn Regulado, en el que
los distribuidores realizan contratos con los
generadores, en el marco de “leildes” (licitaciones o
subastas) organizadas por las autoridades publicas
del sector. En estas subastas el conjunto de las
demandas de los distribuidores para abastecer a sus
clientes regulados en un horizonte futuro, es
vinculado con las mejores ofertas del conjunto de
generadores que se presenta a la subasta, con el fin
de establecer contratos de largo plazo. Para la
expansion de la generacion hidroeléctrica, que en
parte se dara por la ejecucion de enormes proyectos
en la regién Norte del pais, existe una planificacion
centralizada, realizada por la Empresa de Pesquisa
Energética (EPE), que determina qué centrales
hidraulicas seran concedidas en esas subastas, a los
oferentes que requieran un menor precio por la
energia generada. Este mecanismo sustituye al
anterior, en el que los contratos de los distribuidores
resultaban de contratos licitados de manera
descentralizada por cada distribuidor, y en el que no
existia planificacion centralizada de la expansion
hidraulica.

En Chile y Pert también se han modificado, en 2005 y
2006 respectivamente, los procedimientos de
licitacion que emplean los distribuidores para
conseguir nuevos contratos de suministro con los
generadores. En ambos casos, la principal
modificacién ha radicado en el pasaje de precios
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regulados para los contratos, a precios determinados
libremente como resultado de licitaciones, si bien
sujetos a topes superiores regulados. Estas
licitaciones deben realizarse con anticipacién
suficiente y plazos de contrato lo bastante largos
como para permitir la entrada en el mercado de
nuevas centrales.

En Colombia ha tenido lugar un cambio en el
procedimiento para la atribucidn a los generadores de
una remuneracion a la capacidad de generacion.
Anteriormente se pagaba el denominado Cargo por
Capacidad, cuyo valor se determinaba
administrativamente, y que se atribuia a cada central
en funcién de su contribucidn al abastecimiento en un
despacho simulado en el periodo de verano, el de
condiciones hidraulicas mas desfavorables del afio. A
partir de diciembre de 2006 se crearon las
Obligaciones de Energia Firme (OEF), por las que el
sistema remunera en un mecanismo de largo plazo,
mediante un Cargo por Confiabilidad, la capacidad de
generacion firme durante condiciones criticas de
abastecimiento. Para determinar qué centrales
reciben el Cargo por Confiabilidad, se realiza una
subasta en la que participan los generadores, que
presentan precios para hacerse cargo de las OEF que
se requieren para cubrir la demanda del Sistema. El
generador al que se le ha asignado una OEF como
resultado de una subasta, se compromete a entregar
determinada cantidad de energia cuando el precio de
bolsa supere un umbral previamente establecido por
el regulador. El periodo de vigencia de la obligacion
adquirida con las OEF, comienza cuatro afos
después de realizada la subasta, lo que permite la
participacidon en la misma de proyectos a construirse.

En cuanto a la regulacion de la transmision , la casi
totalidad de los paises de la region se caracteriza por
la existencia de procedimientos de planificacion
centralizada determinativa para la decisién de las
expansiones.

En gran parte de los paises se prevé que la ejecuciéon

de las expansiones tenga lugar mediante
procedimientos competitivos que adjudican la
construccion, propiedad y mantenimiento de las

ampliaciones a quien requiera la menor remuneracion
anual. En el caso de Ecuador, Paraguay, Argentina,
Uruguay estan a cargo de una misma empresa 0

grupo.

En cuanto a la determinacidon de volumen total de los
ingresos regulados reconocidos a los transportistas,
en todos los casos se calculan remuneraciones
especificas para los activos y para los costos de
operacion, mantenimiento y administracion.

Para retribuir las inversiones existentes al momento
de la implantacion de la regulacién, la solucién mas
frecuente en la region, es la de emplear una

anualidad a valor nuevo de reemplazo de los activos,
calculada a una tasa regulada. En Brasil, se recurre a
un procedimiento semejante, sélo que la retribucién
de las inversiones se calcula a partir de la cuota de
depreciacion mas una tasa de retorno sobre los
activos netos, en lugar de emplear una anualidad. En
Ecuador, la normativa mas reciente establece que la
remuneracion tarifaria para la empresa estatal cubra
los costos de depreciacién del capital, sin existir una
tasa de retorno positiva por los activos, y como
contrapartida, el costo de las expansiones de la red
es asumido por el presupuesto general del Estado.

Para retribuir los costos de administracion, operaciéon
y mantenimiento en la transmisién, la solucion
adoptada en la mayor parte de los casos es la de
remunerar un valor estdndar de los mismos, obtenido
a partir de estimaciones de costos de una empresa
eficiente, que a veces se expresan como un
porcentaje fijo del valor de los activos.

Para los cargos por el uso de la red a los distintos
agentes generadores y demandantes del mercado,
existe una variedad de tratamientos, lo que se
corresponde con un problema técnicamente complejo
gue no tiene una Unica solucion general a nivel
internacional.

En general, cuando existen precios spot diferentes en
los distintos nodos de la red, esto genera una
remuneracion al transporte implicita en dichos
precios, pero ésta suele cubrir una pequefia parte de
los costos totales del transportista.

También existen generalmente cargos de conexion
para cubrir los costos del transportista por las
instalaciones que conectan a un agente a las redes
de interconexion.

La variedad de tratamientos se presenta en cuanto a
los peajes por las redes troncales de interconexion,
gue son de beneficio general y de uso comun para un
gran nimero de agentes, y que como se dijo, no
guedan remuneradas por el ingreso para el
transportista implicito en los precios spot nodales.

En algunos paises, se establece una participacion fija
de generadores y demandas en el pago esos peajes.
En Colombia y Ecuador el 100% es pagado por las
cargas. En Pera pagan el 100% los generadores, pero
en proporcion a las cargas que suministran mediante
contratos. En Chile la solucion que se ha
reglamentando en la actualidad es algo mas compleja
ya que los generadores pagan (en proporcién a su
uso esperado), el 80% y las cargas el 20% de los
costos de la llamada Area de Influencia Comun, que
es el conjunto de instalaciones entre dos nodos, en
las que se inyecta més del 75% de la generaciény se
retira mas del 75% de la demanda. De las restantes
instalaciones troncales fuera de dicha Area, los
generadores aguas arriba pagan el 100% de las
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instalaciones que tienen flujos hacia la misma y las
cargas aguas abajo pagan el 100% de las que tienen
flujos salientes de la misma.

En otros paises, las participaciones relativas de
generadores y demandas en los peajes no son
prefijadas a priori sino que resultan de aplicar
procedimientos que tratan de reflejar en los peajes el
uso de las redes. En Brasil, las cargas y generadores
pagan peajes diferentes en cada nodo, segin la
Metodologia Nodal que refleja los costos marginales
de largo plazo de una extraccion o inyeccién marginal
en el nodo. Adicionalmente se paga una parcela de
ajuste, igual para todos los agentes por unidad de
potencia, para complementar el peaje anterior, y de
modo de cubrir el ingreso total reconocido a los
transportistas.

En la regulacion de la distribucion , el sistema de
remuneracion aplicado en Chile, Perd, Colombia,
Brasil, es el modelo de “regulacién por incentivos”, o
sea la fijacion de ingresos o tarifas con un trayectoria
temporal de 4 o 5 afios, generando a la empresa un
incentivo a la reduccidn de costos para de esta forma
obtener beneficios.

Los plazos de vigencia entre revisiones del ingreso
estandar para los distribuidores varian en los paises
de la region entre tres y cinco afios. Esto requiere,
para determinar la inversiones estandar a remunerar,
el disefio tedrico de redes O6ptimas capaces de
suministrar la carga distribuida realmente por la
empresa, cuyo costo es la base tarifaria de activos a
remunerar en el estandar de eficiencia.

Junto al caso anterior, que es el mas frecuente,
aparecen peculiaridades en algunos paises. En Chile

y Perq, las remuneraciones determinadas por el
estandar de eficiencia pueden ser corregidas, si una
estimacion de rentabilidad promedio realizada a partir
de los flujos de fondos de las empresas reales, se
aparta en mas de un 4% de la rentabilidad objetivo.
En Paraguay y Bolivia las normas establecen un
mecanismo de cobertura de costos del servicio mas
una tasa de rentabilidad. En Ecuador, al igual que
para la transmision, las remuneraciones cubren sélo
la depreciacién de las inversiones y no conceden una
tasa de retorno positiva, pero a la vez el presupuesto
del Estado cubre los costos de expansion de la red.
En Uruguay, las tarifas a los consumidores finales y la
remuneracion  implicita  del distribuidor  son
determinadas por el Poder Ejecutivo a propuesta del
Regulador.

En general, los marcos regulatorios atribuyen al
distribuidor el papel de intermediario en la venta de
energia, entre el mercado mayorista y los clientes
regulados. En Colombia existe la figura del
comercializador donde su actividad estd separada
contable y/o funcionalmente de la de distribucién. En
general, la regulacion evita los riesgos para el
distribuidor por su participacion como intermediario en
el mercado mayorista.

En resumen, existen en los paises de CIER distintas
soluciones tanto en los aspectos de estructura
empresarial como en regulatorios, que evidencian la
diversidad y rigueza de posibilidades en esta materia,
donde cada pais busca adecuar su sector eléctrico a
las fuentes de energia que dispone, caracteristicas
técnicas y modelo institucional. Esto hace que el
estudio comparado de la regulacion del sector
eléctrico, al que busca contribuir este documento, sea
del mayor interés.
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1 ARGENTINA (TEXTO 2011)

El texto se redacta por la Secretaria Ejecutiva de la CIER con base a informacién extraida del Informe Anual de
CAMMESA de 2010; documento accesible en la pagina WEB de 2011 del Instituto Argentino de la Energia
“General Mosconi”, Informe: Evolucidn de las Reservas de Hidrocarburos en Argentina en la década de 2000,
de fecha 17 de Julio de 2010 con datos a Diciembre de 2009; el Paper publicado en la pagina WEB de ADEERA
de Mayo de 2003 titulado “The Argentine Regulatory Framework Vis-a-Vis the Current Political Crisis and its
Socioeconomic Consequences”; asi como otras fuentes secundarias de informacion.

1.1 Generacién

1.1.1 Principales aspectos normativos de

impacto en la inversion y el
abastecimiento

El modelo implementado en el sector eléctrico desde
comienzos de la década de los 90, se bas6 en la
division vertical en tres segmentos diferenciados:
generacion, transporte y distribucién, con libre acceso
a las redes. También se llevd a cabo una
desintegracion sectorial horizontal, con la constitucion
de diversas unidades de negocio en cada uno de los
segmentos mencionados y la participacion de un gran
nimero de generadores privados.

El segmento de generaciéon se convirti6 en una
actividad competitiva, en un mercado administrado
por Cammesa (el Organismo Encargado del
Despacho — OED) de acuerdo a criterios definidos por
la normativa emitida, segun los articulos 35y 36 de la
Ley 24.065, por la Secretaria de Energia (SE). Los
generadores obtenian sus ingresos del mercado spot,
de remuneraciones a la potencia y de contratos
libremente pactados con los grandes usuarios.

Las dificultades macroeconomicas que se registraron
desde fines de la década pasada derivaron a
comienzos del 2002 en la sancion de la Ley 25.561 de
“Emergencia Econdémica” que dispuso, entre otra
cosas, la pesificacion de las tarifas de los servicios
publicos a la relacibn de cambio 1 peso igual a 1
dolar, dejando sin efecto las clausulas de ajuste e
indexacién. En este contexto, todos los precios
regulados del mercado eléctrico (precios estacionales
a distribuidores, costos variables de produccién, el
precio de la potencia y de la ENS) fueron pesificados
(Resolucion SE N° 2/02) y por la Resolucion SE
240/03 del afio 2003 se puso un techo al costo
variable reconocido para la sancion de precios.

Desde esa fecha distintas resoluciones han
determinado los precios cobrados por los
generadores. En particular el precio spot y los precios
estacionales trasladados a los consumidores
regulados han sido inferiores a los costos marginales

del sistema. Ante esa situacion, las autoridades han
establecido diversos mecanismos administrativos
para aumentar la capacidad de generacion:
procedimientos de compra de energia a generadores
privados, compra de centrales, y mecanismos de
capitalizacién de las acreencias de los generadores

ante el mercado con el fin de construir nuevas
centrales.
1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen

en la inversién y el abastecimiento

Segun datos de Cammesa, la capacidad instalada de
Argentina estaba compuesta, al fin del afio 2010 por
28665 MW (27045 MW en 2009), de los cuales 11036
MW de centrales hidraulicas, 16624 MW de centrales
térmicas convencionales y 1005 de centrales
nucleares.

La energia generada en 2010 y destinada al servicio
publico fue de 115735 GWh (111.333 GWh en 2009),
y tuvo en un 57,4% origen térmico (55% en 2009),
34,8% hidraulico (36,2% en 2009), 5,8% nuclear y 2%
procedié de la importacion (1,8% en 2009).

El principal combustible para la generacion térmica es
el gas natural.

1.1.3 Mercados para los generadores

» Mercado de corto plazo o spot

El mercado spot tiene un precio establecido en forma
horaria que fue definido como el costo marginal de
generacion en el despacho econémico.

La Resolucibn SE 240/03, como consecuencia “de
una situacién anormal en el abastecimiento de gas
natural a centrales eléctricas”, puso un techo al costo
marginal reconocido para sancion de precios,
utilizando el correspondiente al gas natural declarado
y/o el maximo reconocido para cada maquina, y no
considerando en la formacion de precios los costos
variables mayores debidos al empleo de combustibles
liquidos.
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El precio de la electricidad en cada nodo vinculado al
mercado es igual al precio de mercado afectado por el
valor de las pérdidas marginales debidas al transporte
de la energia.

El precio de la energia, determinado segun las Res.
SE 240/03, que supone abastecimiento de gas sin
limites para todo el parque generador que lo pueda
consumir 'y con un tope de 120 $/MWh, fue
evolucionando a lo largo del afio 2010 segun la
evolucion del precio de dicho combustible y del
parque térmico convocado, con promedios mensuales
qgue variaron entre un minimo de 100 $/MWh (85
$/MWh en 2009 — pesos argentinos/MWh) y un
méaximo de 119 (109 $/MWh en 2009). El precio
mondmico, incluyendo los cargos de potencia y sus
servicios asociados y los sobrecostos debido a la
utilizacién de combustibles distintos al gas natural
tuvo una media anual del orden de los 204 $/MWh
(162 $/MWh en 2009). Si adicionalmente se incluyen
los cargos a la demanda excedente de los Grandes
Usuarios, la cuenta de importacion de Brasil y los
Contratos de Abastecimiento MEM, el precio
mondmico representativo de costo total de operacion
del MEM alcanza una media del orden de los 256
$/MWh (179 $/MWh en 2009). Como resumen del afio
de las variables econdémicas mas relevantes, se
destacan que el aumento del precio monémico en el
2010, comparado con el 2009, se debi6 a: a) aumento
del precio monémico spot por aumento del precio de
gas; b) aumento por el impacto Brasil por importacion
a cargo de Argentina; ¢) aumento de los costos de
contratos MEM por ingreso de contratos
FONINVEMEM e incremento de la generaciéon
distribuida de ENARSA; y d) aumento de sobrecostos
de despacho por aumento despacho térmico con
combustibles alternativos y mayor precio de los
combustibles alternativos.

» Mercado de generacion para los clientes
regulados

La energia destinada a los clientes regulados es
comprada por los distribuidores al precio spot
estabilizado estacional. Los generadores venden esa
energia al mercado al precio spot, por lo que existe un
Fondo de Estabilizacion destinado a evitar que las
fluctuaciones del precio spot se trasladen
integramente a las tarifas a clientes regulados. Como
resultado de la emergencia econdémica de 2002 se
pesificaron y congelaron los costos trasladables a los
clientes regulados.

CAMMESA en su informe anual expresé que en 2010
el precio mondmico estacional, representativo de lo
recaudado de los agentes distribuidores, fue del orden
de 55 $/MWh (50 en 2009) a 61 $/MWh (en 2009
también fue de 61 $/MWh — pesos argentinos/MWh).
De la misma forma que en el afio 2009 los pagos de
los demandantes no alcanzaron a nivelar los costos

reales de generacion, que fueron cubiertos por
aportes del tesoro nacional.

En mayo de 2011, la Secretaria de Energia emitio la
Resolucién 202/2011, a través de la cual, se
ratificaron las pautas establecidas por el gobierno
nacional sobre una misma politica de precios
diferenciales de la energia a usuarios finales,
manteniendo sin variantes, en franjas, la tarifa para
los distintos tipos de usuarios de los Distribuidores
(1000 kWh bimestre a 1400 kwh bimestre; 1400 kWh
bimestre a 2800 kWh bimestre; y mas de 2800 kWh
bimestre). De esta forma se sancionaron precios
estacionales a Distribuidores de costos de generacion
reconocidos en las tarifas a clientes regulados. Por
otra parte, la misma Resolucion establece la
aplicacién de Precios de Referencia Estacionales de
la Energia No Subsidiados en el Mercado Eléctrico
Mayorista (MEM) (véase la Resolucién 202/2011 para
mas detalles e interpretacion).

De la misma forma que el afio anterior los pagos de
los demandantes no alcanzaran a nivelar los costos
reales de generacion, que fueron cubiertos por
aportes del tesoro nacional.

» Mercado de generacion para los clientes libres

Existen tres categorias de clientes libres de acuerdo
a las modalidades de consumo: los Grandes Usuarios
Mayores (GUMA) con una demanda mayor o igual a 1
MW, los Menores (GUME) con una demanda entre 30
KWy 2 MW y los Particulares (GUPA) entre 30 kW y
100 kW. Dependiendo de la categoria de usuario es la
modalidad de contrato y su duracibn minima. Los
primeros pueden contratar mensualmente como
minimo el 50% de sus necesidades de suministro; los
dos restantes el 100% de su demanda con contratos
de duracibn (minima) de 6 meses y 1 afio,
respectivamente.

En 2006 se estableci6 el concepto de Servicio
Energia Plus por el que los grandes usuarios
guedaron limitados en su capacidad de realizar
contratos con la generacién existente, a la cantidad
de energia demandada por ellos en el afio 2005,
debiendo contratar los excedentes con nueva oferta
de generacion obtenida por la ampliacion de centrales
de ciclo combinado, la repotenciacion de unidades
existentes e incorporacion de nuevas maquinas a
cargo de las industrias e inversores privados.

* Remuneraciones a la capacidad de generacion
y a las reservas

La remuneracion por potencia que recibe cada
generador esta dada por la asignacion de la
Remuneracion Base de Potencia y los servicios de
reserva de corto y mediano plazo.
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En cuanto a la remuneracion de la Base de Potencia
a Generador, consiste en un pago ($PPAD) a
maguinas térmicas y centrales hidroeléctricas por un
servicio que remunera la disponibilidad para operar;
esta remuneraciéon se efecta en las horas de
remuneraciéon de la potencia (hrp), en forma
independiente del despacho real. Por lo tanto cada
maquina que recibe la Remuneracion de Base de
Potencia queda obligada a operar segin los
requerimientos del OED dentro de las restricciones
operativas declaradas ex ante para conformar la base
de datos del sistema.

Las  centrales hidroeléctricas reciben una
remuneracion equivalente a su generacion en las
horas en que se remunera la potencia (hrp) en el
denominado despacho de media, en el que se
promedia la generacion en todas las hidrologias; las
centrales térmicas y los cogeneradores reciben una
remuneraciéon equivalente a los requerimientos
maximos de despacho. Para una semana tipica de 5
dias habiles, un dia semilaborable y un dia feriado, el
periodo en que se remunera la potencia tiene un total
de 90 horas.

Las maquinas o centrales con potencia comprometida
en contratos de exportacién no reciben remuneracion
Base de Potencia por dicha potencia.

Existen ademas remuneraciones a las reservas de
corto y mediano plazo.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

Argentina dispone de recursos hidroeléctricos ain no
explotados estimados en 36000 MW, y de gas natural.

El gas natural es el principal combustible para la
generacién térmica. El gas procede de varias cuencas
(en orden de importancia cuencas Neuquina, Austral,
Noroeste, San Jorge y Cuyana), conectadas a la red
de gasoductos que converge en la zona de Buenos
Aires. La relacion reservas — produccion de Argentina
es del orden de 10 afios. Hasta 2004, Argentina fue
un importante exportador de gas natural a sus paises
vecinos, Chile, Brasil y Uruguay.

A partir del aflo 2004, como resultado de limitaciones
en la capacidad de inyeccién de gas en algunas
cuencas y en la capacidad de transporte, se
produjeron dificultades en el abastecimiento de ese
combustible. Es asi que se redujeron los contratos de
exportacion de gas, limitdndose en general al
abastecimiento exclusivamente de las demandas de
clientes residenciales y comerciales no interrumpibles
de los paises importadores. El sistema de generacion
de Argentina también ha experimentado dificultades
de abastecimiento de gas, debiéndose recurrir en
distintos periodos a la generacién con derivados del

petréleo.

Al prepararse este informe, la pagina WEB del
Instituto Argentino de la Energia “General Mosconi”,
Infforme:  Evolucion de las Reservas de
Hidrocarburos en Argentina en la década de 2000
(17 de Julio de 2010) con datos a Diciembre de 2009,
expresaba lo siguiente:

“Segln datos recientemente publicados por la
Secretaria de Energia de la Nacion, se ha
profundizado en 2009 la caida en las reservas de
petroleo y gas natural, continuando con la tendencia
observada a partir del afio 2000, considerando la
suma de ambas fuentes de energia.

Las reservas comprobadas de gas natural han
disminuido en 2009 un 5% respecto del afio anterior,
situandose en 378.862 MMm3. Este valor es poco
menos que la mitad de las reservas disponibles al
comienzo de la década.

A su vez, las reservas comprobadas de petréleo al 31
de diciembre de 2009 eran de 398.213 Mm3, 16%
menores que a fines de 2000, y 0,6% menores que
los 400.724 Mm3 disponibles a fines de 2008.

En conjunto, medidas en Tep (Toneladas
equivalentes de petréleo), las reservas comprobadas
de hidrocarburos a fines de 2009 equivalen a 665
Mtep, lo que significa que han disminuido un 38%
respecto de la disponible a fines de 2000.

La produccién de Gas Natural en Argentina disminuye
sostenidamente desde 2004, y se ubicd en 2009 en
48.413 Mm3, acumulando una caida de 7,3%
respecto a ese afio. En cuanto a la produccion de
petroleo, que disminuye también desde 1998,
acumula una caida del 6,3% desde 2005, y del 16%
en los dltimos 10 afios.

Esta disminucion en la produccion de hidrocarburos
continia profundizdndose en 2010, como se
desprende de los informes de tendencias elaborados
por el IAE “General Mosconi” a partir de datos de
fuentes oficiales.

Dados estos parametros, y en un contexto de
incremento en la demanda de gas natural y
electricidad que en 2010 han batido récords
historicos, la Argentina se ha tornado incapaz de
autoabastecer su demanda doméstica. Esto se debe
a que si bien sus horizontes de reservas (que también
han disminuido dramatica y sostenidamente durante
los dltimos afios) se sitdan en casi 8 afios para el gas
y 11 afios en el caso del petrdleo, su limitada
capacidad productiva la ha obligado a recurrir a
importaciones progresivamente mayores de gas
desde Bolivia y de Gas Natural Licuado (GNL) a
través de barcos metaneros, asi como a la sustitucion
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y limitacién de combustibles para el sector industrial y
de generacion eléctrica.

Existe una correlacién (que por definicion no implica
necesariamente una relacion de causalidad) entre la
cantidad de pozos de exploracion terminados y la
incorporacién de reservas: Durante la década de 2000
se terminaron 484 pozos de exploracién, menos de la
mitad de los pozos terminados durante la década del
90, v un 47% de la cantidad de pozos terminados
durante la década del 80.

Enarsa esta estudiando un proyecto de regasificacion
de GNL en conjunto con las empresas estatales
uruguayas UTE y ANCAP, que se localizaria en
Uruguay. El gas se transportaria por el gasoducto
existente entre Montevideo y Buenos Aires,
inicialmente concebido para la exportacion desde
Argentina.

1.1.5 Comercio internacional de energia
Argentina esta interconectada con Brasil a través de
una convertidora de frecuencia de 50Hz/60Hz
localizada en Garabi, con una capacidad de 2000
MW, que estd vinculada a las redes de extra alta
tension de ambos paises.

Con Uruguay existe una interconexion a través de dos
lineas de 500 kV, con una capacidad del orden de
2000 MW.

Existe una linea de que vincula la central Termoandes
de 660 MW con el sistema eléctrico chileno, que se
ha empleado para la exportacion de energia a ese
pais.

Con Paraguay existe una interconexion a través de la
central hidroeléctrica binacional Yacyreta, que se
conecta al sistema de transmision de 500 kV de
Argentina, y al sistema de Paraguay por lineas de 220
kV.

A fines de los afios 90 empresas argentinas filiales de
Endesa firmaron contratos de exportaciéon de energia
eléctrica a Brasil por 2000 MW. Con motivo de las
dificultades experimentadas en el sistema de
generacién de Argentina a partir de 2004, los
contratos cesaron a partir del afio 2006.

Argentina también ha exportado energia a Uruguay
desde 1999 en contratos firmes. En la actualidad,
luego de una reduccién de la potencia exportada,
existe un contrato de 150 MW de cardacter no firme.

Argentina tiene también comercio spot de energia
eléctrica con Brasil y Uruguay. La importacién de
energia interrumpible procedente de centrales
térmicas desde Brasil ha tenido importancia en el
abastecimiento en los Gltimos afos.

Segun el informe de CAMMESA de 2010 las
importaciones de energia eléctrica fueron las
siguientes: 1203 GWh Brasil, 437 GWh Paraguay,
711 GWh Uruguay, totalizando 2351 GWh.

1.1.6  Planificacion y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

A partir del afio 2002 las autoridades han establecido
diversos mecanismos para fomentar la construccion
de centrales de generacion.

En el afio 2005 se convoc6 a los agentes
generadores privados a capitalizar sus créditos ante
el mercado mayorista, generados al limitarse el precio
spot pagado a los generadores, y acumulados en el
FONINVEMEM, para la construccién de dos centrales
de ciclo combinado de 800 MW, en Timbues
(provincia de Santa Fé) y en Campana (provincia de
Buenos Aires) respectivamente. Se establecid
también un cargo tarifario de 3.6 $/MWh para la
financiacion de las obras. Se constituyeron dos
sociedades generadoras para la construccion de esas
centrales, cuya entrada en ciclo abierto ha tenido
lugar en el afio 2008.

La Secretaria de Energia ha tomado desde 2004 una
serie de resoluciones respecto a las normas de
despacho, empleo de los combustibles en la
generacion, compra por CAMMESA de combustibles
derivados del petréleo para los generadores,
asignacion de prioridades en el abastecimiento de
energia eléctrica y en el empleo de gas natural, entre
otros puntos.

El gobierno encomendo también a la empresa estatal
Enarsa, la compra de cinco centrales térmicas por un
monto que supera los 4800 millones de pesos, que
aportaran en tres afios alrededor de 1700 MW de
capacidad, y la compra y alquiler de equipos, con el
fin de instalar nuevas centrales de pequefio porte a
localizarse en zonas puntuales préximas a los centros
de carga (planes Energia Delivery).

Como se indico antes, también se ha instituido un
programa de segmentacion de la demanda (Res. S.E.
1281), conocido como Energia Plus, el que requiere
gue las demandas de grandes consumidores en
exceso de la demanda base que tenian en 2005 se
cubra con contratos con nueva generacion.

En cualquier caso, segun el informe de CAMMESA
2010, desde el punto de vista del parque generador,
en 2010 la generacion ingresante estuvo en el orden
de los 1100 MW (en 2009 fueron 800 MW), dentro de
los cuales se destacan la terminacion del cierre de los
ciclos combinados y puesta en marcha de las TV de
la C.T. Manuel Belgrano y San Martin que aportan
570 MW, el ingreso de una TG de la C.T.
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Mediterranea con 60 MW, dos TG de la C. T. Pilar con
330 MW y de generacién distribuida de ENARSA en
el orden de 97 MW. Este conjunto de nueva oferta de
generacion permiti6 mejorar los niveles de reserva
térmica.

1.2 Trasmision

La transmision de extra alta tension, encargada de
vincular eléctricamente las distintas areas del pais,
esta a cargo de una sola empresa, TRANSENER
S.A., con el objeto de aprovechar las economias de
escala. Para la Distribucién Troncal en cada una de
las regiones del pais, se crearon monopolios, cada
uno de ellos acotado a una regiéon determinada
(Noroeste Argentino — NOA, Noreste Argentino —
NEA, Comahue, Cuyo, Patagonia, Provincia de
Buenos Aires).

Las transportistas son TRANSENER S.A., y las
empresas de distribucién troncal TRANSBA S.A.,
DISTROCUYO S.A., TRANSNOA S.A., TRANSNEA
S.A. y TRANSPA S.A. de capital mayoritariamente
privado, mientras que la Compafiia de Distribucién
Troncal de la Regién Comahue, tiene participacion de
la Empresa Provincial de Energia de Neuquén
(EPEN) y de Transcomahue S.A. (de la provincia de
Rio Negro).

El transporte en extra alta tension entre las distintas
regiones cuenta principalmente con lineas de 500 kV.
La Distribucién Troncal tiene lineas de 132 kV a 400
kV.
1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision

Las ampliaciones del sistema de transporte se
realizan a partir de dos mecanismos.

Por un lado existen obras impulsadas por el
Gobierno  Nacional destinadas a brindar mayor
confiabilidad, adecuacién e integracion del sistema de
transporte (por ejemplo las obras definidas en la
Resolucién Secretaria de Energia N° 1/2003 o
aquellas del Plan Federal de Transporte); en el ambito
de las provincias, existen mecanismos similares a
partir de la utilizacion del Fondo para el Desarrollo
Eléctrico del Interior (FEDEI). La resolucion SE N°
821/2006 de la Secretaria de Energia habilitdé a las
Jurisdicciones Provinciales a solicitar a la Secretaria
la realizacion de ampliaciones de transporte en AT
para resolver problemas que afecten el
abastecimiento en esa jurisdiccién. Las provincias
solicitantes se comprometen a financiar el 30% del
valor de la obra.

Plan Federal de Transporte Eléctrico inici6 a
mediados de 2003. De las 8 nuevas lineas de alta
tensibn que se incluyeron en dicho plan, 5 ya se

terminaron a abril de 2010: Choele Choel-Puerto
Madryn, Puerto Madryn-Pico Truncado, Yacyreta-
Buenos Aires, Mendoza-San Juan y Recreo-La Rioja
y dos estan en actualmente en construccion (NOA-
NEA y Comahue-Cuyo).

Por otro lado, la normativa contempla la expansién del
sistema a partir de la iniciativa de los actores
directamente involucrados (oferta y/o demanda), a
través de dos vias diferentes: acuerdo entre partes y
concurso publico.

Mediante el acuerdo entre partes, el o los agentes del
MEM que, para establecer o mejorar su vinculacién
con el Mercado Eléctrico, requieran de una ampliacion
de la capacidad del sistema de transporte
(AMPLIACION) pueden obtenerla celebrando con una
transportista o con un transportista independiente un
contrato de construccidn, operacién y mantenimiento
(contrato COM).

Las ampliaciones que se ejecuten a través del
procedimiento de Concurso Publico deben ser
solventadas por todos aquellos agentes que sean
reconocidos como beneficiarios del area de influencia
de tal ampliacion, en la proporcién que determine la
Secretaria de Energia.

En el caso de las ampliaciones menores (aquéllas
cuyo monto no supere el valor establecido en la
normativa), la ampliacion estd a cargo de la
transportista, la que puede pactar el costo de
amortizacion con los usuarios directos de la
ampliacién en el régimen de contratos entre partes.
1.2.2 Ingresos del transportista

Existen dos tipos de equipamiento a los efectos del
calculo de la remuneracién que recibe el transportista:

ampliaciones en periodo de amortizacion y el
equipamiento amortizado.

Las ampliaciones en periodo de amortizacion, son las
ejecutadas posteriormente a la privatizacion, y reciben
un canon anual, igual al monto solicitado por el
adjudicatario de la ampliacion, en la licitacion que
determiné dicha ampliacion.

El equipamiento amortizado consiste actualmente en
las instalaciones preexistentes y concedidas durante
el proceso de privatizacion a comienzos de la década
pasada.

En el caso de la transportista de alta tensién
TRANSENER los ingresos se corresponden a los
siguientes conceptos definidos en su contrato:

1. Remuneracion por Energia Eléctrica Transportada:

monto fijo anual, por un periodo de cinco afios, que se
corresponde con el promedio del valor de las pérdidas
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de la energia transportada. Este componente quedé
congelado desde la revision tarifaria de 1998, por lo
gue se reduce en términos relativos, pasando la
mayor parte de la tarifa a los otros dos cargos.

2. Remuneracion por Capacidad de Transporte: cargo
mensual por linea que depende de la disponibilidad
de la misma en el mes.

3. Remuneracion por Conexién: por los servicios de
conexion a la red de alta tension brindados a los
usuarios.

La remuneracién por conexién y la remuneracion por
capacidad de transporte, se determinaron en el
momento de la privatizacion de modo de cubrir un
costo estandar de operar y mantener el equipamiento
de conexion y transformacion en las estaciones y el
de transporte respectivamente.

La remuneracion por energia y potencia transportada,
se determiné en el momento de la privatizacion, como
el valor esperado de los ingresos variables implicitos
para el transportista como resultado de los precios de
nodo de energia y potencia (suma de la energia y
potencia saliente de las redes del transportista
valorada a su precio spot menos la energia y potencia
entrante en las redes, valorada de igual manera).

La recaudacién de estos conceptos se realiza

mediante:

1. Recaudacién Variable Total por Energia Eléctrica
Transportada: surge de la suma de las diferencias en
los valores de la energia transportada entre nodos y
de las diferencias en lo que se paga en las compras y
ventas de potencia.

2. Cargos Complementarios: Si la Remuneracidn por
Energia Eléctrica Transportada mas la Remuneracién
por Capacidad de Transporte supera la Recaudacién
Variable Total por Energia Eléctrica Transportada, la
diferencia es financiada por medio de Cargos
Complementarios cobrados a los usuarios segun una
medicién de la utilizaciébn que estos hacen de las
lineas.

3. Cargos por Conexion: Los usuarios del servicio de
alta tension abonan estos cargos por la vinculacion
con el sistema por medio del equipamiento de
conexion y transformacion. Los cargos por conexion
son funcién de la potencia maxima requerida y las
horas de disponibilidad.

La sancibn de la Ley 25.561 de Emergencia
Econdmica en el mes de enero de 2002, dispuso en
su articulo 8° la pesificacion y congelacién de las
tarifas de los servicios publicos, incluso el transporte
eléctrico, a la relacion de cambio 1 peso igual a 1
dolar, dejando sin efecto las clausulas de ajuste e
indexacion.

Como consecuencia de esta modificacion, en su
articulo 9° la ley autorizé al Poder Ejecutivo Nacional
a iniciar un proceso de renegociacion de los contratos
de concesion de acuerdo a determinados principios
rectores: el impacto de las tarifas en la competitividad
de la economia y en la distribucion de los ingresos; la
calidad de los servicios y los planes de inversion,
cuando ellos estuviesen previstos contractualmente;
el interés de los usuarios y la accesibilidad de los
servicios; la seguridad de los sistemas comprendidos
y la rentabilidad de las empresas.

En este contexto, se llevaron a cabo las
renegociaciones de los Contratos de Concesion de
las empresas transportistas, proceso a cargo de la
Unidad de Renegociacion y Analisis de Contratos de
Servicios Publicos (UNIREN), que ha dado lugar a
Acuerdos Resueltos Ratificados por el Poder
Ejecutivo Nacional mediante Decreto. Los contratos
han sido renegociados y la fecha de entrada en
vigencia de las revisiones tarifarias que superan los
respectivos Periodos Contractuales Transitorios, han
sido prorrogados por Resolucion de la Secretaria de
Energia.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

» Recaudacién Variable Total por Energia
Eléctrica Transportada (RVT)

La Recaudacién Variable Total por Energia Eléctrica
Transportada (RVT) es la suma de la recaudacién por
energia y por potencia.

Estas resultan de las diferencias entre los precios
spot de la energia y la potencia en los dos extremos
de cada equipo del sistema de transmisién y genera
de manera implicita unos pagos de los usuarios del
transporte.

e Cargo por Conexion

En cada Programacion Estacional y Reprogramacién
Trimestral el OED debe calcular, en base a los
importes establecidos en el Contrato de Concesion
para la Remuneracion por Conexién, el Cargo por
Hora de Conexion (CHCONEX) que corresponde a
cada tipo de equipamiento para el periodo. La
Remuneracién por Conexién es el total abonado por
Cargos de Conexion.

De haber un equipamiento compartido, cada usuario
del mismo abona una proporcién del Cargo por
Conexion del equipamiento en funcion a su potencia
méaxima requerida dentro de la potencia maxima total
en el punto de conexion. Para Distribuidores y
Grandes Usuarios, el requerimiento se calcula como
el maximo de las potencias maximas declaradas
correspondientes al periodo. Para los Generadores,
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se considera como
nominal.

requerimiento su potencia

» Cargo Complementario

Los usuarios del Sistema de Transporte en Alta
Tension deben abonar por cada linea y equipamiento
no dedicado de las estaciones transformadoras
asociadas del Sistema de Transporte un Cargo
Complementario (CC), compuesto por el monto a
abonar en concepto de Capacidad de Transporte
(RTCT) mas la diferencia necesaria, ya sea positiva 0
negativa, para completar el monto fijo establecido
como Remuneracibn por Energia  Eléctrica
Transportada. ElI Cargo Complementario total
necesario es la suma de la Remuneracion Mensual
por Energia Eléctrica Transportada (RAEET) y la
Remuneracion por Capacidad de Transporte menos la
recaudacion mensual por ingresos variables (RVT) y
el estado de la Cuenta de Apartamientos (SCAP).

Cada usuario abona un Cargo Complementario en
funcién de su participacion marginal en el uso de cada
equipamiento del Sistema de Transporte.

1.3 Distribucion

1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia. Traslado a
las tarifas de los costos de compra en

el mercado mayorista

Aproximadamente el 79% de la energia distribuida en
el pais, es también vendida por el distribuidor
actuando como intermediario entre el mercado y el
cliente. El limite para acceder como cliente libre al
mercado de energia es tener una potencia minima de
30 kWw.

El distribuidor tiene obligacién de suministrar energia
a tarifa regulada a un cliente libre potencial, pero que
opta por no adquirir la energia en el mercado sino al
distribuidor.

Los distribuidores no quedan sujetos a riesgo
financiero ni a pérdidas econémicas con motivo de
sus compras en el mercado mayorista para los
clientes regulados.

1.3.2 Remuneraciones del distribuidor

La remuneracién que recibe el distribuidor por el
servicio de red se denomina VAD.

Bajo jurisdiccién federal, ambito que regula el Ente
Nacional Regulador de la Electricidad (ENRE), el
proceso de revision tarifaria en la distribucién fue
suspendido por la Ley 25.561 de emergencia
econdmica, de enero de 2002 que condujo al
congelamiento y pesificacion de las tarifas. A esa

jurisdiccién corresponden las distribuidoras de la
regién metropolitana, Edenor, Edesur y Edelap. Luego
de las negociaciones realizadas posteriormente por
las empresas y la UNIREN se firmaron acuerdos
ratificados por el Poder Ejecutivo Nacional, que
concedieron aumentos para el VAD, a la espera de la
realizacion de las “revisiones tarifarias integrales”
(RTI).

Por ser un documento publicado en la pagina WEB de
ADEERA de 2011, se transcribe lo que acontecia en
el aflo 2003, y, que, a nuestro juicio, permanece
grosso-modo la situacion incambiada. Segun se
detalla en el Paper “THE ARGENTINE
REGULATORY FRAMEWORK VIS-A-VIS THE
CURRENT POLITICAL CRISISAND ITS
SOCIOECONOMIC CONSEQUENCES?”, en su pagina
5, como sigue:

“Alos fines de dar cumplimiento de lo dispuesto en la
Ley para la jurisdiccidon nacional se cred una Comisién
de Renegociacion de Contratos (CRC) dependiente
del Ministerio de Economia y con la participacién de
representantes de los usuarios. La CRC tuvo a lo
largo de meses dificultades en la conformacién de sus
miembros, debido a los cambios de sus integrantes.
En el interin los Distribuidores presentaron
reiteradamente la informacion solicitada en tiempo y
forma, ademas de hacer exposiciones orales de las
mismas en diversos ambitos del poder ejecutivo y
legislativo. Luego de varios meses con actividad solo
formal de la CRC, se convoca a Audiencia Publica
para el 24/09/02 para tratar un aumento de
emergencia para los sectores regulados de
electricidad y gas. La misma fue suspendida el dia
anterior por una medida cautelar otorgada por la
justicia haciendo lugar a una solicitud de asociaciones
de usuarios y consumidores. En el dictamen se
aprueba la renegociaciéon de los contratos, como
marca la Ley 25.561, pero no un aumento de
emergencia.

Posteriormente se abrié la posibilidad que el Ente
Nacional Regulador de la Electricidad (ENRE) pudiera
otorgar ajustes tarifarios a través de habilitar la
aplicacién del Art. 46 de la 24.065, donde se
establece que los Transportistas y Distribuidores
pueden solicitar modificaciones en las tarifas “si su
pedido se basa en circunstancias objetivas Yy
justificadas”. Por tal motivo el ENRE convocé a
Audiencias Publicas para tratar los pedidos de las
empresas de transporte (las de distribuciébn no lo
habian hecho). Una vez mas fueron suspendidas por
una decision judicial que hizo lugar a un reclamo de la
Defensoria del Pueblo de la Ciudad de Buenos Aires
y de un foro de organismos defensores de los
usuarios y consumidores.

En fecha 03/12/02 fue sancionado el Decreto del
Poder Ejecutivo Nacional N° 2437/02, a través del
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cual se readecuan, en forma transitoria, las tarifas de
los servicios publicos de gas y energia eléctrica. En
su parte resolutiva el Decreto detallaba los cuadros
tarifarios a usuario final de EDENOR, EDESUR vy
EDELAP vy las tarifas de las Transportistas. El
resultado de la aplicacion de estas nuevas tarifas es
un aumento del orden del 10 % en la tarifa media de
los Distribuidores y del 33 % para los Transportistas.
Por su parte la Defensoria del Pueblo de la Ciudad de
Buenos Aires, y el Defensor del Pueblo de la Nacién,
junto con asociaciones de consumidores hicieron sus
respectivas presentaciones judiciales en contra del
decreto. Finalmente la justicia dicté las medidas
cautelares solicitadas dejando sin efecto el decreto

Finalmente y luego de varios meses de andlisis y
negociacion las Distribuidoras Federales (EDENOR,
EDESUR y EDELAP) con la CRC, en 2004
suscribieron con el Estado Nacional un Acta Acuerdo.
En ella se establecid, entre otras cuestiones, un
régimen tarifario de transicién, que contiene la
determinacion de un aumento del 23 % sobre los
costos propios de distribucién, los costos de conexion
y el servicio de rehabilitacion: Asimismo se establecio
que de la aplicacion del incremento acordado no
podréa resultar en un incremento de la tarifa media del
concesionario superior al 15 %. Ademas se definié un
indice General de Variacién de Costos sobre la base
de una estructura de costos de explotaciéon e
inversiones e indices oficiales de precios
representativos de tales costos. Cuando del célculo
semestral del indice general resulte una variacion
igual o superior al 5 % se iniciara un procedimiento de
revision, mediante el cual evaluara la real magnitud
de la variacion de los costos de explotacion y del plan
de inversiones asociado, determinando = si
correspondiere, el ajuste de los ingresos del
concesionario.

No obstante haberse definido en el acta acuerdo la
Revisiéon Tarifaria Integral, las mismas aidn no se han
realizado.

Bajo jurisdiccion Provincial. Por otro lado, las
empresas provinciales de distribucion han tenido
en general revisiones tarifarias, después del
congelamiento del afio 2002, las que se realizaron en

negociacién con las autoridades de las provincias.

Desde 2002 a la fecha se llevaron a cabo mas de 60
procesos de revisiones tarifarias en las distintas
jurisdicciones provinciales, acordandose en la
mayoria de ellos un ajuste del valor agregado de
Distribucion producto del incremento de los costos
asociados al servicio. Estos procesos fueron
debidamente convocados en tiempo y forma por los
respectivos entes reguladores provinciales y contaron
con audiencias publicas en las cuales las partes
pudieron expresar libremente su posicidn al respecto.

Un dato a destacar es que se produjo en enero de
2011 el cierre del Primer Periodo de Gestién de
Energia San Juan S.A. y la realizacion de la Licitacion
Publica Internacional para la venta del paquete
mayoritario de las acciones de dicha empresa. Esta
experiencia, es la primera registrada entre las
distribuidoras eléctricas concesionadas en el pais.
Luego del proceso Compafiia General de Electricidad
S.A. (CGE) de Chile, a través de su subsidiaria Agua
Negra S.A., mantuvo la propiedad del paquete
mayoritario de las acciones de Energia San Juan S.A
por un segundo periodo de gestién de quince afos.

Marco regulatorio anterior a la Ley 25.561

En la normativa establecida antes de 2002, el plazo
entre revisiones del VAD era, para la primera revision
a los 10 afios y luego cada 5 afios. Por el Articulo 45
de la Ley 24065 y Decreto 1398/92, los distribuidores
dentro del dltimo afio del periodo de gestion y con
sujecion a la reglamentacion que dicte el ente, deben
solicitarle la aprobacion de los cuadros tarifarios que
se proponen aplicar, indicando las modalidades, tasas
y demas cargos que correspondan a cada tipo de
servicio, asi como las clasificaciones de sus usuarios
y las condiciones generales del servicio. Los costos
reconocidos en las tarifas debian responder a una
empresa que opere en forma eficiente, procurando la
prestacion del servicio en condiciones de calidad
objetivo determinadas previamente.

El distribuidor debe adjuntar a su presentacion
tarifaria toda la informacion en la que funda su
propuesta, debiendo, a su vez, suministrar toda la
gue, adicionalmente, solicite el ENRE. Para realizar el
estudio de la propuesta tarifaria presentada por el
distribuidor, el Ente debe contratar los servicios de un
grupo consultor independiente de reconocida
experiencia en el sector, que efectie una propuesta
alternativa. En base a ésta y a la propuesta del
concesionario, el ENRE establece el cuadro tarifario
para los préximos cinco afios. Tanto la empresa,
como el regulador contratan estudios que son
comparados entre si.

Hasta fin del aflo 2001, las actualizaciones de los
valores de VAD se efectuaban semestralmente (mayo
y noviembre) de acuerdo a la variacién de los indices
de precios mayoristas (67%) PPI y minoristas (33%)
CPI de los Estados Unidos. Las tarifas se calculaban
en doblares estadounidenses y se expresaban en
pesos al tipo de cambio vigente entonces (1 a 1).
1.3.3 Seguridad de cobro y corte de
servicio a consumidores en
incumplimiento).
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En el Reglamento de Suministro esta claramente recursos juridicos, intervenciones del Poder Judicial u
establecida la facultad de la empresa para otras autoridades, que impidan el corte a clientes
desconectar a los usuarios morosos. No existen  morosos.
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2 BOLIVIA

Texto 2012 redactado generosamente por el Bocier

1.1 Generacion
1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el
abastecimiento

Mediante la promulgacién de la Constitucién Politica
del Estado (CPE) del afio 2009, Bolivia se constituye
en un Estado Unitario Social de Derecho Plurinacional
Comunitario, libre, independiente, soberano,
democrético, intercultural, descentralizado y con
autonomias. El articulo 20 de la CPE establece que
toda persona tiene derecho al acceso universal y
equitativo a los servicios basicos, responsabilizando
al Estado en todos los niveles de gobierno, la
provision de los mismos, a través de entidades
publicas, mixtas cooperativas 0 comunitarias. El
servicio de electricidad es prestado respondiendo a
criterios de universalidad, accesibilidad, continuidad y
cobertura necesaria, entre otros. De la misma
manera, el articulo 306 de la CPE determina que el
modelo econdmico boliviano es plural y esta orientado
a mejorar la calidad de vida y el vivir bien de todos los
bolivianos. Asimismo sefiala que la economia plural
articula las diferentes formas de organizacién sobre
los principios de complementariedad, reciprocidad,

solidaridad, redistribucién, igualdad, seguridad
juridica, sustentabilidad, equilibrio, justicia vy
transparencia.

A partir de la promulgaciéon de la CPE se derivaron
cambios institucionales de orden estructural, por tanto
se requirieron de normas que viabilizaran la aplicacion
de la nueva CPE. En ese sentido, mediante Decreto
Supremo N° 29894 Articulo 138 se establecié que
todas las Superintendencias del Sistema de
Regulacion Sectorial (SIRESE) se extingan, y que sus
competencias y atribuciones sean asumidas por los
ministerios correspondientes o por una nueva entidad
a crearse por norma expresa. Al respecto, mediante
Decreto Supremo N° 0071 se creé la Autoridad de
Fiscalizacion y Control Social de Electricidad (AE), en
el mismo se estableci6 que las atribuciones,
competencias, derechos y obligaciones, de Ila
Superintendencia de Electricidad, serdn asumidos por
la AE en lo que no contravengan a lo dispuesto por la
CPE. Siguiendo este lineamiento, el 10 de febrero de
2010, mediante Decreto Supremo N° 428, el Gobierno
del Estado Plurinacional de Bolivia reglamenta la
intervencion administrativa en el sector de
electricidad, a efecto de garantizar la provision del

servicio de electricidad cuando se ponga en riesgo la
continuidad y el normal suministro de este servicio.

Por tanto, el marco legal para el ejercicio de
actividades de la industria eléctrica y el
abastecimiento esta basado, en la CPE, el D.S. 0071,
la Ley de Electricidad N° 1604 y sus reglamentos,
normativa que busca incrementar la eficiencia en el
sector, introducir la competencia y fomentar las
inversiones.

La Ley de Electricidad N° 1604 norma las actividades
de la industria eléctrica, estableciendo los principios
gue rigen el funcionamiento del sector, la
organizacion institucional, la estructura de la industria,
el régimen de otorgamiento de derechos para el
ejercicio de la industria eléctrica, los principios para la
determinacion de precios y tarifas, el régimen de
infracciones y sanciones y otras disposiciones sobre
temas especificos. Tiene doce reglamentos que
complementan la regulacién establecida en la misma:
Reglamento de Operacion del Mercado Eléctrico;
Reglamento de Precios y Tarifas; Reglamento de
Concesiones, Licencias y Licencias Provisionales;
Reglamento de Uso de Bienes de Dominio Publico y
Constitucibn de Servidumbres; Reglamento de
Calidad de Transmision; Reglamento de Calidad de
Distribucion; Reglamento de Electrificacion Rural;
Reglamento de Comercializacion e Interconexiones
Internacionales de Electricidad; Reglamento de
Servicio Puablico de Suministro de Electricidad;
Reglamento de Infracciones y sanciones Yy
Reglamento al Articulo 15 de la Ley de Electricidad.

Esta estructura permiti6 el desarrollo del Mercado
Eléctrico Mayorista (MEM), cuya administracion fue
realizada por el Comité Nacional de Despacho de
Carga (CNDC) y el mercado minorista, sujeto a
regulacion.

En el marco de las reformas impulsadas por el
Gobierno Nacional en el sector eléctrico, desde el afio
2008 se han introducido reformas que retoman la
participacion del estado en el sector eléctrico
mediante la inclusion de la empresa estatal ENDE
participando en los tres sectores de la actividad de
electricidad, mediante el Decreto Supremo N° 29224
gue autoriza la formacién de una Sociedad de
Economia Mixta con ENDE. De esta manera,
mediante Decreto Supremo N° 493 de fecha 1 de
mayo de 2010, el Gobierno nacionaliza las acciones
correspondientes a las Empresas Generadoras
Corani, Valle Hermoso, Guaracachi a favor de ENDE,
estableciendo un escenario donde el Estado Boliviano
participa con cerca del 72% del segmento de

24

Secretaria Ejecutiva: Blvr. Gral. Artigas 1040 - 11300 - Montevideo - Uruguay | Tel

. {+598) 2709 0611(*) - Fax: (+598) 2708 3193 | secier@cier.org.uy - www.cier.org.uy



-0

'39[‘

COMISION DE INTEGRACION
ENERGETICA REGIONAL

generacién constituyéndose en gran medida como
responsable de la seguridad del abastecimiento de la
energia eléctrica en el SIN. Sin embargo, durante la
gestion 2011 el Sistema Eléctrico Boliviano ha
atravesado por condiciones criticas de operacion
debido al déficit de generacion presentado en el SIN
que derivo en la administracion de carga en algunos
periodos del afio. Debido a ello, mediante Decreto
Supremo N° 934 de fecha 20 de julio de 2011, el
Gobierno de Bolivia establecio medidas
excepcionales para mantener una provision adecuada
de energia eléctrica en el SIN y sistemas aislados.

De esta manera, se consolida la incorporacién del
Estado Boliviano en las actividades del sector
eléctrico, destacandose lo siguiente: recuperacion de
las acciones de la Empresa Distribuidora ELFEC a
favor de ENDE (mediante Decreto Supremo N° 494
de fecha 1 de mayo de 2010); ingreso de 104MW de
generacion termoeléctrica en Central Entre Rios de
propiedad de la Empresa ENDE ANDINA (junio de
2010); incorporacion de la demanda del departamento
del Beni a través de la linea de transmisién Caranavi
— Trinidad (agosto de 2010 y julio de 2011);
incorporacién de generacion excepcional en centrales
Moxos y Trinidad de propiedad de ENDE
GENERACION (septiembre y diciembre de 2011), y
una unidad en central Carrasco de propiedad de
Empresa Eléctrica Valle Hermoso (noviembre de
2011). Estos dos Ultimos ingresaron bajo el amparo
del Decreto Supremo N° 934.

También se han promulgado los Decretos Supremos
N° 29549 de fecha 8 de marzo de 2008, y N° 29624
de julio de 2008 con el fin de “Modificar y
Complementar el Reglamento de Operacién del
Mercado Eléctrico”, que cambian la estructura,
funciones y organizacion del CNDC y le otorgan una
nueva funcién, de participar de la Planificacién
Centralizada del SIN. Estos cambios tienen el objeto
de recuperar el rol estratégico del Estado Boliviano en
el sector eléctrico y sus entidades, segun los
lineamientos del Plan Nacional de Desarrollo
aprobado por D.S. 29272.

En septiembre de 2007, a través de la promulgacién
del Decreto Supremo N° 29260 la remuneracion del
sector de generacion se vio afectada por la reduccion
del precio basico de la potencia en alrededor del 20%.
Adicionalmente, el Decreto Supremo N° 29599 de
junio 2008 limit6 la posibilidad de que el costo
marginal, que determina el precio de energia, sea
fijado por unidades operadas a diesel oil o con
participacion de diesel oil, lo cual también habria
afectado negativamente la remuneracion de las
inversiones en el sector.

Cumpliendo los lineamientos del Plan Nacional de
Desarrollo, mediante Decreto Supremo N° 465, se
determina la continuidad de la Tarifa Dignidad, misma
gue consiste en un descuento del 25% a los usuarios
domiciliarios con un consumo de hasta 70 kWh/mes

atendidos por las Empresas Distribuidoras que operan
en el SIN.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen
en la inversién y el abastecimiento

Del total de energia inyectada en nodos del STI
durante la gestion 2011, el 65% (4,183.6 GWh)
corresponden a generacion térmica y el 35% (2,249.8
GWh) a generacion hidroeléctrica.

La capacidad de generacion en el Sistema
Interconectado Nacional a fines del afio 2011 a nivel
de bornes de generador, alcanzé a 1,309.8 MW; de
los cuales 476.0 MW (36.3%) corresponden a
centrales  hidroeléctricas, 833.8 MW (63.7%)
corresponden a centrales termoeléctricas. Esta
capacidad térmica corresponde a la potencia efectiva
en condiciones de temperatura media anual, en el
sitio de la central. La mayor parte de la generacion
térmica utiliza gas natural (GN) como combustible. La
capacidad de las centrales hidroeléctricas de embalse
significan el 13.5% y las de pasada el 22.8%.

La demanda maxima de potencia en el afio 2011 fue
de 1,067.4 MW.

Los agentes generadores que operan en el Sistema
Interconectado Nacional (SIN) son:

Agentes de generacion Hidroeléctrica

Empresa Eléctrica Corani S.A. (CORANI)

Compafiia Boliviana de Energia Eléctrica (COBEE)

Empresa Rio Eléctrico S.A. (ERESA)

Sociedad Industrial Energética y Comercial Andina (SYNERGIA)
Servicios de Desarrollo de Bolivia S.A. (SDB)

Hidroeléctrica Boliviana S.A. (HB

Agentes de generacion Térmica

Empresa Eléctrica Guaracachi S.A. (EGSA)

Empresa Eléctrica Valle Hermoso (EVH)

Compafiia Boliviana de Energia Eléctrica (COBEE)
Compaifiia Eléctrica Central Bulo Bulo (CECBB)
Guabira Energia S.A. (GBE)

ENDE ANDINA S.A.M.

EMPRESA NACIONAL DE ELECTRICIDAD - GENERACION

La energia eléctrica y la proporcion de participacion
de las empresas de generacion en el SIN durante la
gestién 2011, se muestra en el siguiente grafico:
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Grafico 1
Energia inyectada (GWh) y participacién en el SIN
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El crecimiento de la demanda en el Sistema
Interconectado Nacional — SIN, ha sido acelerada
durante los dltimos afios, determinando la necesidad
de una mayor oferta. La disminucibn de las
inversiones ha provocado que la oferta crezca a un
menor ritmo respecto del crecimiento de la demanda.
La mayor demanda se debe, principalmente, a los
grandes proyectos mineros, los sectores industriales y
la migracion, situacion que el Gobierno de Bolivia ha
tratado de paliar mediante realizacion de campafas
de concientizaciéon a la poblacion para economizar
energia eléctrica, asi como también mediante la
distribucién gratuita de focos ahorradores a la
poblacién boliviana.

La proyeccidon de crecimiento de la demanda prevé
gue para la gestion 2012, se ampliard el mercado
eléctrico a través de la interconexién de poblaciones
importantes del departamento de Tarija, con un
crecimiento global de aproximadamente 9% en
energia y 10% en potencia.

Durante la gestién 2011, se registraron periodos de
déficit en la oferta para abastecer adecuadamente la
demanda del SIN, razén por la cual se operd en
algunos periodos con niveles de reserva menores a
los requeridos en las Condiciones de Desempefio
Minimo (CDM). Las razones principales se deben al
crecimiento de la demanda, la no concretizacion del
proyecto Ciclo Combinado (mismo que se puso en
marcha en la gestién 2012) y la mayor cantidad de
indisponibilidades forzadas en el parque generador.
Esta condicion operativa representa una sefial que
exige al Gobierno Plurinacional de Bolivia la
necesidad de resolver de manera urgente el
encadenamiento de los proyectos de expansion, tanto
de generacidn como de transmisidn en el corto plazo.

En el largo plazo, se prevé que la participacién del
estado a través de ENDE en el sector eléctrico, asi
como también las condiciones determinadas en la
CPE donde se declara que la electricidad es un
derecho para la vida y las medidas adoptadas por el

gobierno central como la planificacion centralizada, la
inclusion de ENDE en los tres segmentos de la
actividad productiva de electricidad (generacion,
transmision y distribucion), tendran por objeto
garantizar el suministro de electricidad, ampliando
ademas la frontera del SIN y cambiando la matriz
energética.

1.1.3 Mercados para los generadores

En el SIN funciona un Mercado Eléctrico Mayorista
(MEM), que es administrado por el Comité Nacional

de Despacho de Carga (CNDC) ubicado en la ciudad
de Cochabamba.

Existen dos tipos de transacciones en el MEM, por
contrato y las de mercado spot. Las ventas por
contrato suponen precios acordados entre los
agentes, mientras que las ventas en el mercado spot
se realizan al precio vigente en el mercado al
momento de la transaccion.

El precio spot en el MEM se determina por la
actuacion de la oferta y la demanda, produciendo el
precio de energia para cada instante. Los
generadores realizan su oferta previa a diferentes
costos y es el CNDC quien decide, en funcion a la
necesidad de satisfacer la demanda, la oportunidad
de ingreso al sistema de una unidad generadora, bajo
el esquema de despacho seguro y de costo minimo.

Actualmente, la demanda del SIN boliviano esta

representada por:

e Las empresas de Distribucion CRE en Santa Cruz,
ELECTROPAZ en La Paz, ELFEC en Cochabamba,
ELFEO en Oruro, CESSA en Chuquisaca, SEPSA en
Potosi y ENDE en Trinidad.

e Por los Consumidores No Regulados o Grandes
consumidores que a fines del afio 2011 fueron: la
Empresa Metallrgica Vinto, COBOCE, Empresa
Minera Inti Raymi y la Empresa Minera San Cristébal.
Esta dltima trabaja en el Mercado de Contratos
mediante acuerdos firmados con las Empresas Valle
Hermoso y COBEE respectivamente desde el 2008.

La remuneracibn a los generadores se realiza a
través de dos conceptos:

e La remuneracidn por energia se realiza en base a
la produccion de energia inyectada al STI.

» El pago por potencia, considera la potencia firme,
potencia de reserva fria y potencia de punta
generada. La potencia firme remunerada se
determina a partir de la diferencia entre la potencia
firme y los descuentos por indisponibilidad
programada y forzada de las unidades de generacion.

Un Generador que opera en el Mercado Spot es
remunerado por su produccidn de energia inyectada
al Sistema Troncal de Interconexién y por su potencia,
(ya sea Potencia Firme, o Reserva Fria o Potencia de
Punta Generada). La remuneracion de su produccién
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(MWh) permite cubrir los costos de operacion,
administracion y mantenimiento, es decir los costos
variables en general. Con el pago por potencia, se
remunera la inversion de la unidad generadora, es
decir los costos fijos.

La remuneracion de las empresas generadoras que
ingresaron bajo el amparo del D.S. N° 934, reciben un
tratamiento especial, mediante el cual si bien la
energia es remunerada en base a la produccion de
energia inyectada al STI, el pago por potencia es
efectuado mediante los descuentos efectuados a los
generadores por indisponibilidad de unidades
remuneradas por Potencia Firme y Reserva Fria.

Los precios son aprobados semestralmente por la
Autoridad de Fiscalizacion y Control Social de
Electricidad y estan referidos a cada nodo del
Sistema. Los precios de Nodo de Energia, Potencia y
Peajes, y sus respectivos factores de indexacion son
utilizados para la remuneracién mensual por energia y
potencia a los Generadores.

En el Mercado de Contratos, los Generadores
establecen compromisos de suministrar energia y
potencia a los Distribuidores y/o Consumidores no
Regulados de acuerdo a precios libremente pactados
entre las partes.

Los generadores que cuenten con contratos,
entregaran al Mercado Spot toda la energia que
generen a precios del nodo en el cual estén
conectados, y retiraran del Mercado Spot la energia
gue requieran para cubrir sus contratos a precios del
nodo donde se efectlen dichos retiros.

En la normativa vigente estd establecido que el
Distribuidor debe contratar el abastecimiento de su
demanda de los Generadores, a partir de ofertas
presentadas por éstos ultimos. Si el Distribuidor no
recibiese ofertas, la totalidad de su requerimiento
puede ser cubierto por el Mercado Spot.

Respecto a los precios de estos contratos, la
normativa vigente establece una aplicacion libre de
los mismos. Sin embargo, al determinar las tarifas
base de los Distribuidores se reconoce como precio
maximo el Precio de Nodo respectivo.

Actualmente, no existen contratos entre generadores
y distribuidores.

Los consumidores que tengan una potencia
demandada mayor a 1 MW, pueden formar parte del
grupo de Consumidores No Regulados 6 Grandes
Consumidores; pudiendo en este caso, efectuar sus
compras directamente en el Mercado Eléctrico
Mayorista a precios Spot 6 contratar su requerimiento
de algun Agente (distribuidor o generador) que opere
en el Mercado Eléctrico Mayorista.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

Actualmente las fuentes de energia para la
generacion  provienen de recursos hidricos,
hidrocarburiferos (gas natural y diesel) y biomasa.

Los recursos hidricos actualmente utilizados se
encuentran en el sector occidental de Bolivia. Los
recursos hidrocarburiferos actualmente utilizados,
especialmente el Gas Natural, se encuentran en el
sector central y Sur de Bolivia y mediante una red de
gasoductos permiten su disponibilidad en diferentes
sectores del pais.

Los proyectos hidroeléctricos, geotérmicos, edlicos y
solares cuyo desarrollo puede cambiar la matriz
energética, tienen un gran potencial en el pais. El
gobierno central, dentro del plan “Electricidad para
vivir con dignidad”, ha determinado el cambio de la
matriz energética incentivando el desarrollo de
tecnologias para el uso de fuentes de energia
renovables.

1.1.5 Incentivos para la generacion con
fuentes renovables no convencionales

La norma actual no contempla incentivos econémicos
para la generacion con fuentes renovables a nivel
nacional, pero la empresa Hidroeléctrica Boliviana ha
calificado para acceder a los Bonos de Carbono por
cuatro afios consecutivos, y existen empresas en
camino de imitar esta iniciativa.

Actualmente, a nivel gubernamental existe un plan de
electrificacion rural basado en energia solar para
pequefias poblaciones dispersas donde la red de
electricidad resulta mas onerosa. Simultaneamente
existe la intencion de desarrollar una legislacién que
apoye el desarrollo de energia limpia en el pais, como
la energia eodlica, solar e hidraulica (pico y micro
centrales hidroeléctricas). Todo esto es acompafiado
por dos proyectos de gran envergadura, como ser el
proyecto Geotérmico de Laguna Colorada que
produciria 120 MW vy el proyecto Hidroeléctrico de
Cachuela Esperanza que produciria 850 MW.
1.1.6 Comercio internacional de energia
En el Articuo 9 de la Ley de Electricidad, se
contemplan las exportaciones e importaciones de
electricidad y las interconexiones internacionales.
Actualmente a principios del 2010 se entregé el
informe del estudio de prefactibilidad de Interconexién
Eléctrica entre Bolivia, Chile, Colombia, Ecuador y
Peru, encargado por el PNUD y coordinado por los
Viceministros de Energia de la Comunidad Andina de
Naciones y de Chile; se ha impulsado y promovido la
integracion  energética internacional, para la
exportacion de energia eléctrica, a través de la
participacion activa en el proyecto CIER 15 Fase Il
“Interconexiones eléctricas entre México, Centro y
Sud América” encargado por la CAF y en el GOPLAN
(Grupo Técnico de Organismos Planificadores de los
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Sectores Eléctricos de los Paises Miembros de la
CAN).

Es necesario tomar en cuenta que el precio de la
tarifa de electricidad tiene el componente de energia
que esta determinado por el precio del gas,
subvencionado para el consumo interno. Esta
subvencion determina un costo en el mercado interno
inferior al de exportacién, el cual debe ser estudiado
para las transacciones con los paises vecinos.

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

El Ministerio de Planificacion ha desarrollado los
Lineamientos Estratégicos de la planificacion del pais,
con el objetivo de consolidar un sector eléctrico
eficiente que cuente con una infraestructura capaz de
satisfacer la demanda interna, asegurando el acceso
universal al servicio con equidad y aprovechando las
fuentes energéticas de forma racional y sostenible.

Para lograr la integracion eléctrica del pais, se
promoverd la participacion activa de los sectores
privado y publico en la expansion de la generacion y
transmisién de energia eléctrica, a fin de atender la
demanda creciente y apoyar el aparato productivo
nacional.

Asimismo, desde el Estado se promovera la
exportacion de electricidad, para lograr situar a Bolivia
como el centro energético sudamericano, en
coordinacion con el sector hidrocarburos.

Se plantea como estrategia desarrollar la
infraestructura eléctrica de generacion y transmision,
para satisfacer la demanda interna y de exportacion
de electricidad. Para cumplir con esta estrategia se
ejecutaran tres programas. El primero plantea la
expansion de la generacion del Sistema
Interconectado Nacional (SIN). El segundo programa
la expansion de la transmision del SIN, que brindara
mayor confiabilidad al abastecimiento de la demanda
interna y construira lineas y obras de transmision y
subestaciones de potencia para interconectar el
sistema aislado de Tarija. El tercer programa, la
exportacion de electricidad a paises vecinos, que
generara recursos mediante la instalacion de
centrales y lineas de transmisién.

Como primer paso se conformé la Comision
Interinstitucional, creada por el Viceministerio de
Electricidad y Energias Alternativas, con el objetivo de
elaborar el Plan de Expansion del Sistema
Interconectado Nacional con un horizonte de 10 afios.
Esta comision fue conformada en noviembre del afio
2007 con la participacion del Viceministerio de
Electricidad y Energias Alternativas, Yacimientos
Petroliferos Fiscales Bolivianos, la AE, la Empresa
Nacional de Electricidad, TRANSREDES, y el CNDC.

Bajo la coordinacion del Presidente del CNDC vy el
Ministerio de Hidrocarburos y Energia, en el mes de
enero de 2012, se aprobd el Plan Optimo de
Expansion del SIN (POES) para el periodo 2012 —
2022, en coordinacion con las instituciones y Agentes
del sector eléctrico. EI mismo fue elaborado por el
CNDC siguiendo las directrices definidas por el
Viceministerio de Electricidad y Energias Alternativas,
y fue presentado al Ministerio de Hidrocarburos y
Energia, a la AE y a Agentes del mercado eléctrico.

La planificacion centralizada de la expansion de la
generacién y transmisién, permitird optimizar las
inversiones necesarias para el abastecimiento de la
demanda, lo que se reflejara en el menor impacto
tarifario posible para el usuario final. Los resultados
del plan orientan al cambio gradual de la matriz
energética para la generacion de energia eléctrica,
para lo cual el pais esta obligado a incurrir en una
subvencion a la inversion inicial de estos proyectos,
permitiendo al Estado lograr ahorros importantes en el
consumo de gas natural utilizado en el sector
eléctrico, el cual podria ser exportado, generando
beneficios que compensan ampliamente el costo de la
inversion de proyectos en el sector eléctrico. El
resultado de la expansion Optima del sistema no
solamente permitird atender la demanda en forma
adecuada, sino también logrard una disminucion de
las tarifas de energia eléctrica en el tiempo, asi como
también permitira identificar problemas potenciales de
abastecimiento en el SIN.

El POES permite también optimizar los refuerzos y
ampliaciones en las redes de transmision, a fin de
garantizar el abastecimiento de la demanda,
manteniendo los niveles de calidad requeridos por las
condiciones de desempefio minimo a menor costo.
1.1.8 Incidencia de la regulacion ambiental
en el desarrollo de la generacién

Los proyectos candidatos a ser registrados como
Mecanismos de Desarrollo Limpio (MDL), deben
solicitar en Bolivia la firma de un convenio de
participacion de los CER’s por parte del Estado
Nacional.

Hasta la fecha solamente el Proyecto Hidroeléctrico
del Rio Taquesi de Hidroeléctrica Boliviana y el
proyecto Ciclo Combinado de la Empresa Guaracachi,
han sido registrados como proyecto MDL en el area
energética.

1.1.9 Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

En el SIN tanto el costo de falla como los criterios de
seguridad de abastecimiento se encuentran
delineados en las normativas aprobadas por el
Ministerio y la Autoridad de Fiscalizacion y Control
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Social de Electricidad. EI CNDC, aplica un valor de
1.500 USD/MWh para la energia no servida, en la
elaboraciéon del Informe de la Programacion de
Mediano Plazo y el Estudio de Precios de nodo.

Los criterios de seguridad de abastecimiento en el
SIN, se encuentran incluidos en la Condiciones de
Desempefio Minimo del Sistema, que determina los
margenes de reserva, condiciones de operacion en
casos de emergencia y operacién normal de los
parametros de operacién referidos a tension,
frecuencia, sistema de excitacién y otros aspectos.

1.1.10 Responsabilidades de distribuidores y
generadores que venden en contratos
ante situaciones de racionamiento

El Reglamento de Operacion del Mercado Eléctrico
(ROME), determina que los contratos son
privilegiados en situaciones de racionamiento. Todos
los Agentes del Mercado que poseen contratos de
abastecimiento presentan los mismos al CNDC para
su conocimiento. Adicionalmente los Agentes del
Mercado que se interconectan deben poseer
contratos de conexidn aprobados por el CNDC donde
limiten propiedad, derechos y obligaciones.

Para las empresas que funcionan fuera del STI, estas
poseen contratos privados donde fijan sus propias
responsabilidades.

1.2 Transmision

El Sistema Troncal de Interconexion a fines del afio
2011 estaba compuesto por 1,545.2 km de lineas en
230 kV, 1,277.4 km de lineas en 115 kV y 185.3 km
de lineas en 69 kV haciendo un total de 3,007.9 km
de lineas de transmisién en alta tensién. La capacidad
de transformacién de este sistema es de 1,195 MVA,;
la capacidad de compensacidn reactiva capacitiva é
inductiva es de 157.5 MVAr y 171.6MVAr
respectivamente.

Las principales empresas que transportan electricidad
son: Transportadora de Electricidad S.A., ISA Bolivia
S.A. y Empresa Nacional de Electricidad (ENDE),
refundada el 2008 la cual participa como agente
transmisor en el MEM desde marzo de 2010. Existe
otra empresa de Transmision de menor magnitud,
San Cristébal TESA que efectla el servicio a la mina
San Cristdbal.

Las tensiones de transmision normalizadas son 69,
115y 230 kV.

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision

La expansién del sistema de Transmisién puede ser
ejecutada bajo solicitud directa del Transmisor
interesado o0 bajo procesos de licitacién publica de

proyectos identificados por el Estado. Dentro del
sector han existido ampliaciones en la parte Sur y
Oriental del pais por parte de la Transportadora de
Electricidad TDE.

Dentro del Sistema de Transmision del SIN, se
identifican el Sistema Trocal Interconectado (STI)
cuyos costos de transmisidn son pagados por los
generadores 'y consumidores del MEM. La
incorporacién de instalaciones a este sistema es
definida por la AE basandose en una evaluacion
Beneficio/Costo adecuada para el Mercado.

1.2.2 Ingresos del transportista

Los precios de Transmision en Bolivia son fijados
sobre la base de los costos de un Sistema de
Transmision Econdmicamente Adaptado (STEA). El
costo anual de transmision se determina como la
sumatoria del costo anual de inversidon y los costos
anuales de operacion, mantenimiento y
administracion de un STEA.

La remuneracion de la Transmision considera la
aplicacién de un precio de Peaje y la determinacion
del Ingreso Tarifario que resulta de la valorizacion de
las pérdidas.

El ingreso tarifario se obtiene de la diferencia entre los
retiros valorizados de energia y Potencia de Punta y
las inyecciones valorizadas de energia y Potencia de
Punta. El peaje se determina a partir de la diferencia
entre el costo anual de transmision y el Ingreso
tarifario.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

De acuerdo a la normativa vigente, se distinguen dos
modalidades de uso del STI: el uso atribuible a los
generadores y el uso atribuible a los consumos.

Los agentes generadores y consumidores pagan por
el uso del STI mediante el peaje de transmision. El
monto del peaje correspondiente al uso atribuible a
los generadores es igual al 25% del peaje total del
STI en proporcion a la energia que cada uno inyecta
al sistema. EI monto del peaje atribuible a los
consumos representa el 75% del valor del peaje de
transmisién, misma que se determina en proporcion a
la Potencia de Punta que cada uno demanda en el
afio.

Los peajes pagados durante la gestion 2011 son
mostrados en el siguiente grafico.
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Grafico 1 Peajes Gestion 2011
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Para determinar el valor de los servicios de
transmisibn para las transacciones econdmicas
mensuales, la AE aprueba mediante resolucién, los
peajes, formulas de indexacién y otros. El peaje es
determinado mediante la simulacién de la operacion
del sistema por un periodo de cuatro afios que es
revisado semestralmente. El peaje aprobado
semestralmente por la AE es aplicado a las
transacciones mensuales, previa la actualizacion con
el indice de Precios al Consumidor, el tipo de cambio
del ddlar y la tasa arancelaria. Al final de cada periodo
de 12 meses (noviembre — octubre), se efectla la
reliquidacion por potencia de punta de las
transacciones econémicas mensuales.

1.3 Distribucion

La actividad de Distribucién esté definida en la Ley de
Electricidad como la actividad de suministro de
electricidad a Consumidores Regulados y/o No
Regulados. Para efectos de la Ley de Electricidad, la
actividad de Distribucion se constituye en un servicio
publico, que es brindado mediante instalaciones de
Distribucion primarias y secundarias.

Los costos de compra de energia del distribuidor se
trasladan de forma automatica al consumidor a través
de férmulas de indexacibn que se calculan
mensualmente. La formula contempla el traspaso de
los precios de nodo aprobados por el regulador de
manera semestral.

Con el propoésito de estabilizar las tarifas del usuario
final, las diferencias entre las compras que el
distribuidor hace a precios spot y las recaudaciones
obtenidas a precios de nodo de aplicacién (que puede
ser positiva 0 negativa), se acumulan en el fondo de
estabilizacion. La Autoridad de Fiscalizacién y Control
Social de Electricidad, aprueba los precios maximos
de suministro de electricidad para los consumidores
regulados de cada empresa de Distribucién, los
cuales tienen una vigencia por periodos de cuatro
afnos.

Estos precios deben cubrir los costos de suministro,
los cuales comprenden: compras de electricidad,
costos de consumidores, impuestos, tasas, costos de
operacion, costos de mantenimiento, costos
administrativos 'y generales, cuota anual de
depreciacion de activos tangibles, cuota anual de
amortizacion de activos intangibles, gastos financieros
y otros costos que tengan relacién con el suministro y
sean aprobados mediante Resoluciones por la AE.
Asimismo, los precios también deben reconocer una
utilidad sobre el patrimonio afecto a la concesién que
las distribuidoras deben percibir durante el periodo
tarifario y cuya tasa de retorno es también definida
por la AE.

Determinacion de los activos del
distribuidor a remunerar

1.3.1

El activo fijo neto que se remunera corresponde
a aquel que se encuentra en operacion, incluyendo
intereses durante la construccién, y el activo
intangible destinado al ejercicio de la Concesion,
menos el valor de los bienes retirados, menos el
monto acumulado de las depreciaciones de los
activos tangibles y menos el monto acumulado de las
amortizaciones del activo intangible. La metodologia
de fijaciébn de precios maximos de distribucién no
considera revalorizaciones del valor de activos, pues
se toman los valores contables.

Las tasas de depreciacion y el Sistema Uniforme de
Cuentas son aprobadas mediante Resolucién por la
Autoridad de Fiscalizacion y Control Social de
Electricidad; las empresas distribuidoras del SIN y las
de los sistemas aislados tienen la obligacién de
aplicar estas disposiciones.

Los activos provenientes de donaciones o que han
sido proporcionados en operacion y administracion a
la distribuidora por parte de Prefecturas o Gobiernos
Municipales no son considerados como parte del
patrimonio afecto a la concesion y por tanto no son
reconocidos en la tarifa.

La actualizacion de activos fijos y depreciaciéon
acumulada las empresas las realizan de acuerdo a
normas de contabilidad generalmente aceptadas.
1.3.2 Tasa de retorno de los activos

La tasa de retorno aprobada el afio 2007 es de
10.1%. La tasa de retorno aprobada por el ente
regulador es utilizada para el calculo de las
utiidades que son incorporadas dentro de los
costos de distribucidn, una vez definidas las tarifas
base se aplican el impuesto a las transacciones y el
impuesto al valor agregado. Asimismo, cabe sefialar,
gue en Bolivia el Impuesto a las Utilidades de las

Empresas (IUE) es un pago a cuenta del Impuesto a
las Transacciones (IT). Las tarifas incorporan el IT
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dentro de ellas ademas de reconocer la tasa de
retorno, por tanto en la medida que el IUE no exceda
al IT (que esté incorporado) la tasa de retorno es una
tasa después de impuestos.

La tasa de retorno para determinar de la utilidad es
calculada sobre el patrimonio afecto a la concesion,
gue es determinado como el valor del activo fijo neto
mas el capital de trabajo neto, menos el valor del
pasivo de largo plazo asociado al activo fijo. Todos los
costos de suministros considerados para el calculo de
las tarifas base son aprobados mediante resolucién
en moneda nacional.

Remuneracién de los costos de
administracién, operacién y
mantenimiento y gastos de
comercializacion

1.3.3

Los costos remunerados a través de la tarifa son
costos eficientes de consumidores, operacion,
mantenimiento, administracion y generales.

1.3.4 Reduccién de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia o
aumento de economias de escala

La normativa vigente contempla la aprobacion por
parte de la Autoridad de Fiscalizacion y Control Social
de Electricidad de un conjunto de indicadores de
eficiencia que disminuyen mensualmente los costos
en la indexacion mensual de las tarifas de
distribucién, con la finalidad de que los distribuidores
logren al menos esos niveles de eficiencia y los
trasladen directamente al consumidor final.

1.3.5 Ajuste e indexacion de la
remuneracion al distribuidor

Los precios maximos de distribucién aprobados por la
Autoridad de Fiscalizacion y Control Social de
Electricidad contienen las tarifas base y las formulas
de indexacion.

Las formulas de indexacion son aplicadas en forma
mensual, y estan compuestas por dos componentes,

uno que refleja el ajuste por variaciones en los costos
de la empresa, establecido en funcion de las
variaciones del indice de precios al consumidor (IPC)
y del tipo de cambio del dolar de los Estados Unidos
de Norte América, menos los indices de incremento
de eficiencia mencionados en el punto anterior. El
segundo componente transfiere las variaciones en los
precios de compra de electricidad o cuando
corresponde en sistemas aislados integrados
verticalmente transfiere el costo del combustible que
en Bolivia es subvencionado por el Gobierno.

1.3.6 Ingresos por actividades no reguladas
Estos ingresos en Bolivia no son considerados para
efectos del célculo de la tarifa de distribucién.

1.3.7 Procedimientos y estudios técnicos
para determinar las remuneraciones

El Reglamento de Precios y Tarifas establece el
procedimiento para la aprobacion de precios maximos
de distribucion. Asimismo, la Autoridad de
Fiscalizacion y Control Social de Electricidad cuenta
con las siguientes metodologias:

Metodologia para la determinacion de los precios
maximos de distribucion.

Metodologia de Calculo de Precios de Generaciéon en
Sistemas Aislados.

Metodologia para la determinacion de la Tasa de
Retorno.

Metodologia para la determinacién de la Tasa Maxima
de Interés y otros costos asociados.

1.3.8 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

La Ley de Electricidad establece en su Articulo 60 que
la falta de pago de dos facturas mensuales, dara
derecho al Distribuidor a proceder al corte del
suministro, constituyéndose en obligaciones liquidas y
exigibles.
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3 BRASIL

Texto 2012 redactado generosamente por ANEEL

1.1 Generacion
1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el
abastecimiento

La regulacion estd disefiada en Brasil para que la
expansiéon de la generacion tenga lugar por la
demanda de contratos de los concesionarios
distribuidores y de los grandes consumidores. El
organismo regulador es la ANEEL.

La regulacién impone a los distribuidores la obligaciéon
de realizar contratos por el 100% de su demanda de
energia, que se realizan con una anticipacion de un
afio para la energia a suministrar por centrales ya
existentes y de tres o cinco afios para la energia a
suministrar por centrales nuevas a ser construidas.
Los generadores deben contar con respaldo de
energia asegurada por su capacidad instalada para
vender en contratos. No existen remuneraciones
especificas adicionales a la capacidad de generacion.
Los consumidores libres deben contratar también el
100% de su demanda.

El estado federal mantiene wuna participaciéon
importante en la generacion, a través de la propiedad
de las principales empresas de generacion hidraulica
(el 80% de la generacién permanece en manos del
Estado).
1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen
en la inversién y el abastecimiento

En el afio 2011 el sistema de generacion de Brasil
tenia una potencia instalada y en operacion de
117.134 MW vy una generacién anual de 504.665
GWh.

De la potencia instalada y en operacion 78.371 MW
(66,9%) corresponde a grandes centrales
hidroeléctricas, 20.649 MW (17.6%) a termoeléctricas
gue queman combustibles fosiles, 8.875 MW (7.6%) a
termoeléctricas que queman biomasa (principalmente
bagazo de cafa), 1.720 MW (1,5%) a termoeléctricas
gue queman otros tipos de combustibles, 4.087 MW
(3.5%) a hidraulicas pequefias (1 MW a 30 MW) y
minihidraulicas (menores a 1 MW), 2007 MW (1.7%) a
dos centrales nucleares y 1.425 MW (1,2%) a usinas
edlicas.

El Sistema Interligado Nacional-SIN, es un sistema de
base hidrotérmica de gran porte, con fuerte
predominancia de centrales hidroeléctricas y con

mdltiples propietarios. El SIN estd constituido por
cuadro grandes subsistemas: Sur, Sudeste/Centro-
Oeste (el mayor del pais por su demanda y que
atiende a la regién de mayor poblacion y produccion
industrial), Norte y Nordeste. El conjunto de las
centrales hidraulicas permite al sistema eléctrico
disponer de una gran capacidad para almacenar
energia en el periodo himedo, y conservarla para el
periodo seco.

Las interconexiones entre los subsistemas posibilitan
la optimizacién conjunta de la generacion en las
diferentes cuencas hidraulicas, aprovechando su
diversidad hidrolégica. La actual configuracion del SIN
hace posible transportar gran parte de la energia
generable en cualquiera de los subsistemas hacia la
demanda.

Existen también sistemas no interconectados al SIN
localizados principalmente en la Amazonia, cuya
demanda de energia es alrededor del 2.3% del total
del pais. Hasta dos afios, con la interconexion de la
ciudad de Manaus, capital del estado de Amazonas, y
del estado de Amapa, los sistemas no
interconectados seran muy pequefios y esparcidos en
la region amazénica.

1.1.3 Mercados para los generadores

La reforma del modelo institucional del sector
eléctrico de Brasil ocurrida en 2004 determind la
creacion de dos ambientes de comercializacion de
energia eléctrica:

* Ambiente de contrataciéon regulada (ACR) en el
gue compran mediante contratos las distribuidoras.

* Ambiente de contratacion libre (ACL) donde en
contratos bilaterales los generadores, importadores y
comercializadores venden a los consumidores libres y
exportadores.

Alun hay el mercado de corto plazo, donde en la
CCEE son realizadas operaciones de ajuste por los
saldos de los contratos, a un precio de liquidacion de
diferencias (PLD), que constituye un mercado spot de
energia.

» Mercado de corto plazo o spot

El Precio de Liquidacion de Diferencias (PLD), es el
utilizado para valorar las transacciones de energia en
el Mercado de Corto Plazo, resultantes del
apartamiento entre las cantidades contratadas y las
realmente generadas y consumidas. El PLD se
obtiene a partir de la aplicacion por el ONS
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(organismo operador del sistema) de los modelos de
optimizacion de la operacion del SIN. Estos modelos,
el NEWAVE de horizonte cinco afios y paso mensual,
y el DECOMP de horizonte 12 meses, encuentran la
solucion optima de empleo de los embalses,
arbitrando entre el beneficio presente por el uso del
agua y el beneficio futuro esperado por almacenar
agua reduciendo los costos esperados futuros de
combustible y de falla.

El PLD se determina semanalmente para cada uno de
tres escalones de carga y para cada submercado,
siendo igual al costo marginal, limitado por un tope
minimo y uno maximo (para 2012: 12.20 R$/MWh y
727,52 R$/MWh, respectivamente, equivalentes
aproximadamente a 6.02 US$/MWh y 359.09
US$/MWh (al tipo de cambio del 1/oct/2012). Los
submercados son Norte, Nordeste, Sudeste/Centro-
Oeste y Sur.

Por otro lado, cuando el nivel de energia hidraulica
embalsada en cada region es inferior a cierto limite de
seguridad, el ONS acciona la llamada Curva de
Aversion al Riesgo, y tiene lugar la entrada de
centrales térmicas y de importaciones aln cuando el
costo marginal de la generaciéon hidraulica obtenido
de los modelos haya resultado inferior al costo de
estos recursos.

En el célculo del PLD no son consideradas las
restricciones de transmisibn dentro de cada
submercado, de manera que la energia es tratada
como igualmente disponible en todo punto del
submercado y el precio es Unico dentro de cada
submercado. En cambio, en el céalculo del PLD se
tienen en cuenta las restricciones de transmision
entre los distintos submercados.

El calculo del PLD esta basado en el despacho “ex-
ante”, es decir que es realizado en base a la
programacion prevista, anterior a la operacion real del
sistema.

El PLD puede experimentar oscilaciones muy grandes
a lo largo del tiempo. La entrada en servicio de
“merchant plants” es decir centrales destinadas a la
venta en el mercado spot, es poco probable, incluso
en periodos como el de la sequia del afio 2001 en
gue los precios del mercado aumentaron, ya que
durante el periodo de construccién de una central, es
muy probable que los precios de mercado bajen
nuevamente como consecuencia de la aleatoriedad
hidrolégica. Por lo anterior, la clave para la realizacién
de inversiones de generacidn consiste en la obtencion
por anticipado de un contrato de suministro de
energia a precios predecibles y estables.

La liquidacion de los ingresos de las centrales
hidraulicas en el mercado spot se hace mediante el
Mecanismo de Realocagdo de Energia - MRE
(Mecanismo de Reasignacion de Energia). EI MRE

parte del concepto de Energia Asegurada de las
centrales hidraulicas. La Energia Asegurada de cada
una de las centrales hidraulicas, se calcula de modo
que el conjunto de las centrales hidraulicas del SIN
pueda abastecer la suma de energias aseguradas de
todas ellas, con elevada probabilidad, adn en
situaciones de sequia. El MRE asegura que todas las
centrales hidraulicas reciban ingresos
correspondientes al nivel de su Energia Asegurada,
independientemente de su produccién real de
energia, siempre que el conjunto de las centrales
hidraulicas esté generando por encima de la Energia
Asegurada de todo el sistema. EI MRE reduce el
riesgo de ingresos para un generador hidraulico que
resulta de la aleatoriedad de la generacion hidraulica
de su central, transfiriendo excedente de aquellas
centrales que en un periodo dado generan por encima
de su energia asegurada hacia las que generan por
debajo. A su vez, el producido por la existencia de
Energia Secundaria, energia generada por encima de
la Energia Asegurada del total del SIN, es repartido
entre los generadores hidraulicos, en la proporcién de
sus energias aseguradas.

» Mercado de generacién para los clientes
regulados

Los distribuidores deben garantizar el abastecimiento
de la totalidad de su demanda mediante contratos en
el Ambiente de Contratacién Regulada (ACR). Los
generadores que firman esos contratos son
seleccionados mediante licitaciones en la modalidad
de subastas.

La ANEEL esta a cargo de la regulacion de esas
licitaciones y de su ejecucidn, directamente o a través
de la Camara de Comercializacion de Energia
Eléctrica (CCEE).

Las empresas vencedoras en una subasta son las
gue ofertan un menor precio por MWh a suministrar al
distribuidor. Los Contratos de Comercializacién en
Ambiente Regulado (CCEAR) son entonces
realizados entre los generadores vencedores en las
subastas y los distribuidores que hayan declarado su
necesidad de compra para el afio de inicio de
suministro de la energia contratada en la subasta en
la proporcidn de sus necesidades declaradas.

Subastas A—5, A-3yA-1

Llamando A al afio previsto para el inicio del
suministro de energia, se definen tres tipos de
subastas.:

e Subastas A -
anterior al afio A;

5 realizadas en el quinto afio
* Subastas A - 3 realizadas en el tercer afio anterior
al afio A; y

» Subastas A - 1 realizadas en el afio anterior al afio
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A de inicio del suministro.

Las subastas A-5y A-3 se realizan para la compra de
energia de nuevos emprendimientos de generaciony
las A-1 para la compra a centrales existentes.
Ademas de las anteriores pueden realizarse subastas
de Ajuste, con el objeto de complementar el
suministro a un distribuidor, por hasta el 1% de su
demanda, con suministro a plazo de hasta 2 afios.

Ademas, fueron realizados subastas para la compra
de energia proveniente de fuentes alternativas e
subastas de energia de reserva.

La regulacion establece que los vendedores en los
contratos con los distribuidores, deben tener un
respaldo (lastro) fisico propio u obtenido mediante
contratacion con otros generadores ou
comercializadores de energia. -

Hasta 1° de agosto de cada afio (Afio A), todos los
distribuidores, vendedores, autoprodutores y los
consumidores libres informan al Poder Concedente
(Ministerio de Minas y Energia) la prevision de sus
mercados o0 cargas para los cinco afios
subsequentes.

El poder concedente determina la suma de las
demandas de los distribuidores y realiza una subasta
A-5, en el ambiente de contratacién regulada (ACR).
Las necesidades de los demés agentes son suplidas
en el ambiente de contratacion libre (ACL).

En el afio anterior al afio A, los distribuidores pueden
hacer una nueva prevision de demanda para el afio A,
informando  nuevas necesidades de energia,
correspondiente a la reposicion de contratos que se
vayan extinguiendo o de reduccion de las cantidades
previstas en los contratos de las subastas A-1
anteriores. El poder concedente determina la suma de
esas demandas y realiza una subasta A-1.

En el propio afio A, las distribuidoras pueden
participar de las subastas de ajuste comprando
pequefias cantidades de energia hasta el limite de 1%
de la carga contratada total.

La duracion de los contratos firmados con centrales
nuevas (subastas A-5 y A-3) es como minimo de 15
aflos y como maximo 30 afios, contados a partir del
inicio del suministro. Para los contratos con centrales
existentes (subastas A-1) la duracion es como minimo
5 afios y como maximo 15 afios para las subastas
hasta 2009 y como minimo de 3 afios y como maximo
15 afios en 2010 adelante. Para los suministros con
fuentes alternativas la duracion es entre 10 y 30 afios.
Las subastas de ajuste prevén el inicio de la entrega
en un plazo maximo de cuatro meses luego de la
subasta con plazo de suministro de hasta dos afios.

Los proyectos de generacion que como resultado de
la planificacién realizada por EPE y por resolucion del
Consejo Nacional de Politica Energética (CNPE) sean

considerados prioritarios, por su caracter estratégico y
su interés publico, son incluidos en las subastas A5 y
A3. Cada proyecto es ejecutado por la empresa que
oferte realizarlo cobrando el menor precio por la
energia generada por el mismo.

Los grandes aprovechamientos hidraulicos como los
de Santo Antdnio, Jirau e Belo Monte estan en este
caso. La subasta de Santo Antdnio fue realizada el 10
de diciembre de 2007 con un precio final de 78,87
R$/MWh siendo el inicio de su operacidén comercial en
2012 y concediéndose un contrato por 30 afios. La
subasta de Jirau fue realizada el 19 de mayo de 2008,
obteniéndose un precio final de 71,37 R$/MWh,
siendo el inicio de su operacién comercial previsto en
2013, y concediéndose un contrato por 30 afios. La
subasta de Belo Monte fue realizada en 20 de abril de
2010 con un precio final de 77,97 R$/MWh, siendo el
inicio de su operacion en 2015, y concediéndose un
contrato por 30 afios.

Subasta de Reserva

El Subasta de Energia de Reserva esta previsto en el
Decreto 6353 de enero de 2008 y tiene por objetivo la
venta de energia de reserva destinada a aumentar la
seguridad de abastecimiento, proveniente de
centrales contratadas pela Cémara de
Comercializacion de Energia Eléctrica para ese fin.

El 1° Subasta de Energia de Reserva fue realizado el
14 de agosto de 2008 para la venta con productos
con inicio de suministro en 2009 y en 2010, por medio
de contratos por 15 afos, destinado a los
emprendimientos térmicos a biomasa que no
hubiesen entrado en operacibn comercial. Se
comercializaron 530 MW medios procedentes de 31
centrales térmicas a biomasa.

El 2° subasta de Energia de Reserva fue realizado el
14 de diciembre de 2009 para la venta con productos
con inicio de suministro en 1° de julio de 2012, por
medio de contratos con duracion de 20 afos,
destinado a los emprendimientos edlicos, con precio
de venta medio de 148,39 R$/MWh. Se
comercializaron 753 MW medios procedentes de 71
emprendimientos edlicos con potencia instalada total
de 1805,7 MW vy garantia fisica de 783,1 MW.

El 3° subasta de Energia de Reserva fue realizado el
25 y 26 de agosto de 2010 para la venta de tres
productos de los emprendimientos térmicos a
biomasa con inicio de suministro en 2011, 2012 y
2013, por medio de contratos con duraciéon de 15
afios, uno producto de hidraulicas pequefias con inicio
de suministro en 2013, por medio de contratos con
duracion de 30 afios, y uno producto de
emprendimientos edlicos con inicio de suministro en
2013, por medio de contratos con duracion de 20
afios. Los emprendimientos que venceran la subasta
alcanzan la potencia de 1206,6 MW.
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El 4° subasta de Energia de Reserva fue realizado el
18 de agosto de 2010 para la venta con productos de
los emprendimientos térmicos a biomasa y eolicos
con inicio de suministro en 1° de julio de 2014, por
medio de contratos con duracion de 20 afios con
precio de venta medio de 99,61 R$/MWh. Los
emprendimientos que venceran la subasta alcanzan
la potencia de 1218,1 MW.

Contratacion en Modalidad
Modalidad Disponibilidad

Energia y en

El marco regulatorio permite que las centrales
contraten en esas dos modalidades. En la Modalidad
Cantidad de Energia el generador asume el riesgo de
generar la energia en la cantidad contratada. En la
Modalidad Disponibilidad el generador pone a
disposicion la planta, y el riesgo de la cantidad
generada queda a cargo de la distribuidora que
compra. El poder concedente viene optando por la
modalidad disponibilidad para las centrales térmicas y
en ella los distribuidores asumen el pago del
combustible.

« Mercado de generacioén para los clientes libres

Los consumidores con demanda igual o superior a 3
MW y fecha de conexién a la red posterior al 8 de julio
de 1995 vy los consumidores conectados
anteriormente a esa fecha con tensién de suministro
mayor o igual a 69 kV pueden comprar su energia a
cualquier suministrador.

Los consumidores con demanda superior a 500 kW
pueden comprar energia a la concesionaria de
distribucion local a tarifa regulada o pueden negociar
libremente la compra a generadores de fuente
incentivada (pequefias centrales hidraulicas, térmicas
a biomasa o edlicas).

Con la vigencia de la ley 10848 de 2004, se cred el
llamado Ambiente de Contratacién Libre (ACL). En el
ACL los clientes libres acuerdan contratos bilaterales
pactados liboremente con los generadores,
comercializadores e importadores. Los consumidores
libres deben ser agentes de la CCEE, pudiendo ser
representados a los efectos de la contabilizacion y
liquidacion, por otros agentes de esa camara.

Si un consumidor libre que ha optado por un
suministrador distinto de la distribuidora en el area en
la que se encuentra, toma la decisién de retornar a la
distribuidora para comprar su energia, debe formalizar
su pedido a la distribuidora con anticipacibn minima
de cinco afios. Se estima que actualmente, el 25% de
la demanda del pais corresponde al suministro a
clientes libres.

* Remuneraciones a la capacidad de generacion

No existen remuneraciones a la potencia instalada de
generacién, que complementen los ingresos por

contratos bilaterales y las ventas en el mercado spot
de energia. Existen por otro lado los Illamados
Encargos de Servicio do Sistema — ESS, que ANEEL
reglamentd, que pueden reportar remuneraciones a
los generadores por la prestacion al sistema de
distintos servicios asociados para mantener la
confiabilidad y estabilidad del sistema, que son
pagados por los agentes consumidores del mercado.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

Brasil posee un potencial abundantisimo de
generacion hidroeléctrica adn no explotado, que
segun el Plan Nacional de Energia (PNE-2030) esta
en torno de 126 GW y 740000 GWh al afio, localizado
en un 70% en la Amazonia.

El potencial edlico se ha estimado en 144 GW y
272000 GWh al afio, la mitad del cual se encuentra en
la regiébn Nordeste. La generacion excedente para el
mercado que puede proporcionar el bagazo de cafia
se estima en 44000 GWh, la mayor parte en la region
Sudeste. En cuanto a la energia solar, segun datos
del PNE-2030, Brasil Qresenta medidas de radiacion
solar entre 14 MJ/m® dia en las regiones Sur y
Sudeste y 22 MJ/m? en la region Nordeste.

En cuanto a las fuentes no renovables, Brasil dispone
de reservas nacionales de gas natural pero la
principal fuente de abastecimiento en lo inmediato es
el gas natural procedente de Bolivia, a través de un
gasoducto entre Bolivia y San Pablo. La capacidad de
suministro inicial es de 30 millones de metros cubicos
diarios. La construccion del gasoducto y la realizacion
de los contratos de aprovisionamiento fueran
realizadas con participacion de la empresa estatal de
hidrocarburos, Petrobras. Petrobras, controladora de
la sociedad propietaria del gasoducto Bolivia-Sao
Paulo.

1.1.5 Incentivos para la generacién con
fuentes renovables no convencionales
El mayor programa de incentivo a las fuentes

alternativas de energia eléctrica es el PROINFA —
Programa de Incentivos a las Fuentes Alternativas,
instituido por la Ley n° 10438, de abril de 2002, y
revisado por la ley 10762 de noviembre de 2003,
gerenciado por Eletrobras (empresa del gobierno
federal que es controladora de empresas
generadoras, transmisoras, distribuidoras y actian
también en la comercializacion de electricidad). El
programa tiene por objeto incentivar el uso de fuentes
renovables no convencionales (edlica, biomasa y
Pequefias Centrales Hidraulicas - PCH) y fomentar el
crecimiento de la industria nacional en ese campo.

El PROINFA prevé la operacion de 144 centrales
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totalizando 3299 MW de capacidad instalada, que
generaran aproximadamente 12013 GWh
anualmente, equivalente al 3.2% del consumo del
pais. La capacidad se compone de 1191 MW
provenientes de 63 pequefias centrales hidraulicas
(PCHs), 1423 MW provenientes de 54 parques
eodlicos y 685 MW de 27 centrales a biomasa. Toda
esa energia tiene la garantia de contratos de 20 afios
realizados por Eletrobras. El PROINFA ocasiona una
reduccion de gases de efecto invernadero de 2.8
Mton de CO, por afio y resulta en una mayor
distribucién del empleo y la renta en los distintos
estados del pais.

Ademés del PROINFA, en junio de 2007 el poder
concedente realizd6 la 1° subasta de Fuentes
Alternativas, para abastecer a los distribuidores, en la
gue fueron contratados 186 MW medios, con entrada
en operacion en 2010 y precio medio de R$ 139.12
IMWh. Estas subastas fueron reglamentadas por el
Decreto 6048 de febrero de 2007.

El 2° subasta de Fuentes Alternativas fue realizado el
26 de agosto de 2010 con inicio de suministro en
2013, contratos de 48.1 MWmedios de hidraulicas
pequefias con duracion de 30 afios y precio medio de
146.98 R$/MWh, contratos de 643.9 MWmedios de
emprendimientos edlicos con duracién de 20 afios y
precio medio de 134.10 R$/MWh, y contratos de 22.3
MWmedios de emprendimientos térmicos a biomasa
con duracién de 20 afios y precio medio de 137.92
R$/MWh

Subasta para los sistemas no interconectados al
SIN

Para atender la Ley n® 12111, de 9 de diciembre de
2009, fue realizado el 9 de abril de 2010 el 1° subasta
para los sistemas no interconectados al SIN. Fueran
contractados 3 productos, en el total de 8.17
MWmedios, de emprendimientos térmicos a biomasa
de residuo de madeira con precios de R$
149,00/MWh, R$ 148,50/MWh y R$ 149,00/MWh.
1.1.6 Comercio internacional de energia

En la central de Itaipu Binacional, en la frontera con
Paraguay existe capacidad de conversion de
frecuencia que permite a Brasil adquirir la energia
generada en 50 Hz y no tomada por Paraguay.
Ademas existen interconexiones con Paraguay de 50
MW, con Argentina de 2050 MW, con Venezuela de
200 MW (no integrada al sistema interconectado de
Brasil) y con Uruguay de 70 MW.

Se han realizado contratos de importacion de energia
desde Argentina y de importacién desde Venezuela,
los que se realizaron en el marco de la normativa
vigente, y existe un acuerdo de compra de la parte de
la energia correspondiente a Paraguay en la central

binacional de Itaipu, que no es tomada por dicho pais.

Los contratos de importacién desde la Argentina, que
ya no se encuentran operativos, se concretaron junto
con la construcciéon de una interconexion de 2000
MW, entre Garabi (sobre el rio Uruguay, frontera
entre ambos paises) e It4, mediante dos lineas de
500 kV en 60 HZz, con 2200 MW de capacidad de
conversién 50/60 Hz en Garabi.

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

Los planes determinativos de generacién y
transmisién son realizados por la EPE, Empresa de
Pesquisa Energética, creada por la ley 10847 de
marzo de 2004, y reglamentada por el decreto 5184
de agosto de 2004.

La EPE esta vinculada al Ministerio de Minas y
Energia (MME) y realiza estudios, investigaciones y
planes para implementar la politica energética del
MME. Entre las principales atribuciones de la EPE se
encuentran: realizar estudios y proyecciones de la
matriz energética del pais, identificar y cuantificar los
potenciales de recursos energéticos, estudiar los
aprovechamientos 6ptimos del potencial hidraulico,
obtener la licencia ambiental previa y la declaracion
de disponibilidad hidrica necesarias para realizar
licitaciones de centrales hidraulicas, y obtener las
licencias ambientales para las lineas de transmision y
elaborar estudios para el desarrollo de los planes de
expansion de la generacion y transmision de energia.
La EPE realiza planes decenales de energia y ha
realizado recientemente el PNE 2030, plan energético
general con ese horizonte.

Mediante subastas, se determinan las empresas que
deben construir las instalaciones de generacion y
transmisién contenidas en los planes de EPE.

1.1.8 Incidencia de la regulacion ambiental
en el desarrollo de la generacion

Por la importancia de la hidroelectricidad, y dado que
los proyectos hidroeléctricos previstos inundan en
general grandes superficies, los aspectos ambientales
son esenciales en el sistema eléctrico de Brasil. Las
principales obras del sector requieren la realizacion
de un informe de impacto ambiental previo.

Existe un érgano regulador ambiental con importantes
repercusiones para el sector eléctrico, el Consejo
Nacional de Medio Ambiente (CONAMA), cuyas
atribuciones incluyen establecer normas para la
realizacion de estudios de impacto ambiental en obras
e instalaciones del sector.
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1.1.9

Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

El costo de falla se incluye como una maquina
adicional en la estimacién de los valores del agua de
los embalses y de los costos marginales de
generacién resultantes, que determinan el precio spot.
Actualmente, el costo de falla est4d definido en
1.206,38 R$/MWh para reduccion de carga entre 0%
y 5%.

No obstante, en la determinacioén de la operacion de
los embalses, junto a los costos de falla se consideran
restricciones adicionales de seguridad, que surgen de
una curva de aversion al riesgo, que establece niveles
minimos de almacenamiento en cada submercado y
para cada periodo del afio, por debajo de los cuales
se recurre a la generacién térmica.

1.2 Trasmision

Las concesionarias de transporte son responsables
por el mantenimiento y disponibilizacion de sus
instalaciones, las que son operadas por el ONS. El
acceso a la red por cualquier agente es libre,

mediante resarcimiento del costo de transporte,
cumpliendo los procedimientos operativos y de
contratacion.

El sistema de transmisién de Brasil cuenta hoy con
méas de 99.000 km de lineas de tensién mayor o igual
a 230 kV y capacidad de transformacion superior a
222.000 MVA, segun datos del Plano Decenal de
Energia Eléctrica 2020, desarrollado por la EPE. El
mismo estudio apunta que la estimativa es que hasta
2020 esteba en operacion mas de 142.000 km de
lineas de tension de red troncal e mas de
290.000 MVA de capacidad de transformacion.
La predominancia en el sistema de generacion
de centrales hidroeléctricas situadas a grandes
distancias de los centros de carga exige un
sistema de transmisién extenso y complejo.

El estado federal mantiene una participacion
importante en el sector, a través de la propiedad
de la mayor parte de la red de transporte troncal.
1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision

La planificacién de la expansion del sistema de
transmisién es realizada de forma centralizada y
determinativa por la EPE. Los principales estudios
estan contenidos en:

» El Plan Decenal de Energia — PDE, que estudia
con horizonte de 10 afios los sistemas de generacion
y transmision.

e ElI Programa de Expansién de la Transmisién
(Programa de Expansao da Transmissdo — PET) que
es un estudio de medio plazo con un horizonte de 5
afos.

Las instalaciones de transmisién se clasifican en:

* Red Basica (red troncal): instalaciones con tensién
mayor o igual a 230 kV

* Frontera: instalaciones de transformaciéon con
primario mayor o igual a 230 kV que alimentan la red
de distribucién en tensién inferior a 230 kV

» Restantes instalaciones de transmision (Demais
Instalacbes de Transmisséo - DIT), en cualquier nivel
de tensidon, de uso exclusivo o compartido de
generadores o de uso exclusivo de un consumidor
libre.

Las nuevas obras para la expansion de la Red Basica
son licitadas por medio de wuna subasta de
transmision, mientras que los refuerzos en las
concesiones existentes son autorizados por la
ANEEL.
1.2.2 Ingresos del transportista

Los contratos de concesibn de transmision son
generalmente celebrados por treinta afios de vigencia,
teniendo como moneda de referencia el real. Los
contratos definen revisiones de la remuneracion cada
cuatro anos, y reajustes tarifarios anuales, de acuerdo
al indice IGP-M o IPCA.

El ingreso anual permitido (Receita Anual Permitida —
RAP) es el pago recibido por las concesionarias por la
disponibilizacién de sus instalaciones para el servicio
publico de transmision.

* Ingresos por remuneracion de los activos

A los efectos de la remuneracion, las instalaciones de
la Red Troncal se dividen en:

i) Instalaciones Existentes;

i) Nuevas Instalaciones Autorizadas;

i) Nuevas Instalaciones Licitadas.

Instalaciones Existentes de la Red Troncal
instalaciones

Se remuneran los activos de las

existentes:

* La depreciacion de los activos destinados a
prestar el servicio, calculada como el producto de una
tasa media de depreciacion de la empresa por el
monto de los activos brutos del sistema.

« Una rentabilidad sobre los activos liquidos (activos
a los que se ha deducido la depreciacion acumulada),
calculada a una tasa de retorno regulada.

37

Secretaria Ejecutiva: Blvr. Gral. Artigas 1040 - 11300 - Montevideo - Uruguay | Tel.: {+598) 2709 0611(*) - Fax: (+598) 2708 3193 | secier@cier.org.uy - www.cier.org.uy



-0

'89[‘

COMISION DE INTEGRACION
ENERGETICA REGIONAL

Como resultado la remuneracién por una instalacion
existente va decreciendo a lo largo del tiempo. Para la
mayoria de las empresas el ingreso asociado a esas
instalaciones fue definido en 1999 y esta sujeto al
presente apenas a reajustes de acuerdo al indice
IGP-M, hasta el afio 2015, cuando terminan los
contratos de concesibn asociados a esas
instalaciones.

Nuevas instalaciones de transmisién de la Red
Troncal autorizadas por resolucion especifica

Para las instalaciones de transmisién autorizadas por
resolucion especifica de ANEEL se tiene un ingreso
anual que remunera la inversién realizada en la
implantacion de nuevas instalaciones, sustitucién o
alteraciones en las instalaciones existentes de la red
troncal, recomendadas por la EPE (Empresa de
Pesquisa Energética) o el ONS, para aumento de la
capacidad de transmision o la confiabilidad del
sistema.

Dado que no se realiza una subasta para determinar
la empresa que tiene a cargo la instalacion, el criterio
de remuneracién por la RBNI es representar una
remuneracién justa por la inversion realizada por el
transportista autorizado a construir y operar la
instalacién. La remuneracion anual se calcula como
una anualidad de la inversidn autorizada, a la tasa de
retorno regulada, y sujeta a revisién cada cuatro afios.

Instalaciones de transmisiéon de la Red Troncal
licitadas en la modalidad de subasta (leildo )

Se trata en este caso de instalaciones nuevas cuya
construccién, operacion y mantenimiento se concede
mediante una subasta. El valor del ingreso anual
permitido (RAP) de la transportista es el que resulta
de la propuesta ganadora en la subasta, que se paga
a partir de la entrada en operacién comercial de la
instalacién y por un periodo de 30 afios, siendo objeto
de ajustes de acuerdo a lo establecido en el contrato
de concesion.

En cada lote de instalaciones de la red troncal licitado
en la modalidad de subasta, la ANEEL determina los
valores maximos para la RAP ofertada admisibles en
las licitaciones.

» Tasa de retorno regulada

Para el calculo de la tasa de retorno regulada la
ANEEL adopta la metodologia del WACC (Weighted
Average Cost of Capital — WACC), costo medio
ponderado del capital, aplicando el modelo CAPM
(Capital Asset Pricing Model). Ese enfoque busca
proporcionar a los inversores un retorno igual al que
seria  obtenido en otras inversiones con
caracteristicas de riesgo comparables.

En el WACC, se requiere estimar el grado de
apalancamiento (participacion de fondos prestados en

los activos totales) 6ptimo para el sector. Tanto para
las empresas existentes quanto para las empresas
entrantes a partir de licitaciones se toma el valor
63,55%.

La tasa de retorno real en moneda nacional después
de impuestos determinada por el WACC es de 7,24%
para las empresas existentes en 1999, adoptada en el
segundo ciclo de revision tarifaria (2009-2013). Para
las obras licitadas a partir de 2000, la tasa de retorno
regulada esta sujeta a actualizacién cada cinco afios
(al quinto, décimo y decimoquinto afio) y para 2011 es
de 5.59% en términos reales y después de impuestos.

* Ingresos por remuneracién de costos de
operacién y mantenimiento

La ANEEL remunera a la empresa un costo operativo
eficiente estdndar, que se calcula teniendo en cuenta
las condiciones reales del area geogréfica de la
concesion. Los costos cubiertos incluyen la operacion
y mantenimiento de las redes eléctricas, gestion
comercial, direccion y administracion. La metodologia
empleada para la segunda revision periddica de
costos fue aprobada por la Resolugdo Normativa n°
386, del 15 de dezembro de 2009, donde se
determinan los costos operacionales a partir de
métodos de benchmarking.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

La remuneracidn por el uso de los sistemas de
transmision se da mediante la Tarifa de Uso de los
Sistemas de Transmision (TUST) que es fijada por la
ANEEL. Esas tarifas buscan asegurar la recaudacién
de los costos del sistema de transmision y dar
sefiales locacionales que exijan mayores cargos a
quienes emplean mas el sistema.

A partir de julio de 2004 la TUST paso6 a tener dos
parcelas:

 La TUSTgg, correspondiente a las instalaciones
integrantes de la Red Troncal con tension igual o
superior a 230 kV, y que es calculada mediante la
Metodologia Nodal.

e La TUSTgg, para las instalaciones de
transformacion con primario de tension mayor o igual
a 230 kV y que alimentan la red de distribucion de
tensibn menor a 230 kV, y para las Demais
Instalacdes de Transmissao - DIT's de uso compartido
entre  concesionarias de  distribucién. Esta
remuneracién es calculada mediante el prorrateo de
los ingresos necesarios para las instalaciones, entre
las cargas que alimentan.

La TUST se calcula a partir de la simulacion del
Programa Nodal, sistema computacional que
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implementa la Metodologia Nodal. Esta metodologia
atribuye tarifas por el uso de la red de transmisién a la
generacién y a la demanda en cada nodo, que
dependen de la intensidad de uso que hacen esas
inyecciones o retiros de potencia.

La Metodologia Nodal empleada se propone que las
tarifas por inyeccién o extraccion de potencia en cada
nodo de la red, reflejen los costos marginales de largo
plazo (CMLP) que una inyeccion o extraccion de 1
MW ocasionan en la red.

Los costos considerados son la suma de los costos
de inversion de una red ideal de minimo costo y en la
gue las expansiones de la red se realizan en forma
continua y empleando las rutas de las lineas de
transmisién existentes.

Para una inyeccidn o retiro de 1 MW en un nodo, el
costo marginal de inversion es igual a:

NL
my =Y Bs.C,.Fpond

L=1

Donde

NL Es la cantidad total de elementos de la red,
lineas y transformadores

Rig Es la variaciéon del flujo en el elemento L
de la red, ante una inyeccion o extraccion
de 1 MW en la barra B del sistema.

C. Es el costo unitario de reposicion de la
capacidad del elemento L de la red, en
R$(reales)/MW

Fpond, Es un factor de ponderacién de la carga

del elemento L, que vale 0 si la carga del
elemento es menor que un limite minimo
respecto a la capacidad maximay 1 si la
carga es mayor que ese limite.

Los factores de sensibilidad B,z se calculan tomando
una barra de referencia, cuya variacién de generaciéon
compensa la inyeccibn o extraccion marginal
realizada en la barra B.

Con esta metodologia la tarifa para una inyeccidn o
extraccion puede resultar negativa, si la misma
contribuye a descargar la red.

Como la suma de las remuneraciones calculadas por
esta metodologia nodal no permite recuperar la
totalidad de los costos de inversién de la red, se
agrega una parcela de ajuste, constante en R$
(reales) por MW, que se agrega a todas las tarifas.

Las pequefias centrales hidroeléctricas (PCHSs) y los
emprendimientos de generacidon que emplean fuentes
alternativas de energia (solar, biomasa, edlica y
cogeneracion) con potencia menor o igual a 30 MW
tienen derecho a un descuento de al menos 50% en

las tarifas de uso de los sistemas de transmision y
distribucién, por la energia comercializada, porcentaje
gue se determina en el propio acto de autorizacién.

En junio de 2007 fue aprobada la Resoluciéon
Normativa n°® 267, alterando el calculo de la TUST
para los nuevos emprendimientos que participen de
las subastas de generacion. Para las subastas de
energia nueva, la ANEEL publica un conjunto de
TUST aplicables a los nuevos emprendimientos cuya
conexién se haga directamente a la red basica y que
no estén en operaciéon comercial.

En abril de 2010 fue aprobada la Resolucién
Normativa n° 399, que alter6 la sefalizacién
econdmica para las TUST fuera del horario de punta
para el segmento consumo, 0 sea, las cargas pagan
ahora por la contratacion en pico del sistema e fuera
del pico del sistema.

Em marco de 2011, foi aprovada a Resolugéo
Normativa n°® 429, que traz aprimoramentos na REN
399/2010, expandindo o periodo de transicdo
existente para aplicacé@o das tarifas de uso do sistema
de transmissédo (TUST) aplicaveis ao periodo fora de
ponta, de forma a permitir a adequada contratacdo
dos usuérios da rede bésica.

Em agosto de 2011, foi aprovada a Resolucdo
Normativa n°® 442, que trata das disposi¢cdes relativas
as instalacdes de transmissdo de energia elétrica
destinadas a interligacBes internacionais que se
conectam a rede basica, abrangendo Receita Anual
Permitida (RAP), contratacdo do uso das instalacdes
e equiparacdo das instalacbes de transmisséo
necessarias aos intercambios internacionais aos
concessiondrios de servico publico de transmissédo de
energia elétrica.

Em agosto de 2011, foi aprovada a Resolucdo
Normativa n°® 443, que estabelece a distincdo entre
melhorias e reforcos em instalagbes sob
responsabilidade de concessionaria de transmissao.

Em outubro de 2011, foi aprovada a Resolugdo
Normativa n® 454, que estabelece os critérios e
condicbes para entrada em operacdo comercial de
reforcos e ampliacbes de instalagBes de transmisséo
a serem integrados ao SIN.

1.3 Distribucion

Un gran ndmero de las mayores empresas de
distribucion son de capital privado. No obstante, una
parte de los estados de la Federacidon, mantiene la
propiedad de empresas de distribucion.

Las concesionarias de distribucién del SIN no pueden
participar en otras sociedades de manera directa ni
indirecta, ni realizar actividades de generacion y
transmisién, ni venta a consumidores libres, excepto
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los que estén localizados en su area de concesion, y
en ese caso, bajo las mismas condiciones de tarifas y
plazos aplicadas a los clientes regulados cautivos. De
la misma forma las concesionarias de generacion no
pueden ser coaligadas ni controladoras de
sociedades que desarrollen el servicio publico de
distribucion. Las restricciones anteriores no se aplican
a las empresas de distribucion en el suministro a
sistemas aislados, o en la atencién al mercado propio
siempre que este sea de tamafio inferior a 500 GWh
anuales.
1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia. Traslado a
las tarifas de los costos de compra en
el mercado mayorista

Por proceder de subastas en el ambiente regulado,
los costos que los distribuidores experimentan por la
obtencidn de la energia en el mercado mayorista son
trasladables a las tarifas, bajo la fiscalizacion de
ANEEL.

La contrataciéon de energia por los distribuidores es
totalmente regulada, como se describié antes, por lo
gue solamente compete a los distribuidores informar
la totalidad de sus necesidades de energia con cinco
afos de anticipacion, pudiendo rever la prevision con
tres afios de anticipacion. Se admite a los
distribuidores el traslado a las tarifas de hasta un 3%
de energia contratada por encima de su demanda. Si
la sobrecontratacion es mayor al 3% no se reconoce
el exceso y la subcontratacibn es objeto de
penalidades. Si por el contrario existe un déficit en la
contratacion de la distribuidora, esta debe comprar
energia en el mercado de corto plazo y esta también
sujeta a penalidades.

Determinacion de los activos del
distribuidor a remunerar

1.3.2

La Base de Remuneracion a los efectos de definir las
tarifas para los consumidores refleja las inversiones
prudentes requeridas para prestar el servicio,
cumpliendo los requisitos del contrato de concesion
(en particular el nivel de calidad de servicio exigido),
valorando los activos a “precios de mercado”,
“adaptados” a través de indices de aprovechamiento,
como dispone la Resolucion de ANEEL 234/2006.

Los activos considerados elegibles son valorizados
por sus precios de reposicion a nuevo, segin un
Banco de Precios (base de datos de precios)
mantenido por la ANEEL. El Banco de Precios
determina una media de los precios de los Ultimos dos
a cuatro afios por tipo de equipamiento, en base a las
compras  efectivamente realizadas por la
concesionaria.

Al valor de reposicion de los activos, subestaciones,
terrenos y edificaciones, se les aplica todavia un
factor  multiplicativo  denominado  “indice  de
aprovechamiento” que refleja el grado en que los
activos estan efectivamente empleados, para tener en
cuenta el grado de sobredimensionamiento que las
empresas puedan presentar en sus inversiones.

Las revisiones tarifarias para las concesionarias de
distribucion se realizan, en media, cada cuatro afos.
El primer ciclo de revisién ocurrié entre 2003 y 2006 y
en la actualidad esté& teniendo lugar el segundo (2007-
2010).

Para la determinacion del valor de los activos a incluir
en la Base de Remuneracibn en esta segunda
revision se procedié como sigue:

a) la base de remuneracion aprobada en el primer
ciclo de revision tarifaria fue “blindada”, es decir se
tomaron como base para la segunda revision los
valores de la primera, como se describe a
continuacion.

b) de la base blindada fueron expurgadas las bajas de
activos ocurridas entre las fechas base de la primera
y la segunda revision.

c) una vez hechas esas bajas, los valores del primer
ciclo fueron actualizados por un indice de precios
mayoristas el IGP-M.

d) finalmente a los valores anteriores se los corrigio
teniendo en cuenta la depreciacion entre las fechas
base de la primera y la segunda revision.

e) las inclusiones de activos entre las fechas base de
la primera y la segunda revision fueron realizadas
valorizando los activos con la metodologia de la
Resolucién 234/2006.

f) los valores finales de activos resultan de la suma de
los valores actualizados de la base de remuneracién
“blindada” corregidos y actualizados (item d) y los
valores de las inclusiones (item e).

No se incluyen en la base de remuneracion los
activos recibidos en donacién o pagados por el
consumidor.

1.3.3 Tasa de retorno de los activos

La metodologia para el célculo de la tasa de retorno
esta contenida en la Resolucion 234/2006 y los
resultados fueron aprobados por la Resolucién
246/2006.

La estructura 6ptima de capital a emplear en el
WACC se basa en los datos empiricos de empresas
de distribucidon eléctrica de Brasil, Argentina, Chile,
Australia y Gran Bretafia, donde se emplea un
régimen regulatorio de precios maximos. Con ese
criterio se adopt6é una participacién del 57.16% de la
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deuda (capital de terceros) en los activos totales.

La tasa de retorno en términos reales es de 9.95%
después de impuestos.

Remuneracién de los costos de
administracion, operacion y
mantenimiento y gastos de
comercializacion

1.3.4

Los costos de  operacion, mantenimiento,
administracién y gestibn comercial son calculados
para las concesionarias en los procesos de revisién
tarifaria  mediante la metodologia de definir una
empresa de referencia (ER). Se busca remunerar a
las empresas por un costo medio que permita a la
empresa mantener los niveles de calidad de servicio
exigidos y la capacidad inalterada de los activos
durante toda su vida Util. Las empresas tienen
incentivos a reducir sus costos para aumentar sus
beneficios.

Reduccion de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia o
aumento de economias de escala

1.3.5

Se aplica el llamado Factor X, que reduce el reajuste
de los costos gerenciables por la empresa que se
trasladan a la tarifa (la llamada Parcela B de los
costos reconocidos en las tarifas). Este factor se
aplica para tener en cuenta los aumentos de
productividad resultantes del aumento en la escala del
negocio, debidos al incremento de la demanda, tanto
por mayor consumo de los clientes (crecimiento
vertical) como por la incorporacién de nuevos clientes
en el area servida (crecimiento horizontal).

1.3.6 Ajuste e indexacion de la
remuneracion al distribuidor
(VADE,VAD, u otra denominacién)

En los contratos de concesion de las distribuidoras de
energia, firmados a partir de 1995 se previeron las
tarifas iniciales y sus mecanismos de alteracion.
Estan previstas las revisiones tarifarias periodicas,
revisiones tarifarias extraordinarias y un reajuste
tarifario anual.

En el contrato de concesion, los costos de la
distribuidora reconocidos en las tarifas se dividen en
dos parcelas. La parcela A consiste en los llamados
“costos no gerenciables” por la concesionaria e
incluye los costos de compra de energia eléctrica
para la reventa a los consumidores regulados, los
costos de transporte de energia y diversos cargos
sectoriales (por ejemplo el cargo del operador del
sistema, el ONS, tasas de fiscalizacion, etc.). La
parcela B incluye los “costos gerenciables” como

costos de operacibn y mantenimiento y costos de
capital de la empresa de distribucion.

La parcela B se reajusta  anualmente
incrementandose por un factor (IVI = X). VI es el
cociente del valor del IGP-M de la Fundacién Getulio
Vargas en el mes anterior al del reajuste que se
procesa y el mismo indice en el mes anterior a la
fecha de referencia del reajuste anterior. X es un
factor determinado por la ANEEL como se describio
en un punto anterior.

1.3.7 Procedimientos y estudios técnicos
para determinar las remuneraciones

La Revision Tarifaria ocurre, en media, cada cuatro
afos. En el periodo entre revisiones, las tarifas con
ajustadas por el IGP-M (indice de precios mayoristas),
menos el Factor X.

A lo largo de ese periodo las concesionarias realizan
inversiones que son reconocidas en la revisién
siguiente.

1.3.8 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

El servicio puede ser suspendido por culpa del
consumidor, para evitar perjuicios a los demas
consumidores cuando aquél viola normas técnicas o
administrativas, o bien por incumplimiento en los
pagos del consumidor. La Ley General de
Concesiones establece que esta Ultima causal no
constituye falta de la concesionaria a la obligacion de
continuidad del servicio. El articulo 17 de la ley
9427/1996 establece que los procedimientos de
suspension del servicio eléctrico por falta de pago a
consumidores que presten servicios publicos o
esenciales y cuya actividad sufra perjuicio por ese
corte, deben ser comunicados al Poder Publico local o
al Poder Ejecutivo Estadual. Para los consumidores
comunes la distribuidora debe informar sobre la
suspension de servicio por falta de pago, por escrito,
con por lo menos 15 dias de anticipacion. Después
del pago del consumidor, la distribuidora tiene 48
horas para reponer el servicio.

La tarifa admite un porcentual de incumplimiento de
pagos de los consumidores, en las remuneraciones
reconocidas a la concesionaria. La concesionaria
tiene incentivos a mejorar su gestion de recaudacién
para que los impagos sean inferiores al valor
reconocido en la tarifa.

Los porcentajes de atraso e incumplimiento en los
pagos son diferentes en las distintas regiones del
pais. En el conjunto del pais, el porcentaje de
incumplimiento tarifario (inadimplencia) reconocido a
las empresas toma valores de 0,2%, 0,6% o 0,9% de
la facturacion.
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1.3.9

Regulamentac¢ao técnica

A maior parte da regulamentacdo técnica dos
sistemas de distribuicdo esta reunida em documento
intitulado Procedimentos de distribuicdo — PRODIST.
Nesse contexto, os Mobdulos que compdem o
PRODIST sao documentos regulatérios que
padronizam as atividades técnicas relacionadas ao
funcionamento e desempenho dos sistemas de
distribuicio de energia elétrica. O Documento
disciplina o relacionamento entre os agentes setoriais
no que se refere aos sistemas elétricos de distribuicdo
de propriedade das concessionarias e
permissionarias de servico publico de distribuicdo,
gue incluem todas as redes e linhas de distribuicao de
energia elétrica em tensdo inferior a 230 kV, seja em
baixa tenséo (BT), média tensdo (MT) ou alta tens&o
(AT).

O PRODIST disciplina formas, condigcbes e
responsabilidades relativas a conexdo, planejamento
da expansédo, operacdo, medicdo, perdas técnicas e
gualidade da energia, definindo procedimentos,
sistematizando a troca de informacdes entre as partes
e, para alguns casos, estabelecendo critérios e
indicadores.

O PRODIST é composto pelos seguintes modulos:
* M6dulo 1 - Introducao;

* M6dulo 2 - Planejamento da Expansédo do Sistema
de Distribuicao;

» Médulo 3 - Acesso ao Sistema de Distribuicao;

» Médulo 4 - Procedimentos Operativos do Sistema de
Distribuicao;

» Médulo 5 - Sistemas de Medigéo;

» Médulo 6 - Informacgdes Requeridas e Obrigacdes;

» Médulo 7 - Calculo de Perdas na Distribuicao;

» Médulo 8 - Qualidade da Energia Elétrica.

» Médulo 9 — Ressarcimento de danos elétricos.

Além  do PRODIST, algumas resolucdes
complementam a regulamentacdo técnica dos
sistemas de distribuicdo, como, por exemplo, trés
importantes Resolucdes Normativas publicadas em
2012:

- REN n° 482, de 17/4/2012: estabelece critérios para
0 acesso de micro e minigeracdo distribuida ao
sistema de distribuicdo, assim como estabelece os
procedimentos relativos ao sistema de compensacgéo
de energia destinado a energia proveniente de tais
geradores;

- REN n° 502, de 7/8/2012: regulamenta requisitos
minimos para sistemas de medicdo de unidades
consumidoras de baixa tensdo (“medidores
inteligentes”); e

- REN n° 506, de 4/9/2012: consolida as regras de
acesso ao sistema de distribuicdo por meio de
conexdo a instalacdbes de propriedade de
distribuidora.
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4 CHILE

Texto 2012 redactado generosamente por CGE - Distribucion

1.1 Generacién

1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el

abastecimiento

La expansién de la generacion en Chile ha tenido
lugar principalmente para abastecer la demanda en el
mercado de contratos. Existe la obligacion para los
distribuidores de obtener contratos de abastecimiento
para abastecer la totalidad de la demanda de los
clientes regulados con una anticipacion minima de
tres afios, asi como la necesidad de los clientes libres
de abastecerse mediante contratos. Por esta razon, la
mayor parte de la capacidad instalada de generaciéon
debe tender a contar con contratos de suministro.

Ademas, existe una remuneracion a la potencia firme
de generacion incluida en los precios de los contratos
y también transferencias de potencia entre
generadores que resultan de la operacion. Estos
ingresos por capacidad para los generadores también
incentivan la inversién en generacion.

Por otra parte, el disponer de un contrato de energia
facilita la obtencién de financiamiento.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen
en la inversion y el abastecimiento

Chile es un pais con limitada capacidad de recursos
energéticos que depende principalmente de la
hidrologia y de la importacion de hidrocarburos para
atender la mayor parte de sus necesidades. El pais
carece de recursos petroleros significativos, por lo
gue el petréleo debe ser importado. El gas natural es
importado mediante seis gasoductos desde Argentina,
aunque los volumenes transados en los dltimos afios
practicamente han sido nulos, y actualmente ya estan
operativos dos terminales de regasificacién de GNL.
La principal fuente primaria para la generacién
eléctrica es la hidroelectricidad.

En el afio 2011 la generacidn total bruta fue de 62.438
GWh, de los cuales el 33,3% procede de generacion
hidraulica, 0,5% edlica y el 66,2% es térmica. La
potencia instalada total fue de 17.438 MW.

El sector eléctrico de Chile esta formado basicamente
por dos sistemas interconectados, que son el Sistema
Interconectado Central (SIC), con el 74% de la
capacidad instalada y el Sistema Interconectado del
Norte Grande (SING) con el 25% de la capacidad.

El SIC es el principal sistema eléctrico chileno,

entregando suministro al 92% de la poblaciéon del
pais. ElI SIC abastece un consumo destinado
mayoritariamente a clientes regulados que constituye
el 69% del consumo total. El SIC tiene una capacidad
instalada de 12.715 MW pertenecientes en su
mayor parte a tres empresas generadoras (Endesa,
39% vy Colban, 19%, ambas con importante
generacion hidraulica y AES Gener, 10% vy
mayoritariamente térmica. El SING cuenta con una
capacidad instalada de 4.580 MW a diciembre de
2011 y el 89% de la demanda se debe a grandes
consumidores mineros e industriales.

El SING cuenta con una interconexién en 345 kV con
una central generadora emplazada en Argentina, cuya
capacidad instalada es de 640 MW. La importacion de
energia representdé un 4,6% de la generacion bruta
del SING y solamente el 1,2% de la energia generada
bruta disponible en el pais.

No estad regulada la actividad de comercializadores
puros, es decir, intermediarios de energia sin
generacion propia.

El marco regulatorio competitivo para el mercado de
generacién estda en funcionamiento en Chile desde
hace treinta afios. No hay participacion empresarial
del Estado en el sector.

1.1.3 Mercados para los generadores

e Mercado de corto plazo o spot

El precio spot en el SIC estd fuertemente
condicionado por el estado de los embalses y la
situacién hidrolégica. EI manejo de los embalses es
determinado por los Centros de Despacho Econémico
de Carga (CDEC) de acuerdo a un modelo de valor
del agua. Para el despacho de las centrales térmicas
se emplean los costos variables de generacién. Los
costos variables no son auditados por el Ente
Regulador, pero son verificados y contrastados por
cada CDEC.

El precio spot es igual al costo marginal de corto
plazo del sistema o el costo de falla si se esta en
racionamiento, excluyendo de la formacién de precios
las maquinas en operacion forzada por razones
técnicas. Los precios spot de energia y potencia en el
mercado mayorista en los distintos nudos se calculan
utilizando factores de penalizacion de energia y de
potencia de punta que consideran las pérdidas
marginales de transmision de energia y de potencia.

Al mercado spot concurren exclusivamente los
generadores, para comercializar en él las diferencias
entre su generacion real y las ventas pactadas en
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contratos. Los distribuidores no participan en el
mercado spot y deben adquirir la totalidad de su
energia mediante contratos. En el caso de los clientes
sujetos a fijacion de precios, dichos contratos deben
ser licitados publicamente.

e Mercado de los clientes

regulados

contratos para

Las distribuidoras eléctricas estan obligadas a
disponer de manera permanente de contratos de
suministro eléctrico para abastecer a sus clientes
regulados para un horizonte minimo de 3 afios. Para
tales efectos, deben licitar publicamente el 100% del
suministro destinado a abastecer el consumo de sus
clientes regulados.

La regulacién de los contratos para abastecer a los
clientes regulados tiene diferencias segun se trate de
los contratos a precios de nudo de corto plazo o de
los que entraron a regir a partir del 1° de enero de
2010 como resultado de las disposiciones de la
modificacion de la Ley Eléctrica efectuada en mayo
de 2005 (la llamada “Ley Corta II”).

Los precios de los contratos entre generadores y
distribuidores que hayan sido suscritos con
anterioridad a la promulgacién de la Ley Corta Il, ya
referida, estan regulados por la Comisién Nacional de
Energia (CNE) y deben ser iguales a los
denominados precios de nudo (hoy precios de nudo
de corto plazo), calculados cada seis meses. Existen
precios de nudo de energia y potencia.

Para el calculo de los precios de nudo de corto plazo
de energia se parte de un precio basico de la energia,
que es el promedio mavil actualizado de los precios
spot de energia esperados durante los siguientes 48
meses, en el nudo que representa el centro de carga
del sistema. Los precios de nudo de la energia en los
demas nudos resultan de multiplicar el precio basico
en el centro de carga por factores de penalizacion
originados en las pérdidas marginales de cada
sistema.

Para el célculo de los precios de nudo de la potencia,
se parte del precio basico mensual de la potencia
firme, que se determina como la mensualidad por kW
instalado de los costos de capital y costos fijjos de
operacion y mantenimiento de una turbina a gas de
referencia, con un margen de reserva. Existe un factor
de penalizacién para determinar el precio de nudo de
la potencia en los distintos nodos del sistema, a partir
de dicho precio basico.

En el caso de que los precios mondmicos resultantes
de los precios de nudo de energia y potencia tuviesen
un desvio de mas de un 5% respecto del precio medio
de mercado (precios mondmicos de los contratos
realizados por los clientes libres con generadores en
el mercado mayorista y precios de los contratos
suscritos con posterioridad a la vigencia de la Ley
Corta Il), la CNE debe modificar los precios regulados

de nudo de modo que entren dentro de una banda
alrededor del promedio de los precios libres, cuyo
ancho puede variar entre un 5% y un 30%,
dependiendo de la magnitud de la desviacién entre el
precio de nudo tedrico y el promedio de los precios
pagados por los clientes libres. Esta correccion se ha
aplicado permanentemente a partir del afio 2004,
debido a aumentos en el precio de nudo calculado por
la CNE originados a su vez por mayores precios de
los combustibles y restricciones en el suministro de
gas natural desde la Republica Argentina.

Cabe sefialar que a diciembre de 2011, queda una
fraccibn muy minoritaria de contratos suscritos a
precios de nudo de corto plazo, siendo la gran
mayoria de los contratos suscritos a precios de nudo
de largo plazo.

Para los contratos entre generadores y distribuidores
gue entraron en vigencia a partir del 1° de enero de
2010, suscritos bajo el régimen establecido en la Ley
Corta Il, los precios de la energia deben proceder de
licitaciones publicas que se deben realizar con bases
de licitacién aprobadas por la Comisién Nacional de
Energia (CNE). Los precios resultantes de las
licitaciones, denominados precios de nudo de largo
plazo, se traspasan a las tarifas reguladas.

Los contratos deben tener una duracibn maxima de
15 afios y se adjudican al proponente que ofrezca el
menor precio de energia.

En cada licitacion el valor madximo admisible de los
precios ofertados por la energia sera el equivalente al
limite superior de la banda alrededor de la cual debe
situarse el precio de nudo vigente al momento de
licitacion, incrementado en un 20%. En caso de
declararse desierta la licitacién, se debe realizar una
segunda licitacibn con un precio mMaximo
incrementado en un 15% respecto de la primera
licitacion.

El precio de la potencia continda siendo regulado y es
el fijado por el decreto de precio de nudo vigente al
momento del llamado a licitacién. Los precios de
energia y potencia resultantes de las licitaciones
publicas se denominan “precios de nudo de largo
plazo”.

Con todo, en caso que el precio promedio de compra
de energia de una distribuidora sobrepase en mas del
5% el promedio ponderado del precio de energia
calculado para todas ellas, el precio promedio de tal
concesionaria debe ajustarse de modo de suprimir
dicho exceso, el que debe ser absorbido en los
precios promedio del resto de las distribuidoras del
sistema, a prorrata de las respectivas energias
suministradas para clientes regulados.

Asi, el precio que se transfiere a cliente final, es el
precio promedio ponderado de todos los contratos
gue el distribuidor tuviera vigentes para abastecer a
sus clientes regulados, tanto de corto como de largo
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plazo, a los que se les adiciona el ajuste sefialado en
el parrafo anterior.

» Mercado de contratos para los clientes libres

Los consumidores con potencia conectada superior a
2000 kW (“clientes libres”) deben contratar su
suministro directamente con generadores o0 con
distribuidores. Los contratos de los distribuidores con
generadores destinados a abastecimiento de clientes
libres no estan regulados y deben ser independientes
de los contratos destinados al suministro de clientes
regulados. Los consumidores con una potencia
conectada entre 500 kW y 2.000 kW tienen la opcion
de contratar su tarifa a precio libre por un periodo
minimo de 4 afios, para lo cual deberan informar a la
distribuidora con 12 meses de antelacion.

Los clientes libres no pueden comprar en el mercado
spot de energia ni en el mercado de transferencias de
potencia, los que estan reservados a los generadores,
por lo que para abastecerse tienen necesariamente
gue contratar con generadores o distribuidores. Los
distribuidores no estdn obligados a suministrar
energia a los consumidores cuyas caracteristicas los
habilitan a ser clientes libres.

 Remuneraciones a la capacidad de generacion
y a las reservas

Cada generador debe estar en condiciones de
satisfacer, en cada afo, la demanda de los clientes
con quienes ha contratado, coincidente con la punta
del sistema, mediante potencia firme propia y
eventualmente la adquirida a otros generadores. Los
generadores que resulten deficitarios deben adquirir
la potencia de punta a los que resulten excedentarios.
Se entiende por horas de punta aquellas en las que
existe mayor probabilidad de pérdida de carga del
sistema.

Se crea de esta manera un mercado de
transferencias de potencia de punta, cuyos principios
generales estan contenidos en el reglamento de la ley
de servicios eléctricos.

Se entiende por potencia firme preliminar a la
potencia que el generador puede aportar con un
porcentaje de confiabilidad predeterminado en las
horas de punta. En su calculo se debe considerar las
indisponibilidades mecénicas, variabilidad hidrolégica,
nivel de los embalses y caracteristicas técnicas de las
unidades. La potencia firme de un generador se
obtiene multiplicando la potencia firme preliminar por
el cociente entre la demanda maxima del sistemay la
suma de las potencias firmes preliminares de todos
los generadores.

Cada afio el CDEC calcula en diciembre, las
transferencias de potencia previstas para el afio
préximo, de acuerdo a los contratos vigentes, lo que
genera pagos mensuales. Una vez ocurrida la
demanda maxima de cada afio, el CDEC recalcula las

transferencias de potencia segin las demandas

reales.
1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

La mayor parte de los combustibles empleados en
generacién de energia eléctrica son de origen
importado (gas natural, carbon y derivados del
petréleo) y, hasta el afio 2004, no habia habido
problemas de abastecimiento de estos combustibles.
Sin embargo, a partir del afio 2004, se establecieron
restricciones para la exportacién de gas natural en la
Republica Argentina, las que se han ido
incrementando paulatinamente hasta el punto que
actualmente casi no hay abastecimiento de gas
argentino a las centrales de generacion.

En el mediano y largo plazo, las nuevas inversiones
en generacion estan modificando la matriz energética
en Chile, reduciendo la generacién con gas natural
proveniente de Argentina y aumentando el parque de
centrales hidraulicas, a carbon y de energias no
convencionales. En 2009 fue puesto en servicio un
terminal de regasificacion de GNL para el SIC, con
capacidad de 10 Mm®dia, en la localidad de
Quinteros. Los socios de este proyecto son BC
Group, ENAP, Endesa Chile y Metrogas.

En 2010 fue puesto en servicio en Mejillones, un
terminal de regasificacién para el SING. De propiedad
de GDF Suez y Codelco, cuenta con una capacidad
de 5,5 Mm%dia.

El emprendimiento hidraulico de mayor tamafio que
se esta proyectando es el del consorcio Hidroaysén,
integrado por las generadoras Endesa y Colbun,
destinado a aprovechar el recurso hidroeléctrico en la
provincia surefia de Aysén, por aproximadamente
2.400 MW.

1.1.5 Incentivos para la generacion con
fuentes renovables no convencionales

Las modificaciones a la Ley Eléctrica efectuadas los
aflos 2004 y 2005 (“Ley Corta 1" y “Ley Corta II”)
establecieron incentivos para la generacion con
energias renovables no convencionales. Se
estableci6 la exencion del pago de peajes de
transmision troncal para estos medios de generacion
y se obligé a las distribuidoras a comprar hasta un 5%
de su demanda a generadores con energias
renovables no convencionales a un precio igual al
precio promedio de compra de las distribuidoras.
Debido a que los precios medios de generacién con
fuentes renovables no convencionales todavia eran
superiores a los precios de compra de los
distribuidoras, dicha modificacibn no significé un
incentivo real para estos medios de generacion.

Como consecuencia, en abril de 2008 se aprobd la ley
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N° 20.257 que obliga a las empresas que retiren
energia de la red en los sistemas eléctricos con una
capacidad instalada de méas de 200 MW, para
comercializarla con distribuidoras o con clientes
finales, a acreditar que el 5% para los afios 2010 a
2014, aumentandose en un 0,5% anual a partir del
afio 2015, hasta alcanzar el afio 2024 el 10%, de la
energia ha sido generado con medios de generacion
renovables no convencionales, propios o contratados,
con un régimen transitorio que se describe en el
parrafo siguiente. Las empresas pueden comercializar
los excedentes de energia renovable por encima de
su obligacién anual.

La obligacién rige a contar del 1 de enero del afio
2010, y se aplica a todos los retiros de energia de los
generadores para comercializarla con distribuidoras o
con clientes finales cuyos contratos se hayan suscrito
a partir del 31 de agosto de 2007, sean contratos
nuevos, renovaciones, extensiones u otras
convenciones de similar naturaleza.

Se entiende como fuentes renovables no
convencionales a las energias procedentes de
biomasas, edlica, solar, geotérmica y de centrales
hidraulicas de potencia menor a 20 MW. A los efectos
del cumplimiento de la obligacién se incluyen las
inyecciones provenientes de centrales hidroeléctricas
de potencia méxima menor o igual a 40 MW,
corrigiendo su magnitud por un factor lineal que es
igual a 1 para centrales menores o iguales a 20 MW e
igual a cero para aquellas iguales o mayores a 40
MW.

Las empresas que no acredite el cumplimiento de esa
obligacion deben pagar un cargo por cada MWh de
déficit respecto de su obligacion (aproximadamente
30 US$/MWh en la actualidad). Si dentro de los tres
aflos  siguientes  incurriese  nuevamente en
incumplimiento de su obligacién, el cargo se
incrementa en un 50%. Esos cargos se destinan a los
clientes finales y a los clientes de las distribuidoras
cuyos suministros hubieren cumplido la obligacion
descrita en el parrafo anterior.

1.1.6 Comercio internacional de energia
eléctrica

Una linea de transmisién conecta el norte argentino
con el SING chileno (Norte de Chile). Se trata de una
interconexion en 345 kV con una central generadora
emplazada en Argentina, cuya capacidad instalada es
de 640 MW, que se ha conectado recientemente al
sistema interconectado argentino.

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

La CNE realiza planes indicativos de generacion,
empleados principalmente en el calculo de los precios
de nudo, que requiere proyecciones de los costos
marginales del sistema para los siguientes cuatro
afios. No existe una planificacion vinculante para los
generadores ni otras formas de intervencion estatal
directa para asegurar el abastecimiento.

1.1.8 Incidencia de la regulacién ambiental
en el desarrollo de la generacion

La mayor parte de los derechos de uso del agua ya
esta concedida. La construccion de centrales
hidraulicas se ha visto demorada por la existencia de
reclamaciones ambientales y de grupos indigenas
gue reclaman derechos sobre las areas afectadas.

En general no existen restricciones a la entrada de
empresas en la generacién y transmision desde el
punto de vista de la legislacion eléctrica, pero han
existido dificultades para la aprobacion de las
autorizaciones ambientales y objeciones por parte de
grupos ambientalistas y de poblaciones afectadas, en
especial para el desarrollo de centrales
hidroeléctricas, aunque recientemente se ha
incrementado de manera significativa la oposicion a
nuevas centrales térmicas, e incluso de renovables.
1.1.9 Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

El precio spot de energia puede alcanzar el costo de
falla en caso de racionamiento y también se utilizan
los costos de falla para proyectar los costos
marginales bajo distintos escenarios hidrolégicos en
el célculo de los precios de nudo.

Los costos de falla empleados en el SIC al mes de
noviembre de 2011 son los siguientes, segun la
profundidad de la falla:

Profundidad de la falla Costo en US$/MWh
0-5% 513,76
5-10% 534,30
10 - 20% 566,72
mayor a 20% 611,03

En base a estos valores se determina un valor Gnico
representativo denominado costo de racionamiento que es
de 521,70 US$/MWh.

El articulo 163 de la Ley General de Servicios
Eléctricos establece que en caso de producirse o
preverse un déficit de generacién, el Poder Ejecutivo
podra dictar un decreto de racionamiento, previo
informe de la CNE. El déficit de energia registrado en
el sistema debera ser cubierto proporcionalmente y
sin discriminacidon de ninguna especie, entre todas las
empresas generadoras, tomando como base la
totalidad de sus compromisos de venta de energia.
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1.1.10 Responsabilidades de distribuidores y
generadores que venden en contratos
ante situaciones de racionamiento

Las responsabilidades de los generadores que
venden en contratos a los distribuidores con el fin de
abastecer a clientes regulados estan previstas
también en el articulo 163 de la ley General de
Servicios Eléctricos. El articulo establece que los
generadores deberan pagar a sus clientes
distribuidores o finales sometidos a regulacion de
precios cada kWh de déficit que los haya afectado,
determinado sobre la base de sus consumos
normales, a un valor igual a la diferencia entre el
costo de racionamiento y el precio de nudo de la
energia. Los distribuidores a su vez, deben traspasar
integramente el monto recibido a sus clientes finales
regulados.

Las transferencias de energia que se produzcan en
un centro de despacho econdémico de carga,
resultantes del decreto de racionamiento, también se
valorizaran al costo marginal instantaneo aplicable a
las transacciones de energia en el sistema, el que en
horas de racionamiento equivale al costo de falla.

1.2 Transmision

No existe un monopolio legal a favor de una Unica
empresa del transporte troncal en alta y extra alta
tension. No obstante la casi totalidad del sistema de
transmision de alta y extra alta tension (154-220 y 500
kV), pertenece a la empresa privada Transelec S.A.
junto a su filial Transelec Norte. Esta empresa es la
propietaria y operadora de la gran mayoria de las
instalaciones troncales de transmisién eléctrica que
conforman el Sistema Interconectado Central, SIC,
como asimismo de wuna fraccion del Sistema
Interconectado del Norte Grande, SING.

La legislacion establece el principio de libre acceso a
la transmisiébn con tarifas de peajes reguladas
calculadas por la autoridad regulatoria,
reemplazandose el sistema anterior que consideraba
solamente un método de calculo y dejaba la
determinacion de los peajes a la negociacion de las
partes, estableciendo mecanismos de arbitraje en
caso de discrepancias.

A los efectos regulatorios el sistema de transmisién
chileno se divide en tres sistemas:

e Sistema Troncal: constituido por las lineas y
subestaciones eléctricas que son econdmicamente
eficientes 'y necesarias para posibilitar el
abastecimiento de la totalidad de la demanda del
sistema eléctrico respectivo. El sistema de
transmisién troncal se caracteriza por instalaciones en
voltajes de 220 kV y superiores y por presentar una
variabilidad relevante en la magnitud y direccién de
los flujos de potencia para diferentes escenarios de

disponibilidad del parque generador.

» Sistema de Subtransmision: cada sistema de
subtransmisién estda constituido por las lineas y
subestaciones  eléctricas que, encontrandose
interconectadas al sistema eléctrico respectivo, estan
dispuestas para el abastecimiento exclusivo de
grupos de consumidores finales libres o regulados,
territorialmente identificables, que se encuentren en
zonas de concesidn de empresas distribuidoras.

» Sistema  Adicional:  constitudos por las
instalaciones de transmisiébn que, encontrandose
interconectadas al sistema eléctrico respectivo, estan
destinadas esencial y principalmente al suministro de
energia eléctrica a usuarios no sometidos a
regulacién de precios, y por aquellas cuyo objeto
principal es permitir a los generadores inyectar su
produccién al sistema eléctrico.

Las tensiones de transmision mas utilizadas en el
pais son: 500 kV, 220 kV, 154 kV, 110 kV y 66 kV.

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision
Cada cuatro aflos un Comité conformado

representantes del Ministerio de Energia, la Comisién
Nacional de Energia, las empresas generadoras, de
transmisién troncal, las distribuidoras y los clientes no
sujetos a fijacion de precios contratan la realizacion
de un estudio a un consultor independiente con el
objeto de valorizar cada tramo del sistema de
transmisién troncal y definir sus ampliaciones y
expansiones para cada escenario previsto de
expansion de la generacion.

Sobre la base de los resultados de este estudio,
anualmente los Centros de Despacho Econdmico de
Carga (CDEC) deben analizar la consistencia entre
los resultados del estudio y los desarrollos efectivos
en materia de inversion en generacion y evolucién de
la demanda. Como resultado de este analisis deben
emitir un informe a la CNE con sus propuestas sobre
las obras que deben realizarse o iniciarse en los
préximos 12 meses para posibilitar el abastecimiento
de la demanda. Por su parte, en un plazo de 30 dias
después de recibido el informe del CDEC, la CNE
presenta el plan de expansién para los doce meses
siguientes.

Las obras de ampliacion de las instalaciones
existentes deben ser ejecutadas en forma obligatoria
por sus propietarios, mientras que las nuevas obras
deben ser licitadas por los CDEC y adjudicadas a las
empresas que ofrezcan hacerlas por la menor
remuneracion anual. EI monto de esta remuneracion,
debidamente indexado, se mantiene por los cinco
periodos tarifarios siguientes (20 afos) y luego las
remuneraciones son determinadas cada cuatro afos
en la misma forma que las demas instalaciones del
sistema de transmisién troncal.
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1.2.2

Ingresos del transportista

e Transmision troncal

Para las instalaciones existentes el concepto por el
gue se remunera el activo es el AVI, el cual es la
anualidad del valor nuevo de inversibn de las
instalaciones a precios de mercado vigentes. La tasa
de descuento para el célculo de la anualidad es del
10% real anual, determinada por ley y la vida Gtil se
determina por cada componente de la instalacién. En
las instalaciones existentes se remuneran los costos
de operacion, mantenimiento y administracion
(COMA). Este valor, junto con sus férmulas de
indexacion es determinado por consultores
independientes cada cuatro afios, como una
remuneracion estandar.

El valor anual de la transmision por tramo de cada
sistema de transmisién troncal se fija cada cuatro
afos por el Ministerio de Energia, conforme al estudio
realizado por un consultor independiente ya sefalado.
El consultor determina el AVI, la vida util y los COMA,
la formula del indexacion y el VATT (valor anual de
transmisién por tramo).

Para las instalaciones nuevas, tiene lugar una
licitacion para determinar la empresa que construird y
explotara las instalaciones, que se resuelve segun el
valor anual de la transmision por tramo que requieran
en su oferta las empresas para cada proyecto. La
remuneraciéon al transportista es la que resulta de la
oferta ganadora. El valor anual de la transmisién por
tramo resultante de la licitacion y su férmula de
indexacion constituira la remuneracion de las nuevas
lineas troncales y se aplica durante cinco periodos
tarifarios, transcurridos los cuales las instalaciones y
su valorizacion deben ser revisadas y actualizadas de
la misma forma que el resto de las instalaciones
existentes.

e Subtransmision

En las instalaciones de subtransmisién se remunera
la anualidad del valor de inversién del conjunto de
instalaciones econdmicamente adaptadas a la
demanda, y el COMA.

Un estudio contratado por las empresas propietarias
de las instalaciones propone el AVI de las
instalaciones, el COMA y las formulas de indexacién
para el valor anual de esas remuneraciones, las
cuales son finalmente fijadas por el Ministerio de
Energia y tienen una vigencia de cuatro afios.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

e Transmision troncal

Se define un “ingreso tarifario”, que resulta de la

estimacién mediante simulacion de la diferencia
resultante de valorar a los costos marginales de
energia y potencia las inyecciones y retiros en los
extremos del tramo. La diferencia que no es cubierta
por este ingreso tarifario, se define como el peaje.

Para determinar los peajes por uso de la transmisién
troncal, se define dentro de la misma un conjunto de
instalaciones llamadas area de influencia comun
(AIC). El area de influencia comun (AIC) dentro de la
transmisién troncal, se define como el minimo
conjunto de instalaciones entre dos nodos de dicho
sistema, tales que entre ellos se realice al menos el
75% de la inyeccion de energia del sistema, y el 75%
de la demanda del sistema y que se maximice el
cociente: (porcentaje de inyecciones en AIC respecto
al total del sistema) dividido (porcentaje del valor de
inversion en AIC respecto al total del sistema).

Por las instalaciones del AIC los generadores pagan
el 80% de los peajes de cada tramo en proporcion al
uso esperado que hagan del mismo y los consumos el
20% restante también en proporcién al uso esperado.

Por las instalaciones del sistema de transmision
troncal que no pertenece al AIC, los generadores y
cargas pagan de acuerdo al uso esperado. El uso
esperado se determina considerando un conjunto de
escenarios que incluyen en su definicion las
condiciones de hidrologia y disponibilidad de
centrales, bajo condiciones de demanda maxima. En
los escenarios en los que el flujo por una instalacién
se dirige hacia el AIC la cuota parte del costo del
tramo se asigna a los generadores ubicados aguas
arriba en proporcion a sus inyecciones en el tramo.
En los escenarios en los que el fluo por una
instalacion no se dirige hacia el AIC, la cuota parte del
costo del tramo se asigha a las empresas que
efectian retiros aguas debajo de los flujos, en
proporcidn a esos retiros.

La determinacion de los flujos esperados resulta de
una simulacion del sistema de generacién y
transmisién para los siguientes cuatro afios.

» Subtransmision

Los generadores pagan por concepto de inyeccién
anual esperada de energia y potencia a los sistemas
de subtransmision y los demandantes por concepto
de retiro de energia y potencia.

El pago anual por parte de centrales generadoras que
inyectan en estos sistemas se determina en los
estudios de simulacibn y corresponde al valor
esperado que resulta de ponderar, para cada
condicién esperada de operacion, la participacion de
pago de las centrales en cada tramo del sistema de
subtransmisién. Se considera que en los tramos del
sistema de subtransmisién que presentan direccion
de flujos hacia el sistema troncal en la
correspondiente condicién operacional, los pagos se
asignan a las centrales que se ubican aguas arriba
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del tramo respectivo. Los tramos que en la condicidn
operacional presentan la direccidon de flujos contraria,
se asignan a los retiros de energia del sistema.

Los peajes regulados aplicados sobre los retiros de
energia y potencia de un sistema de subtransmision,
resultan de la diferencia entre el monto de los costos
anuales de inversiéon, operacion y administracion a
gue tiene derecho el transportista por el sistema y el
pago anual de los generadores descrito en el parrafo
anterior.

» Sistema adicional

Los generadores y los demandantes pagan peajes
gue se rigen por lo previsto en los respectivos
contratos de transporte entre los usuarios y los
propietarios de las instalaciones. Para los
demandantes sometidos a regulacién de precios
abastecidos directamente desde sistemas de
transmisién adicional, los precios deben reflejar los
costos que éstos importan a los propietarios de los
sistemas.

1.3 Distribucion

El VAD (Valor Agregado de Distribucion) es la
remuneracion por la actividad de distribucién. En el
VAD quedan comprendidos los costos fijos, costos de
las pérdidas y costos de inversién y de operacién y
mantenimiento por unidad de potencia suministrada.

Las empresas distribuidoras son clasificadas en areas
tipicas. En cada una de estas areas se determina una
VAD, sobre la base de criterios de eficiencia de una
empresa operando en el pais.

1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia. Traslado a
las tarifas de los costos de compra en
el mercado mayorista

Las distribuidoras eléctricas traspasan a sus clientes
regulados los precios que resulten de promediar los
precios vigentes para dichos suministros conforme
con los respectivos contratos de suministro con los
generadores.

De conformidad a las nuevas disposiciones legales
vigentes a partir de 2010, en el caso de que el precio
promedio de energia de una distribuidora sobrepase
el 5% del precio calculado para todas las
distribuidoras del sistema, el exceso se suprime y es
absorbido por todos los consumidores de precio
regulado del sistema eléctrico correspondiente.

El mecanismo de traslado a tarifas de los costos en el
mercado mayorista para clientes regulados no genera
riesgos financieros ni pérdidas econémicas para los
distribuidores.

Determinacion de los activos del
distribuidor a remunerar

1.3.2

El VAD remunera la anualidad de la inversion de una
red Optima valorada a valor de nuevo de reposiciéon
(VNR). Para cada érea tipica, la Comisién Nacional
de Energia (CNE) selecciona una empresa la cual
sera objeto de una modelacion de costos eficientes,
tanto de parte de un consultor contratado por la CNE
como de un consultor contratado por la empresa. En
la modelacion, solo se consideran las demandas de
los clientes de la empresa de referencia y su
ubicacién geografica. Los consultores deben proceder
a disefiar una red de distribucion, con prescindencia
de las redes reales.

Las caracteristicas del célculo de la red 6ptima para la
determinacion del VAD se definen en las Bases
Técnicas elaboradas por la CNE.

La red se dimensiona adaptada para la demanda del
aflo base (afio calendario anterior al de la fijacion
tarifaria), pero se deben considerar las holguras que
resultan de considerar la inversion que resulta 6ptima
para el afio base, considerando un periodo de
evaluacion de 15 afios.

1.3.3 Tasa de retorno de los activos

La tasa de retorno empleada para el célculo del VAD
esta fijada en 10% real antes de impuestos.

Sin perjuicio de lo anterior, al determinarse el VAD se
realiza una verificacion de la rentabilidad estimada de
las empresas, en caso de aplicarse dichos VAD
preliminares. Si las tarifas basicas preliminares
determinadas por el regulador, en una estimacion de
flujos de fondos de las empresas de distribucion,
permiten al conjunto de las empresas concesionarias
obtener una tasa de rentabilidad econ6mica antes de
impuestos, que no difiera en mas de cuatro puntos de
la tasa de actualizacién del 10%, los valores
agregados ponderados que les dan origen son
aceptados. En caso contrario, los valores se ajustan
proporcionalmente de modo de alcanzar el limite mas
proximo superior o inferior, es decir 6% o 14%
respectivamente.

1.3.4 Costos de administracion, operacion y
mantenimiento y gastos de
comercializacion

Las componentes de costos de administracion,
operaciéon, mantenimiento y comercializacion del
VAD, son determinadas por los consultores para la
empresa de referencia que es objeto de modelacion.
Los costos reales no son considerados.
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Reduccion de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia
derivada del aumento de economias de
escala

1.35

En el decreto tarifario de distribucion que se dicta
cada cuatro afios, se establece un porcentaje de
reduccion del VAD para cada afio de vigencia de las
tarifas por concepto de economias de escala.

1.3.6 Ajuste e indexacién de la
remuneracion al distribuidor

Las revisiones tarifarias tienen lugar cada cuatro
afos. Entre revisiones tarifarias el VAD de cada area
tipica es indexado mensualmente segun un indice de
la tasa de cambio del délar y aranceles aplicables a
los equipos importados, indices de precios locales al
consumidor, indice de precios al por mayor de
productos nacionales, e indice de precios del cobre.
1.3.7 Ingresos por actividades no reguladas

La existencia de ingresos adicionales por actividades
no reguladas no afecta las remuneraciones reguladas,
puesto que la empresa modelo se dimensiona para
prestar soOlo el servicio de distribucion y las

actividades distintas a la distribucién que usualmente
emplean los activos de distribucion (tal como el apoyo
de lineas de telecomunicaciones) tienen precios
regulados.

1.3.8 Procedimientos y estudios técnicos
para determinar las remuneraciones

El regulador y las empresas de distribucion contratan
independientemente estudios para la determinacién
del VAD.. Los coeficientes de ponderacion son: dos
tercios para los valores que resulten del estudio
encargado por la CNE y un tercio para los valores que
resulten del estudio encargado por las empresas
como conjunto, o para el promedio de los valores
resultantes en los estudios encargados
individualmente por las empresas, si los hubiera.

1.3.9 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

La Ley permite expresamente el corte del suministro a
los consumidores morosos luego de 45 dias de
vencida la primera factura impaga, exceptuando sélo
carceles y hospitales. Los cortes de suministro se
realizan normalmente y no hay intervenciones de
autoridades que impidan el corte a clientes morosos.
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5 COLOMBIA

Texto 2012 redactado generosamente por Codensa, Emgesa e Isagen

1.1 Generacién

1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el

abastecimiento

En Colombia existe un Mercado de Energia Mayorista
- MEM en donde generadores y comercializadores
publicos, privados y mixtos, venden y compran
energia en grandes bloques dentro de un marco
regulatorio establecido por la CREG.

Dentro de este modelo existe un mercado de corto
plazo (Bolsa de Energia o spot) donde los
generadores mediante subastas diarias ofertan
precios y declaran disponibilidades de su energia y un
mercado de contratos de largo plazo de caracter
financiero, mediante el cual los agentes obtienen
cobertura frente a la alta volatilidad de los precios de
la energia del mercado de corto plazo. La operaciony
administracién del mercado estd a cargo de la
empresa XM, Compafiia de Expertos en Mercados,
filial de Interconexion Eléctrica S.A. E.S.P - ISA -,
cuya actividad de operacion del Sistema
Interconectado Nacional es ejecutada por el Centro
Nacional de Despacho (CND), mientras que el
Administrador del Sistema de Intercambios
Comerciales (ASIC) se encarga de realizar las
liguidaciones de todas las transacciones del mercado
y de administrar el registro de los contratos de
energia a largo plazo y de las fronteras comerciales,
asi como también de la administracion de las
Transacciones Internacionales de Electricidad —TIE—
con Ecuador.

Adicionalmente, se ha establecido un esquema de
expansion del parque generador denominado Cargo
por Confiabilidad, que se basa en remunerar la
Energia Firme que los generadores pueden entregar
al sistema bajo condiciones de hidrologia critica,
asegurando asi un ingreso a las nuevas plantas y/o
unidades de generacion por un plazo de hasta veinte
afios, adicional al que perciben por la venta de su
energia a través de los contratos y la Bolsa de
Energia. El mecanismo de asignaciéon de las
obligaciones asociadas al Cargo por Confiabilidad, se
basa en un esquema de mercado mediante la
realizacion de una subasta, cuando se requieren
recursos adicionales de generacion, o mediante un
mecanismo administrado de forma central donde se
remuneran también los recursos existentes.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen

en la inversién y el abastecimiento

En el Mercado Eléctrico Colombiano los precios spot
se determinan a partir de las ofertas y la
disponibilidad declarada por los generadores, donde
se presenta una alta volatilidad, dada la importante
componente hidraulica del sistema, en este sentido,
fendbmenos climaticos como el Nifio y/o la Nifa
pueden impactar en la disponibilidad de recursos y en
la formacion del precio spot. Este esquema de
mercado permite el establecimiento de un sistema de
cobertura financiera a través del mercado de los
contratos bilaterales de compra venta de energia de
largo plazo.

El sistema de generacion colombiano tiene una
capacidad instalada de 14.420 MW". En el afio 2011,
el 63.7% de la capacidad de generacion fue de origen
hidraulico y el resto principalmente de centrales
térmicas a gas natural (21.2% de la capacidad
instalada) y carbén (6.9% de la capacidad instalada).
La capacidad instalada del sistema fue superior a la
del 2010, debido principalmente por la entrada en
operacion de la central Porce 3 con su primera unidad
(180 MW) el 11 de enero, incrementandose a 370 MW
el 2 de mayo, luego a 550 MW el 10 de junio para
alcanzar finalmente los 660 MW el 2 de septiembre; y
al aumento de la capacidad térmica en un 11.2%
debido a la entrada de Flores 4 con 450 MW el 12 de
agosto de 2011. En cuanto a la generacién real por
recursos, se destaca el incremento de los de origen
hidrico producto de la presencia del Fenbmeno la
Nifia durante gran parte del afio 2011.

Colombia tiene tres interconexiones con Venezuela
gue suman 336 MW de capacidad y dos
interconexiones con Ecuador bajo el esquema de
Transacciones Internacionales de Electricidad — TIEs.
En el marco de la Decision CAN 536, el 1 de marzo
de 2003, se inauguré la interconexion eléctrica
Colombia-Ecuador, constituida por una linea de 230
kV a doble circuito y con una capacidad de 250 MW
para los intercambios. Al 1 de noviembre de 2008, se
incorporé una nueva linea de interconexion a 230 kV
con lo cual la capacidad de transferencia aumenta a
500 MW.

Luego de la armonizacién regulatoria entre Colombia
y Panama, mediante la cual se establecieron las
bases para el desarrollo de intercambios de
confiabilidad con dicho pais y con el Mercado

! Informe Operacional de XM - 2011
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Eléctrico Regional -MER-, se adelant6 en Panama un
Acto de Concurrencia de compra de energia y
potencia en el cual no pudieron participar los
generadores colombianos por la suspension de la
subasta de Derechos Financieros de Acceso a la
Capacidad de Interconexion — DFACI que debia
llevarse a cabo previamente.

El Estado nacional y los municipios mantienen la
propiedad de empresas de generacibn que
corresponden aproximadamente al 35% de la
capacidad disponible, de la casi totalidad del sistema
de transmision y de varias empresas de distribucion.
Existen alrededor de 44 empresas de generacion, y la
participacion de mercado de la mayor empresa
privada de generacion es de alrededor del 23%. Las
empresas integradas verticalmente representan
aproximadamente el 40% en generacion y 60% en
distribucion de energia.

1.1.3 Mercados existentes

. Mercado de corto plazo o spot

El Administrador del Sistema de Intercambios
Comerciales (ASIC), compensa Yy liquida las
transacciones spot en el mercado, denominado Bolsa
de Energia. Con un dia de anticipacién a la operacion,
cada generador declara diariamente a la bolsa la
disponibilidad horaria de sus recursos y una oferta de
precio. La operacion de los embalses responde a
esas ofertas y no depende de una optimizacion
centralizada, ni empleo del valor del agua. La Unica
definicién centralizada sobre el uso del agua se da
cuando las centrales hidraulicas generan para cubrir
restricciones del sistema.

El 1 de agosto de 2009 entr6 en vigencia la
Resolucién CREG 051 de 2009, mediante la cual se
establece una metodologia para la remuneracién de
los Costos de Arranque-Parada de las unidades
térmicas en la subasta diaria del mercado. Los
agentes generadores térmicos presentan sus ofertas
de precios de forma desagregada, teniendo en cuenta
la oferta de precios a la Bolsa de Energia (costos
variables) y los Precios de Arranque-Parada. Los
Precios de Arranque y Parada se ofertan
trimestralmente, como un valor fijjo en ddlares
americanos y se puede diferenciar por configuraciony
tipo de combustible. El despacho ideal se optimiza
sobre las 24 horas del dia, e incorpora los Precios a la
Bolsa y los de Arranque-Parada.

El Precio Marginal o de Bolsa del sistema
corresponde a la suma del Maximo Precio Ofertado
(MPO), correspondiente al precio de la oferta del
Ultimo recurso despachado para atender la demanda
de energia del sistema en cada hora sin considerar el
Precio de Arranque y Parada, al cual se adiciona una
componente que ajusta el Precio Marginal con un
valor adicional (CJl) para remunerar la totalidad de los

ingresos requeridos por cada planta térmica
despachada en el ideal, incluyendo el Precio de
Arranque y Parada, con lo cual el céalculo de los
precios de bolsa tiene en cuenta solo las ofertas de
precios y para efectos de liquidacién se incorporara al
precio de bolsa un delta (Al).

Existe un precio minimo para las ofertas de energia
en el mercado, tanto para la subasta diaria como para
las ventas en contratos, que corresponde a la suma
de varios cargos. El principal de ellos es el Costo
Equivalente Real de Energia - CERE, que permite a
los generadores recaudar el valor correspondiente al
Cargo por Confiabilidad, los otros cargos son: Aportes
Ley 99 de 1993 (Ambiental), el costo del servicio de
regulacién secundaria de frecuencia (AGC) y el aporte
al Fondo de Aportes a las Zonas no Interconectadas —
FAZNI.

El nuevo esquema de Cargo por Confiabilidad definié
un Precio de Escasez, el cual es establecido por la
Comisién de Regulacion de Energia y Gas (CREG) y
es actualizado mensualmente con base en la
variacion del indice: Platts US Gulf Coast Residual
Fuel No.6 1.0% sulfur fuel oil. Este precio tiene una
doble funcién: por una parte indica a partir de qué
momento las Obligaciones de Energia Firme (OEF -
descritas mas adelante) son exigidas a los
generadores que se les asignaron, y por otra, es el
precio al que es remunerada la energia entregada por
dichos generadores en cumplimiento de tales
Obligaciones cuando son requeridas. El precio de
escasez para el afio 2011, oscil6 entre 350 COP/kWh
y 420 COP/kWh (equivalente a 194 USD/MWh y 233
USD/MWh aproximadamente). Para los casos en los
cuales se presenta un racionamiento y el Precio de
Bolsa es inferior al segundo escalén del Costo de
Racionamiento, el precio de bolsa es igual a dicho
escalon.

Mercado de generacion y comercializaciéon
para los clientes regulados

Los distribuidores no actdan directamente como
compradores en el mercado mayorista, sino bajo la
figura de comercializadores. La Resolucion CREG
020 de 1996, establece que las empresas que
desarrollen en forma combinada la actividad de
generacion con la comercializacion o la de
distribucion—comercializacién, cuya demanda de
energia represente el cinco por ciento (5%) o mas del
total de la demanda del sistema interconectado
nacional, no pueden cubrir con energia propia mas
del 60% de la energia requerida para atender la
demanda de su mercado regulado.

Los generadores hidraulicos o térmicos no tienen
limitaciones en la cantidad de energia que pueden
vender en contratos, siempre y cuando puedan
respaldar su déficit frente al mercado por medio de
garantias liquidas aprobadas por el administrador. No
existen restricciones a la forma de los contratos
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siempre que contengan reglas claras que permitan
determinar hora a hora las cantidades exigibles bajo
el contrato, el precio respectivo y su plazo. No hay
restriccion sobre el horizonte de tiempo que deben
cubrir los contratos bilaterales, la costumbre comercial
muestra que la mayoria de los agentes contratan de 1
a 2 afios vista. Las dos modalidades de contratos mas
comunes son las denominadas: Pague lo Contratado
y Pague lo Demandado.

En la modalidad Pague lo Contratado el comprador se
compromete a pagar toda la energia contratada, a
una determinada tarifa, independientemente de que
ésta se consuma efectivamente (similar a un contrato
tipo Take or Pay). Si el comprador contraté una
cantidad mayor que sus compromisos comerciales, la
diferencia la vende en bolsa. Este es el Gnico caso en
que un agente comercializador vende energia en
Bolsa.

En la modalidad Pague lo Demandado: se cubre la
demanda comercial del agente comercializador o
parte de ella. Las cantidades sélo se conocen al
momento de calcular la demanda total del agente
comprador. El Vendedor asume el riesgo de cambio
en la demanda.

Es decisiobn de cada comercializador, su grado de
exposicion en el spot, es decir, las proporciones en
las que compra en contratos y en la bolsa, sin
embargo para los comercializadores que atienden
mercado regulado, existe un incentivo en el traslado
de costos para mantener niveles de cobertura
similares al mercado. Actualmente no hay obligacion
para los comercializadores de contratar
anticipadamente cantidades minimas de energia. A
pesar de ello, como se menciond anteriormente, los
comercializadores que abastecen usuarios regulados
efectian normalmente contratos, los que deben
realizarse mediante convocatorias publicas, que
generalmente se hacen con uno o dos afios de
anterioridad.

En la actualidad se encuentra en consulta una nueva
version de la propuesta asociada a modificar el
esquema de abastecimiento de energia de las
empresas, inicialmente obligatoria para el Mercado
Regulado, denominado MOR (Mercado Organizado),
basado en un esquema de comprador Unico para la
demanda regulada, a través de la realizacion de
subastas, por la totalidad de dicha demanda.
Adicionalmente, el esquema prevé la participacion
voluntaria de la demanda no regulada (libre) en una
subasta simultanea.

* Mercado de generacion para los clientes libres

Los clientes con consumos mensuales mayores a 55
MWh, o demandas maximas de potencia superiores a
100 kW, pueden optar por ser catalogados como
clientes libres, o no regulados. Si bien no acceden
directamente a comprar en la Bolsa de Energia,
pueden elegir libremente el comercializador al que la

compran, y pueden pactar con él libremente los
precios. A la Bolsa de Energia s6lo pueden acceder
generadores y comercializadores; no obstante, un
usuario no regulado podria en teoria formar su propia
comercializadora para la compraventa de sus
necesidades de energia y constituirse como tal ante el
Mercado de Energia Mayorista.

Al cierre de 2011 se contabilizan 5.058 clientes libres
gue consumen aproximadamente el 32% de la
demanda de electricidad. En general la gran mayoria
de los usuarios libres estan siendo atendidos por
generadores-comercializadores (el 60%
aproximadamente). Los plazos mas frecuentes de
duracion de los contratos de los clientes libres oscilan
alrededor de dos afios. No existen limitaciones
reguladas para los clientes libres en cuanto a plazos
para iniciar y finalizar la compra de energia a los
comercializadores.

Para el abastecimiento a clientes libres, los
comercializadores pueden optar por comprar la
energia en el spot (presentando mensualmente las
garantias del caso) o mediante contratos bilaterales a
precios libremente pactados con otros agentes.

Los clientes regulados, tienen también la opcién de
elegir el comercializador al que compran su energia,
pero a precios que resultan de un procedimiento
regulado. Por la forma en que tiene lugar la
contabilizacion de las transacciones en el mercado,
cuando un consumidor no adquiere su energia a un
comercializador, su consumo es cargado como una
demanda adicional para el comercializador asociado
al distribuidor incumbente, por lo que este actla en la
practica como un comercializador de ultimo recurso (a
pesar que esta figura actualmente requiere de
reglamentacién).

 Remuneraciones a la capacidad de generacion
y a las reservas

Hasta noviembre de 2006, el mercado de energia
colombiano contaba con un Cargo por Capacidad de
potencia en el que la Capacidad Remunerable de
cada central existente se estimaba de manera
administrada por la contribucion al despacho en el
periodo de verano en el que las condiciones
hidraulicas son mas desfavorables, en una simulacién
de 24 meses.

Desde el primero de diciembre de 2006 opera un
nuevo esquema que sustituye al anterior, basado en
un mecanismo de mercado, denominado Cargo por
Confiabilidad. ElI nuevo mecanismo creé las
Obligaciones de Energia Firme (OEF), que
corresponden a un compromiso de suministro de los
generadores, respaldado por activos de generacion
capaces de producir Energia Firme durante
condiciones criticas de abastecimiento.

Para determinar qué centrales reciben el Cargo por
Confiabilidad, se tienen dos mecanismos:
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- Asignacion administrada a prorrata de la demanda,
la cual es aplicable al periodo de transicibn que
termina el 30 de noviembre de 2012 o cuando no se
requiere nueva oferta.

- Mecanismo de subastas, aplicable a partir del
periodo 1 de diciembre de 2012 — 30 de noviembre de
2013 y posteriormente, en caso de requerirse nueva
oferta de generacién en el sistema. En las subastas
los generadores presentan precios para hacerse
cargo de las OEF que se requieren para cubrir la
demanda del Sistema en afios futuros. El generador
al que se le asigna una OEF recibe mediante el Cargo
por Confiabilidad una remuneracion conocida Yy
estable durante un plazo determinado. Dicha
remuneracion es incluida por los generadores como
un precio base en su oferta diaria, es liquidada y
recaudada por el ASIC y pagada por los usuarios del
SIN, a través de las tarifas que cobran los
comercializadores.

El generador al que se le ha asignado una OEF se
compromete a entregar la cantidad de energia
asignada cuando el precio de bolsa supere el Precio
de Escasez. Adicionalmente la CREG planteé la
existencia de Anillos de Seguridad con el fin de
permitir a los agentes obtener cobertura de sus
obligaciones frente a situaciones como
mantenimientos programados.

En el 2011 la CREG se enfocé en la afinacion de las
reglas para el desarrollo de la segunda subasta de
Obligaciones de Energia Firme — OEF para el periodo
2015-2016, que se llevo a cabo a finales de diciembre
de 2011 y la subasta a realizarse en el mes de enero
de 2012 para los generadores con periodos de
construccién superior al de planeacion (GPPS).
Dentro de las medidas que previamente se adoptaron
se destacan: i) definicion de condiciones para
respaldar las OEF con Gas Natural Licuado, ii)
armonizacion de las asignaciones con el periodo
2014-2015, iii) restriccion a la participacion de plantas
usadas, iv) restriccion a la participacion de plantas
con costos variables superiores al precio de escasez,
v) definicion de la informacion a publicar para la
subasta y vi) modificacion de la participacion para las
plantas GPPS.

Teniendo en cuenta que las subastas se ejecutan
para adquirir nueva energia firme, éstas solo tienen
lugar cuando se estima que la demanda de energia
para el cuarto afio siguiente no puede ser cubierta
con la Energia Firme de los activos de generacion
existentes y la de los que entraran en operacion para
la fecha en la cual se inicia el periodo de obligacion
gue se subasta.

Cada recurso de los generadores puede participar en
las subastas de las OEF con su Energia Firme para el
Cargo de Confiabilidad (ENFICC), que es la maxima
energia que la central puede entregar en forma

continua, en condiciones de baja hidrologia (escasez),
en un periodo de un afio.

Para el caso de las subastas, el periodo de vigencia
de la obligacion adquirida con las OEF, comienza
cuatro afios después de realizada la subasta, y en el
caso de recursos nuevos 0 especiales, el nimero de
aflos con compromiso de Obligaciones de Energia
Firme, la decide el generador. Si es un activo nuevo
(al momento de ejecutarse la subasta no se ha
iniciado la construccién del mismo) la Obligacion que
respalde puede tener una vigencia minima de un afio
y maxima de veinte afios. Si es un activo especial (al
momento de ejecutarse la subasta, la planta o unidad
de generacibn se encuentra en proceso de
construccibn o instalacion), la Obligacién que
respalde este activo puede tener una vigencia minima
de un afio y maxima de diez afios.

Por otro lado si se considera un activo existente con
obras (al momento de ejecutarse la subasta, la planta
0 unidad de generacion se encuentra en operacion
comercial pero con obras en ejecucibn que
incrementarian su oferta de ENFICC mas de un 20%),
la Obligacién que respalde este activo puede tener
una vigencia minima de un afio y maxima de cinco
afios y si es un activo existente (que se encuentra en
operacion comercial al momento de ejecutarse la
subasta), la vigencia de la OEF es de un afio.

Para reducir la incertidumbre en los ingresos de
aquellos proyectos cuya construccion supera los afios
del Periodo de Planeacion (tiempo que transcurre
entre la fecha de ejecucién de la subasta y la fecha de
inicio del Periodo de Vigencia de la Obligacién
asignada en dicha subasta), la CREG incorporé un
mecanismo que le permite al inversionista vender
parte de su energia firme futura, bajo subastas de
sobre cerrado (denominadas subasta GPPS), durante
las subastas que ocurren diez, nueve, ocho, siete,
seis y cinco afios antes de que la energia firme del
proyecto esté disponible.

El generador a quien se le ha asignado OEF, recibira
el Cargo por Confiabilidad durante el periodo de
vigencia de la OEF, conforme a la asignacion que se
haya realizado en las subastas o el mecanismo que
haga sus veces. Para el caso del periodo de
subastas, el precio por cada kilovatio hora de la OEF
corresponde al precio de cierre de la subasta en la
cual el agente vendi6 su Energia Firme, y se
denomina Precio del Cargo por Confiabilidad. Cuando
esta energia es requerida (es decir cuando el Precio
de Bolsa supera el Precio de Escasez), ademés del
Cargo por Confiabilidad el generador recibe el Precio
de Escasez por cada kilovatio hora generado
asociado a su OEF. En caso de generar una energia
mayor a su Obligacion, este excedente se remunera a
Precio de Bolsa. La reglamentacién prevé un Periodo
de Transicion, en el que el valor del Cargo por
Confiabilidad es de 13.045 US$/MWh, sujeto a
indexacién, y se paga a todas las centrales existentes

54

Secretaria Ejecutiva: Blvr. Gral. Artigas 1040 - 11300 - Montevideo - Uruguay | Tel.: {+598) 2709 0611(*) - Fax: (+598) 2708 3193 | secier@cier.org.uy - www.cier.org.uy



-0

'89[‘

COMISION DE INTEGRACION
ENERGETICA REGIONAL

en proporcion a su energia firme.

En mayo de 2008 se realiz6 la primera subasta de
Energia Firme (Subasta de Reloj Descendente), en la
cual se asignaron las Obligaciones de Energia Firme
del afio 1 de diciembre de 2012 al 30 de noviembre
de 2013. El precio de cierre de esta subasta
correspondi6 a 13,998 USD/MWh, para una
asignacion total de 65.869 GWh-afio, de los cuales
aproximadamente 3.000 GWh-afio corresponden a
nuevos proyectos.

Estos nuevos proyectos fueron centrales a carbén,
combustibles liquidos e hidraulicas. Por otro lado, en
el mes de junio, para las plantas que superan el
periodo de planeacién (GPPS) y debido a que la
oferta no superé los requerimientos para cada uno de
los afios de asignacion futura (2014 al 2018), no hubo
necesidad de realizar subasta en sobre cerrado sino
gue se asignd las Obligaciones de Energia Firme a
grandes proyectos hidroeléctricos, los cuales entraran
en funcionamiento a partir del afio 2014. Esto
permitira que el pais cuente con seis nuevas
hidroeléctricas con capacidad para generar 2.991 MW
y una OEF asignada en el periodo mencionado de
6.281 GWh afio, con lo cual se garantiza el suministro
de energia hasta el 2018. Sin embargo, en diciembre
de 2010, EPM anuncié la suspension del proyecto
Porce IV por problemas sociales en el area del
proyecto.

La segunda subasta del Cargo por Confiabilidad para
la asignacion de OEF para el periodo diciembre de
2015 a noviembre de 2016, contd con la participacion
de siete empresas con ocho proyectos que ofertaron
6,25 Teravatios hora-afio (TWh-afio) de energia firme
y una capacidad superior a los mil Megavatios. De
esa oferta se asignaron 3,7 Teravatios hora afio
(TWh-afio) con una capacidad de 575 MW.
Posteriormente, 26 de enero de 2012, se llevé a cabo
la subasta para los generadores con periodos de
planeacion superior (GPPS). La nueva asighacién
contdé con dos Proyectos de Generacién nuevos a
partir del 2017: Porvenir |1l (hidroeléctrica) y
Termonorte; asi como el incremento de asignaciones
de OEF de dos proyectos que se encuentran
actualmente en construccion: Sogamoso (con 440
GWh/afio a partir del 2016 con lo cual el proyecto
tiene una asighacién total de energia de 3.790
GWh/afio) y Pescadero- Ituango (cuya asignhacion fue
de 3.482 GWh/afio adicionales a partir del 2021, que
sumados a los adjudicados en la subasta del 2008
llegan a 4.567 GWh/afio asighados.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion
Colombia cuenta  con un  potencial de

aprovechamiento hidraulico de aproximadamente

93.000 MW?.  Sin embargo, debido a que es
indispensable  contar con otras alternativas
energéticas, Colombia cuenta con plantas
termoeléctricas, donde los principales combustibles
empleados para generacion térmica en Colombia son

el gas natural y el carbon.

El gas natural se produce principalmente en dos
regiones en las cuales se encuentra
aproximadamente el 85% de las reservas, el norte de
la Regibn Caribe en los campos de Ballena y
Chuchupa, y la regién de los Llanos Orientales y
Piedemonte llanero en los campos de Apiay, Cusiana
y Cupiagua. La relacién reservas produccion es del
orden de aproximadamente 7 afios. La principal
empresa  productora es ECOPETROL, que
comercializa bajo operacion directa alrededor del 10%
de las reservas y el resto en la modalidad de
asociacion con otras empresas.

De acuerdo con las proyecciones de consumo, la
produccion de gas existente es suficiente para
abastecer la demanda en todos los sectores hasta el
afio 2017° bajo condiciones climaticas normales, pero
frente a una mayor demanda de gas para generacién
térmica, finalmente se presentaran restricciones de
abastecimiento por limitaciones de suministro vy
transporte, como se evidencié durante el verano
2009-2010. Por lo tanto, es necesario asegurar la
incorporacion de nueva oferta y la ampliacion de la
capacidad de transporte. En este sentido se
establecieron directrices politicas encaminadas a
asegurar el abastecimiento y la expansion de los
sistemas de transporte en el largo plazo con los
decretos 2730 y 2807 de 2010 los cuales fueron
derogados y en el 2011 se expidi6 el decreto 2100 de
2011 que establece mecanismos para promover el
aseguramiento del abastecimiento nacional de gas
natural.

En el decreto se establece prioridad para atender la
demanda de gas para consumo interno, reportes de
informacién de produccion y reservas por parte de los
productores al gobierno y evaluacion de
almacenamiento subterraneo. El decreto asigna a la
CREG definir los mecanismos de comercializacion
segun los campos (precio regulado, libre, menores y
yacimientos no convencionales), definicion de criterios
de confiabilidad en el sector de gas, la evaluacién de
la necesidad de implementar la prestacion del servicio
de gestién de la informacién operativa y comercial del
sector de gas natural. La UPME deber& elaborar un
plan indicativo de abastecimiento para un periodo de
10 afios. Sobre las exportaciones el decreto establece
lineamientos para la actividad de exportacion e
importacién de gas natural, acceso abierto por parte

2 Sin tener en cuenta restricciones ambientales

% Fuente: Presentacion ECOPETROL en

NATURGAS abril 14 de 2011

Congreso
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de los agentes a la infraestructura de importacion,
exportacion y regasificacion y la CREG podra
implementar mecanismos para incentivar la
importacion de gas.

Igualmente, en materia de politica energética obliga a
la demanda esencial a contratarse en firme y con
respaldo fisico, la cual estard integrada por la
demanda residencial y de pequefios comerciales, el
GNCV, el consumo de los compresores para
transporte y de las refinerias, precisa que el gas de la
nacion, incluido la participacién de la ANH, no se
pueda destinar a contratos que aumenten la
concentracion en el mercado, establece lineamientos
de politica para la comercializacién en procura de
promover competencia, alcanzar formacion precios
eficientes, mitigar la concentracion de la oferta y
lograr simetria de informaciébn y obliga el
establecimiento de condiciones minimas para
equilibrar los riesgos y las obligaciones entre los
agentes en la contratacién en suministro y transporte.

Finalmente el decreto establece un periodo de
transicion para la comercializacion el cual sera
definido por la CREG. Este mecanismo se expidi6
mediante la resolucion CREG 118 de 2011, el cual
define que para campos regulados el gas se asigha
de acuerdo a las prioridades establecidas en el
decreto y para los campos con precio libre, el gas se
comercializara a través de subastas si la demanda
supera la oferta o contrato bilateral de lo contrario.

En la situacion actual, la oferta de gas natural
depende de dos grandes centros de produccion
ubicados geogréficamente en regiones distintas, de
los cuales ECOPETROL es accionista en los dos y en
el corto plazo, las limitaciones para la integracion de
los mercados del interior y de la costa parece
incrementarse; en ambos la oferta es practicamente
monopdlica existiendo regulacién para evitar posibles
abusos de posicion dominante.

En cuanto a la capacidad de produccién, ésta alcanzé
al final del 2010 los 1.101 MPCD, la cual se ha
incrementado a 1.207 MPCD, gracias a la entrada de
Cusiana LTOIl (70 MPCD) y Gibraltar (36 MPCD).
Para el 2012 se cuenta con la entrada adicional de
140 MPCD de Cupiagua I. En el afio 2010 el consumo
nacional alcanz6 906 MPCD y se exportaron a
Venezuela 155 MPCD*.

Los cierres de negocios entre productores de gas y
generadores se ven dificultados por las exigencias del
productor de gas natural de contratos tipo “take or
pay” (del orden del 70%) por la entrega de gas en
condiciones de firmeza garantizada y con
penalizaciones en caso de incumplimiento. Sin
embargo, debido a las nuevas modificaciones en
cuanto al Decreto de abastecimiento de gas, el cual

* Informe CSMEM 60. Superintendencia de Servicios

Publicos Domiciliario. Julio 14 de 2011.

da prioridad a la demanda interna, en especial a la
residencial y comercial, serd necesario a partir de la
renovacion de nuevos contratos la negociacién de
contratos “take or pay” al 100%, con limitaciones de
ventas de excedentes al mercado secundario de gas.

En el caso de generacidn térmica a base de carbdn,
las plantas se construyen cerca de los sitios de
produccion. El 95% de la produccion nacional de
carbon se destina a las exportaciones y del 5% que
se consume en el mercado local, el 35% destina a
generaciéon eléctrica. La demanda internacional de
carbon metallrgico y de coque, genero recientemente
escasez, obligando a las centrales a carb6ny demas
subsectores industriales a asumir precios altos ante la
amenaza creciente de desabastecimiento.

En cuanto a la generacion hidraulica no existen
barreras a la entrada de nuevos proyectos de
generacion, por parte de los actuales agentes del
mercado.

1.1.5 Incentivos para la generacién con
fuentes renovables no convencionales

De acuerdo con el Plan Energético Nacional (Version
Preliminar) 2010-2030 el cual se encuentra en
proceso de elaboracion y discusion por parte de la
UPME, se incluyen los potenciales de energias
renovables. Esto representa un avance significativo
para determinar la viabilidad de diferentes proyectos
con energias renovables para lograr una
diversificacién de la matriz energética

Con la expedicién de la Ley 697 de 2001, Ley de Uso
Racional y Eficiente de la Energia (URE), se dan
lineamientos para implementar el uso de las fuentes
no convencionales de energia en la generacion de
electricidad con incentivos claros para las areas
rurales no interconectadas. Ademés de avanzar hacia
la identificacion y cuantificacion de proyectos
potenciales en el pais, el Plan propone la promocién
del Mecanismo de Desarrollo Limpio — MDL.
Adicionalmente, en Colombia existen una serie de
exenciones para proyectos que contribuyen a la
eficiencia energética, de tal manera que para
aprovechar estos mecanismos se requiere mayor
coordinacion interinstitucional tanto publica como
privada.

Sin embargo, cabe anotar que desde el 2010 se han
evidenciado avances en el tema. En junio de 2010, el
Ministerio de Minas y Energia determiné a través de
la resolucién 180919, la implementacion del Programa
de Uso Racional de energia, el cual, en el tema de
generacion con FNCE establece metas de
participacion tanto para el Sistema Interconectado
Nacional como para las Zonas no Interconectadas y
establece otras metas de eficiencia energética en
diferentes sectores de demanda. Estas metas fueron
adoptadas en el 2012 por el Ministerio de Ambiente
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para que se les puedan otorgar beneficios tributarios
de IVA 'y Renta.

En 2011 la CREG, a través de la Resolucién 148 de
2011 defini6 la metodologia para determinar la
energia firme de plantas edlicas con la cual pueden
participar en el esquema de Cargo por Confiabilidad. .
1.1.6 Comercio internacional de energia

El comercio internacional con Ecuador actualmente
esta operando bajo el esquema de las Transacciones
Internacionales de Electricidad - TIEs. Se trata de
transacciones spot de corto plazo, que se realizan en
el marco de las Decisiones CAN 536 y 757, de la
Comunidad Andina de Naciones que reglamenta el
intercambio intracomunitario de electricidad entre los
Paises Miembros de la Comunidad Andina. Con la
expedicion de la Decision CAN 757 en el 2011, se
permite la libre contratacion de los agentes de
Colombia, Ecuador y Perd con agentes de otros
paises. En su mayoria las transacciones se han dado
en el sentido de exportaciones de Colombia a
Ecuador, siendo significativas para Ecuador vy
marginales para Colombia. A partir del afio 2006 las
exportaciones se han reducido considerablemente
utilizandose  principalmente  para  situaciones
coyunturales o por requerimientos de seguridad.

Por otra parte, existen dos interconexiones con
Venezuela a 230 kV (Circuitos Cuestecitas —
Cuatricentenario y Corozo — San Mateo). Estas
interconexiones no operan bajo el esquema de TIES.
La primera ha presentado operacion béasicamente
para cubrir contingencias de generacion en el Area
Caribe por salidas forzadas de las centrales térmicas
de la costa y ante aislamientos del area Caribe. La
segunda se encuentra actualmente en uso bajo un
esquema de contrato bilateral entre agentes de los
dos paises mediante el cual Colombia realiza la venta
de energia y potencia al Estado Tachira en
Venezuela. Desde septiembre de 2008 se reactivaron
los intercambios de electricidad entre Colombia y
Venezuela a través de los dos circuitos mencionados,
alcanzando en promedio diario hasta 2.5 GWh de
exportacion.

Como se menciond anteriormente ya se encuentran
definidas las bases regulatorias que tanto la CREG
por Colombia como la Autoridad Nacional de los
Servicios Piblicos —ASEP- de Panam4, han adaptado
para la viabilizacién de intercambios de energia y
confiabilidad entre los paises. Dentro de los principios
basicos sobre los cuales se desarrollaran las
transacciones se destacan;

® [a remuneracion de los activos asociados a la
interconexién se desarrollara mediante un mecanismo
de subasta de derechos financieros de Acceso a la
Capacidad de la Interconexion (DFACI)

® |os Generadores y Comercializadores, en el caso
de Colombia, y los Generadores, Cogeneradores,
Autogeneradores, Grandes Clientes y Agentes de
Interconexion Internacional, en el caso de Panama
podran realizar transacciones de Potencia Firme y/o
Energia, mediante la celebracién de contratos, segun
las opciones vigentes en cada mercado y en los
mercados regionales.

® |os intercambios de energia seran el resultado de
la aplicacion de un modelo de Despacho Coordinado
Simultaneo. Esta aplicacién se implementard en la
medida en que cada pais ajuste su horario y se dé el
inicio de la operacion comercial de la linea de
Interconexidon Colombia Panama.

® |La demanda de energia respaldada a través del
Enlace Internacional Colombia-Panamd, entrard en
igualdad de condiciones a la demanda del otro pais
en el mecanismo de confiabilidad respectivo. De esta
manera la demanda de cada pais en el otro, para
efectos de situacion de escasez y racionamiento, sera
tratada de manera proporcional ya que sera
considerada como parte del mercado nhacional,
siempre que existan contratos de largo plazo que
involucren asignaciones de Cargo por Confiabilidad
en Colombia o Potencia Firme en Panama.

® La informacidon diaria para la formacién de los
precios en los mercados eléctricos de ambos paises
estara disponible oportunamente sin reservas ni
restricciones de ningun tipo, de acuerdo a la
programacién de despacho de cada pais.

Luego de la armonizacion regulatoria y algunos
ajustes en términos de reglamento de la subasta de
DFACI y sobre las reglas de los Actos de
Concurrencia en Panama, la empresa Interconexion
Colombia Panama - ICP, tomé la decisién de
suspender dicha subasta con base en lo manifestado
por el Gobierno de Panama, quien motivé su decision
basicamente por la limitacion en sus recursos
ocasionada por la financiaciéon de algunos proyectos
gue acometen actualmente.

En la actualidad y con el fin de identificar cual seria el
mejor esquema de negocio que viabilice la
interconexion, se plantea adelantar un estudio donde
un consultor recoja los comentarios y percepciones de
riesgo de los grupos de interés, asi como los
inamovibles en la negociacion para ISA, ETESA, los
reguladores y agentes interesados, teniendo como
objetivo claro incluir el MER en dicho andlisis.

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

Existe una planificacién indicativa de la generacion.
La misma es realizada por el Centro Nacional de
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Despacho —CND- adscrito a XM, en cuanto se refiere
a obras que levanten o mitiguen restricciones de
transmision, y por la UPME, que realiza anualmente
un plan a 10-15 afios.

1.1.8 Incidencia de la regulacién ambiental
en el desarrollo de la generacion

Actualmente no se conoce el caso de agentes que por
este tipo de limitacion haya desistido de realizar algin
proyecto de generacion o transmision. Sin embargo,
de manera cada vez mas continua se presentan
exigencias ambientales asociadas a emisiones
producto de la quema de combustible, unida con las
nuevas exigencias en cuanto al manejo de las
cuencas, de la politica hidrica en general, de
compensaciones a las comunidades afectadas por los
proyectos y/o de compensaciones forestales.
Adicionalmente, para los agentes térmicos existentes
se han incrementado las exigencias en temas
relacionados con vertimientos y emisiones.

1.1.9 Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

Los costos de falla empleados en la optimizacion del
despacho dependen de la profundidad del
racionamiento, segun la tabla siguiente.

Costo Incremental Operativo de Racionamiento de

Energia
Umbral CRO1 644.70
CRO2 1.168,95
CRO3 2.049,96
Segmento 4 CRO4 4.059,40
CROL (Estrato 4) | 497.66

Fuente: UPME, julio 2010 ($ de julio 31 de 2011).

Los rangos de profundidad corresponden a
porcentajes de la demanda asociada a los sectores
gue se afectarian, comenzando con el sector
residencial (CRO1), industrial y comercial pequefio
(CR02), industrial y comercial mediano (CRO03) e
industrial grande (CRO4). El estrato 4 hace referencia
al grupo de clientes residenciales que pagan el
servicio al costo unitario, es decir, no contribuyen ni
reciben subsidios (debe tenerse en cuenta que en
Colombia los clientes residenciales estan clasificados
en 6 estratos, los estratos 1, 2 y 3 reciben subsidios
de las contribuciones de los estratos 5, 6, clientes
comerciales y clientes industriales).

En caso de Racionamiento Programado o de
Emergencia los agentes contindan ofertando en la
Bolsa de acuerdo con las reglas vigentes. Existe un
Estatuto de Racionamiento (Resolucion CREG 119 de

1998), para las situaciones criticas de abastecimiento,
en el que se establecen los criterios de seleccion de
circuitos de distribucién para la aplicacion del
racionamiento, segun la naturaleza de los
consumidores. Por ley, cuando exista déficit de
energia en el SIN que obliguen a declarar
racionamiento, éste debe repartirse entre todas las
regiones del pais. La guia de prioridades para aplicar
la interrupcidn: clientes residenciales, oficiales,
comerciales e industriales exceptuando los usuarios
no regulados, y por ultimo usuarios no regulados.

1.1.10 Responsabilidades de distribuidores y
generadores que venden en contratos
ante situaciones de racionamiento

El racionamiento es solidario. En el caso de
racionamiento por incumplimiento en la entrega de la
Energia Firme por parte de los generadores existe
penalizacion al respecto, lo cual con la entrada del
reciente Cargo por Confiabilidad, influye el
incumplimiento de las Obligaciones de Energia Firme
por parte de un generador.

No existen multas reguladas ante situaciones de
racionamiento declarado, que deban pagar los
comercializadores a los clientes regulados. En cuanto
a los clientes libres, las multas pueden resultar de los
contratos negociados entre comercializador y cliente.

1.2 Transmision

La actividad de Transmisién Nacional en Colombia es
desarrollada por varias empresas de transporte de
energia, si bien ISA y su filial Transelca son
propietarias del 80% de la infraestructura de
transmisién. Las principales empresas propietarias del
Sistema de Transmisién Nacional —STN, son:

% de participacion

Empresa odep * P Propiedad
ISA 71% Mixta
TRANSELCA ** 10% Mixta
EEB 8% Mixta
EPM 7% Publica
EPSA 3% Publica
ESSA 1% Publica
CENS-DISTASA-EBSA 1% Publicas

(*): % de participacion en el Ingreso regulado de STN. Fuente:
Liquidacién Ingreso Julio de 2011 - XM.

El Sistema de Transmision Nacional -STN- esta
compuesto por el conjunto de lineas y equipos
asociados que operan a tensiones iguales o
superiores a 220 kV, siendo las tensiones empleadas
en Colombia 220, 230 y 500 kV. El sistema es
operado por el Centro Nacional de Despacho -CND- y
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administrado por el Administrador del Sistema de
Intercambios Comerciales -ASIC-. En general la red
del STN es bastante enmallada, aunque se presentan
restricciones eléctricas en algunas areas eléctricas
(limitaciones en la capacidad de transmision)
asociadas con la capacidad de transporte de los
circuitos.

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision

La Unidad de Planeacion Minero-Energética (UPME)
es la entidad encargada de la planeacién del Sistema
de Transmisibn Nacional STN; debe identificar los
refuerzos y ampliaciones del sistema. La UPME se
apoya en un Comité Asesor de Planeamiento de la
Transmision - CAPT, en el cual participan tres
grandes consumidores, tres comercializadores, tres
transmisores, un generador y un distribuidor. El
Centro Nacional de Despacho — CND-, aunque no
hace parte de dicho Comité, debe asistir a sus
reuniones, y debe coordinar con él los aspectos
asociados con las Restricciones que inciden en la
planeacion de la expansién del STN.

Los proyectos de expansion son ejecutados por
inversionistas  seleccionados a través de
convocatorias publicas internacionales, cuyo ganador
recibe la remuneracion que ha ofertado por un
periodo de 25 afios. Las propuestas se comparan
calculando el Valor Presente de dichos ingresos,
aplicando la tasa de descuento aprobada por el
regulador, en ddlares constantes. El Ingreso Anual
Esperado presentado por el proponente, cubre todos
los costos incurridos por el transmisor seleccionado.

No estan previstos en la regulacibn mecanismos
descentralizados de expansiéon de la transmision. La
regulacién actual no contempla las merchant lines.

1.2.2 Ingresos del transportador

El procedimiento para determinar el ingreso que
reciben los transportadores depende de si los activos
hacen parte de la red existente a 31 de diciembre de
1999 (activos existentes) o de si éstos han sido o
seran  construidos bajo el mecanismo de
convocatorias publicas internacionales que comenz6
a aplicarse a partir del afio 1999 (activos de
convocatoria).

En el caso de los activos existentes, el ingreso se
determina de manera administrada como la suma de
dos componentes. La primera corresponde a la
remuneraciéon de la inversibn y la segunda a la
remuneraciéon de los gastos de administracion,
operacion y mantenimiento.

En el caso de los activos de convocatoria, el ingreso
para los primeros veinticinco afios corresponde al
Ingreso  Anual Esperado propuesto por el

transportador que resulta adjudicatario de la ejecucion
del proyecto. Una vez cumplido el afio veinticinco, el
ingreso se calcula con el procedimiento que aplica
para la remuneracion de los activos existentes.

Activos remunerados

La Resolucion CREG 011 de 2009 establece la
metodologia de remuneracion de la actividad de
transmisiéon. Para los activos de transmision
existentes a 1999 se remunera al transportador una
anualidad calculada sobre el Valor de Reposicion a
Nuevo (VRN) de los activos eléctricos, utilizando
costos unitarios aprobados para cada unidad
constructiva, vidas (tiles de 10, 30 y 40 afios -esta
Ultima para el caso de lineas- y una tasa de
remuneracién regulada. Los ingresos se liquidan y
facturan mensualmente en pesos colombianos,
actualizandolos con el indice de precios al productor
nacional.

Para el caso de los activos de convocatoria, la
remuneracién de la inversién, incluida su tasa de
rentabilidad, hacen parte del ingreso que oferta y
recibe el adjudicatario. Los ingresos anuales
correspondientes a los primeros veinticinco (25) afios
se ofertan en délares de diciembre del afio anterior a
la adjudicacion del proyecto, y se actualizan
anualmente con el Producer Price Index (PPI Serie
ID: WPSSOP3200) al afio respectivo. La liquidacion y
facturacion mensual se efectta en pesos
colombianos, dividiendo por doce (12) el ingreso
correspondiente a ese afio y utilizando la Tasa de
Cambio Representativa del Mercado del ultimo dia
habil del mes a facturar, publicada por el Banco de la
Republica.

Ademas de la inversion en los activos eléctricos se le
remuneran al transportador dos conceptos
adicionales. El primero de ellos corresponde a la
inversiébn en activos no eléctricos requeridos para
prestar el servicio de transmisidon, cuya remuneracion
equivale al 5% de la correspondiente a los activos
eléctricos; el segundo aplica para los activos de
subestacion y corresponde a la inversion en los
terrenos que ellos ocupan, cuya remuneracion se
calcula como el 5.69% de su valor catastral (pesos
por metro cuadrado) multiplicado por el area eficiente
que es definida por el regulador para cada tipo de

equipos.
Tasa de retorno regulada

De acuerdo con la resolucién CREG 083 de 2008, la
tasa empleada para remunerar los activos existentes
es del 11.50% en pesos constantes antes de
impuestos. Esta tasa es definida por el regulador y
busca reflejar el WACC de la actividad de transmision.

Ingresos por remuneracion de costos de
operacion y mantenimiento

Para el caso de los activos existentes, se define una
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metodologia de incentivos orientada a reconocer
anualmente los gastos de AOM contables del afio
anterior, considerando la exclusibn de algunas
cuentas relacionadas con reposiciones y gastos no
imputables a la actividad, si bien para el 2009 (primer
afio de vigencia del esquema) remunera un promedio
entre los AOM gastados (entre 2001 y 2007) y los
costos reconocidos durante el afio 2008. En todo caso
la Comisiobn de Regulacion exige la aplicacion de
auditorias a cada transportador, por parte de firmas
reconocidas, con el fin de validar la informacién que
remita cada transportador. EI AOM reconocido se
expresa como porcentaje del VNR de los activos,
excluyendo lo ejecutado mediante convocatorias
publicas.

Para los activos de convocatoria, los costos de
operacidon y mantenimiento hacen parte del ingreso
esperado que presenta el oferente de la convocatoria
publica y que recibe el adjudicatario.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte usuarios
conectados al Sistema Interconectado
Nacional

Con base en la metodologia para el célculo de los
Cargos por Uso del STN (Resolucion CREG 011 de
2009), los comercializadores pagan un “cargo
estampilla” nacional, nacional monomio y con
diferenciacion horaria por periodo de carga, que
permite remunerar la totalidad del Ingreso Regulado
de los transportadores. Este cargo es asumido por la
demanda en la tarifa de energia. Los generadores no
pagan cargos por concepto de Uso del STN.

El Cargo por Uso Monomio del STN, que es pagado
por la demanda, se determina dividiendo el Ingreso
Regulado Mensual causado en el mes a facturar, por
la demanda total registrada por los comercializadores
del SIN en el mismo mes, referida al STN. Los Cargos
por Uso Monomios con diferenciacion horaria por
Periodo de Carga, son calculados a partir del
respectivo Cargo por Uso Monomio, de las demandas
registradas en cada uno de esos periodos y de la
duracion de los mismos.

Los cargos pagados por la demanda son Gnicos
a nivel nacional, e independientes del nivel de
tensién del STN en que toma la demanda.

1.3 Distribucion

1.3.1 Laactividad de Distribucion

En Colombia el Distribuidor opera los Sistemas de
Transmision Regional y de Distribucion Local a
niveles de tension inferiores a 220 kV, conocidos
como niveles 1, 2, 3 y 4 que abarcan desde baja
tension hasta subtransmision (las tensiones de

operacién que varian segun la regién son: (0,208kV,
11.4 kv, 13.2 kV, 34.5 kV, 44 kV, 57.5 kV, 110 kV y
115 kV). Los distribuidores constituyen monopolios
naturales regionales con remuneracion regulada
soportada en criterios de eficiencia y calidad en la
prestacion del servicio.

La metodologia general que regula la actividad de
distribucion se define segun la Resolucién CREG 097
de 2008.

1.3.2 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia

Formalmente el distribuidor (operador de red - OR) no
actila como intermediario de energia entre el mercado
y los consumidores regulados. Segln se expone mas
adelante, dicha funcibn es ejercida  por
comercializadores, entre los que se encuentran las
propias empresas de distribucién (bajo régimen de
separacion contable entre actividades) y
comercializadores independientes.

Determinacion de los activos del
distribuidor a remunerar

133

Se distinguen cuatro niveles de tension a los efectos
del célculo de las remuneraciones que pueden
percibir los distribuidores, distinguiéndose:

* Nivel 1 - tensién menor a 1 kV

* Nivel 2 - tension mayor o igual a 1 kV'y menor a 30 kV

« Nivel 3 - tension mayor o igual a 30 kV'y menor a 57.5 kV
« Nivel 4- tensién mayor o igual a 57.5 kV'y menor a 220 kV

Los ingresos del operador de red por los sistemas
distribucion asociados a los niveles de tension 1, 2 y
3, se determinan mediante un mecanismo de price
cap, donde la CREG determina para cada nivel de
tensién un cargo maximo unitario que puede cobrar el
distribuidor por unidad de energia distribuida. Para
subtransmision o nivel 4 de tension se determina un
ingreso maximo o revenue cap.

El cargo maximo para la remuneracién de los activos
de nivel 1 lo determina la CREG a partir del valor de
reposicion a nuevo de los activos -VNR- y la demanda
asociada. El VNR de los activos se determina a partir
de valorar los transformadores existentes y la red de
baja tensién asociada. Esta red se estima mediante
una tipificacién a partir de una muestra estratificada
de circuitos por empresa y se valora mediante el
costo unitario instalado de los transformadores,
materiales y equipos que el regulador establece en la
metodologia general. .

Los costos anuales utilizados para la remuneracion de
los activos de los sistemas de nivel 2, 3 y 4 resultan
de calcular las anualidades del inventario de
instalaciones reales del distribuidor, descrito segun el
inventario de unidades constructivas predefinidas y
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tomando los valores de
determinados por la CREG.

reposicion a nuevo

Para todos los niveles de tension se aplica un criterio
segun el cual la valoracion a nuevo resulta en un 90%
de los costos reconocidos en el anterior periodo
regulatorio y un 10% de la nueva base de costos de
las unidades constructivas definidas en la resolucién
097 de 2008, ajustando en todo caso los costos
reconocidos que van al 90% con el WACC del nuevo
periodo.

1.3.4 Tasa de retorno de los activos

Las tasas de retorno se calculan con el método
Weighted Average Cost of Capital — WACC- y se
definen en la resolucién CREG 093 de 2008. La tasa
de retorno para activos de los niveles de tensién 1, 2
y 3 es de 13.9% y para los activos de nivel 4 es de
13% expresadas en términos reales antes de
impuestos.

Remuneracion de los costos de
administracion, operacion y
mantenimiento

1.35

La resolucién 097 de 2008 establece un esquema de
incentivos orientado a reconocer a partir del afio 2010
el promedio entre el AOM remunerado y los gastos
contables del afio inmediatamente anterior incurridos
por las empresas de distribucién, considerando la
exclusion de algunas cuentas relacionadas con
reposiciones y gastos no imputables a la actividad, y
condicionado a que los indicadores de la calidad del
servicio no se deterioren.

En el afio 2010 la CREG expidi6 la resoluciéon 051
donde precis6 los mecanismos de verificacion de las
auditorias para reportar la informacion anual de AOM
entregados por el Operador de Red.

El AOM reconocido se expresa como porcentaje del
VNR del inventario de activos del operador de red.
1.3.6 Esquema de calidad

La Resolucion CREG 097 de 2008 defini6 un
esquema de incentivos y compensaciones, con el fin
de promover mejoras en la calidad de la prestacion
del servicio de distribucion de energia eléctrica. El
esquema consiste en la comparacioén de un indice de
referencia que mide el tiempo de interrupciones
promedio en los afios 2006-2007 de cada empresa, y

la duracibn promedio de las interrupciones del
sistema.

A partir de dicha comparacion, el regulador define
reglas para compensar a los clientes por la
interrupcion del servicio y disminuir/aumentar el cargo
de distribucién que se cobra a todos los usuarios.

La CREG, a través de las Resoluciones 043 y 067 de
2010 reglament6 lo relacionado a la informacion y
aplicacion del esquema, y a partir de la publicacion
de las resoluciones que estipulan los indices de
referencia de cada empresa, dio inicio al esquema de
calidad.
1.3.7 Plan de Reduccion de Pérdidas

Mediante la Resolucion CREG 172 de 2011 la CREG
definié la metodologia para establecer los indices de
pérdidas reconocidos en Baja Tension y las
condiciones para que las empresas de distribucion
presenten los planes de reduccion de pérdidas no
técnicas en los Sistemas de Distribucion Local.

La remuneracidn de los planes de reduccion de
pérdidas tendra una duracidn de cinco afios y aplica
en los mercados de comercializacion que presenten
indices de pérdidas reales superiores a 12.75%.

1.3.8  Ajuste e indexacion de la
remuneracion al distribuidor

Los periodos tarifarios son de 5 afios, al cabo de los
cuales se revisa la metodologia de remuneracion de
la actividad de distribucion. La revision abarca la
totalidad de los componentes de costo a saber, el
WACC, los costos unitarios de reposicion a nuevo de
los activos, los costos y gastos de operacion y
mantenimiento, las productividades asociadas, las
energias y la nueva base de activos que resulta de las
inversiones adicionales en el periodo tarifario. La
préxima revision tarifaria esta prevista para el afio
2014.

Los ingresos maximos de nivel de tensibn 4 se
actualizan siempre que entren nuevos activos en
operacién y cuenten con aprobacion de UPME vy
CREG. La aplicacién en la tarifa se realiza al mes
siguiente de aprobacion por parte de la CREG..

La formula tarifaria general permite la actualizacion
mensual del cargo con el indice de precios al
productor.
1.3.9 Ingresos por actividades no reguladas
La Resolucion CREG 225 de 1997 establece la
regulacion relativa a los cargos asociados con la
conexién del servicio para usuarios regulados. Las
actividades asociadas con el servicio de conexion y
gue se someten al régimen tarifario de libertad son el
suministro e instalacion del equipo de medida, el
suministro de los materiales de la acometida y la
ejecucion de la obra de conexion. Por su parte, las
actividades que se someten al régimen tarifario de
libertad regulada son la calibracion inicial del medidor,
la configuracién y programacion del medidor. La
compafiia debe publicar un pliego tarifario con los
precios de las actividades del régimen regulado.
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Por otra parte, las empresas de distribucién captan
ingresos por el servicio de alumbrado publico, alquiler
de postes para empresas de telecomunicaciones, y
servicio de respaldo a las conexiones. La regulacion
vigente establece las tarifas maximas que se aplican
en cada caso, excepto el caso del alumbrado publico
cuya remuneracion es acordada con el municipio
responsable de su prestacion.

1.3.10 Procedimientos y estudios técnicos
para determinar las remuneraciones

Los estudios para la determinacion de la metodologia
de remuneracién son realizados por la CREG. No
obstante, dichos estudios son publicados por el
regulador y sometidos a comentarios por parte de las
empresas y demas interesados. Una vez definida la
metodologia, las empresas realizan los inventarios de
instalaciones y las valoraciones definitivas de los
activos, necesarios para determinar las
remuneraciones que estan sujetas a auditorias de la
CREG.

1.4 Comercializacion

La actividad de comercializacion de energia
consiste en la compra de energia eléctrica y su venta
a los usuarios finales, regulados o no regulados; y su
representacion ante el mercado de energia. En
Colombia, la comercializacion se puede realizar
conjuntamente por generadores, distribuidores o de
manera independiente, bajo un régimen de
separacion contable entre actividades.

El comercializador que atiende el mercado regulado,
el cual generalmente coincide con el distribuidor
comercializador, es remunerado mediante un cargo

MAaximo por mercado (costo base de
comercializacién), que reconoce los costos de todos
los procesos comerciales desde la lectura de
contadores hasta el recaudo, atencion al cliente,
gestion de compra de energia, y un margen del 15%
sobre los anteriores costos.

El costo de comercializacion se variabiliza utilizando
el consumo medio de cada mercado, sin embargo, en
la formula tarifaria vigente se prevé la aplicacion de
un cargo fijo y otro variable con el fin de remunerar los
costos y riesgos de la actividad.

Conforme a lo anterior, el comercializador factura la
totalidad de los costos de las etapas del servicio a los
clientes regulados segun se establece en la
Resolucién CREG 119 de 2007. Para el traslado de
costos de compra de energia, el esquema permite
trasladar los costos de compra mediante contratos y
bolsa de energia, aplicando una sefal de eficiencia al
comparar los costos propios en contratos con el costo
promedio de todos los contratos bilaterales con
destino al mercado regulado. A su vez el costo de
compras en bolsa de energia es un pass-trough que
contempla un factor de ajuste para atenuar las
volatilidades asociadas a las compras en bolsa
cuando el precio rebasa una condicién particular.

Adicionalmente, la férmula permite trasladar los
costos de Transmision, Distribucion y
Comercializacion, y el costo de las pérdidas hasta un
nivel regulado.

1.4.1 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

Ante el no pago de los consumos de energia, esta

permitida la suspensién del servicio hasta tanto se
hagan efectivos los pagos al comercializador.
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6 COSTA RICA

Texto 2012 redactado generosamente por el ICE yCNF L

1.1 Generacion

1.1.1 Principales aspectos hormativos de
impacto en la inversion y el

abastecimiento

El sector de generacién en Costa Rica esta regulado
de acuerdo con la Ley N° 7593 de la Autoridad
Reguladora de los Servicios Publicos (ARESEP). La
empresa estatal, el Instituto Costarricense de
Electricidad (ICE), es el mayor generador del pais y
funciona como comprador Unico de la energia
generada, pues segun su ley de creacion es el
responsable de satisfacer la demanda de energia
eléctrica nacional.

A la fecha dnicamente las cooperativas de
electrificacion rural y las empresas municipales
pueden vender la energia que generen directamente
a los clientes de su &rea de concesion. La Ley N°
8345 (publicado en La Gaceta N.° 59 de marzo del
2003) autoriza a los consorcios cooperativos y las
empresas de servicios publicos municipales para que
generen, distribuyan y comercialicen energia a los
usuarios ubicados en el area geografica de cobertura
definida por su concesion, ademas las autoriza a
suscribir entre ellas y las otras empresas publicas y
municipales convenios de cooperacion, inversion y
operacion conjunta.

Toda empresa que desee generar electricidad con
base en la fuente hidrica debe obtener una concesién
de aguas para generacion eléctrica del Ministerio de
Ambiente, Energia y Telecomunicaciones (MINAET)
segun lo establece la Ley N.° 8723 publicada en La
Gaceta N.° 87 del 7 de mayo de 2009.
Adicionalmente debe obtener una concesion de
Servicio Publico de Generacion emitida por la
ARESEP (ente regulador) mediante el cual se
autoriza a un productor privado, a la prestacion del
servicio publico de generacién de electricidad.

Desde hace dos décadas se inici6 un proceso
paulatino para estimular la participacion del sector
privado en la industria eléctrica. Mediante la Ley N.°
7200 (La Gaceta N.° 197 del 18 de octubre de 1990)
se autoriza la generacién privada en Costa Rica,
limitada a una escala de hasta 20 MW de capacidad
instalada maxima por cada empresa y de fuentes no
convencionales; ademas, la ley establece que el
conjunto de proyectos no debe exceder el 15% de la
potencia total de las centrales eléctricas que integran
el Sistema Eléctrico Nacional. Toda empresa que
quiera generar electricidad para vender al ICE debe
tener como minimo un 35% de su capital social

propiedad de ciudadanos costarricenses.

En abril de 2012 entré a regir el Procedimiento de
Seleccidn de Proyectos de Generaciéon para venta de
electricidad al ICE, el cual inicia con una convocatoria
cuando existe espacio disponible dentro del limite
autorizado por la Ley N.° 7200 o cuando hayan
transcurrido al menos dieciocho meses desde la
anterior contratacion.

Todo participante debera contar, como requisito
previo, con una elegibilidad vigente para participar en
el concurso, esta elegibilidad es otorgada por la
Gerencia de Electricidad del ICE. El procedimiento
establece que el ICE convoca mediante publicacion
en el diario oficial y otro de circulacién nacional, las
ofertas recibidas se analizan posteriormente y se
seleccionan aquellas que cumplan con todos los
requisitos establecidos. Dentro de un plazo de dos
meses a partir de la fecha del cierre del periodo de
recepcion de solicitudes, se publican los resultados de
la convocatoria indicando los proyectos que han sido
seleccionados.

A través de la Ley N° 7508 (La Gaceta N.° 104 del 31
de mayo de 1995) se incorporé un segundo régimen
de participacion privada en la generacién (que
corresponde al segundo capitulo de la Ley N° 7200).
En este régimen, que corresponde a un esquema
BOT (Building, Operation and Transfer), se han
construido varios proyectos. En esta modalidad las
plantas pueden tener una capacidad instalada
maxima de 50 MW y el proceso de contratacién se
hace mediante el sistema de licitacion publica. El ICE
estda autorizado por esta ley a comprar de estas
centrales hasta un 15% adicional al autorizado por la
Ley N° 7200, para totalizar un 30% de la generaciéon
nacional.

Los precios de compra y venta de energia eléctrica
tanto para el ICE como para los otros agentes son
fijados por la ARESEP vy tienen implicitos criterios de
calidad, confiablidad y seguridad, ademas de una
rentabilidad adecuada para el desarrollo y expansién
de la actividad eléctrica.

Un mayor detalle de los principales aspectos
normativos para la inversion se puede obtener en el
documento “Guias para el desarrollo de proyectos de
energia renovable en Centroamérica y Panama’
elaborado por el Banco Centroamericano de
Integracion Econdmica, el cual se encuentra en la
pagina Web del BCIE.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen
en la inversién y el abastecimiento
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El sector eléctrico de Costa Rica ha alcanzado un alto
grado de cobertura eléctrica: un 99,3% estimado a
junio del 2011. En el pais existe un alto potencial
hidroeléctrico por lo que la mayor parte de su parque
de generacion corresponde a esta fuente. Al afio
2011" el total de la potencia instalada era de 2 650,4
MW de los cuales 612,6 MW (23%) son de origen
térmico, los otros 2 037,8 MW son de fuentes no
fosiles (77%).

Para el 2011 el 73% de la energia generada en el
pais fue de origen hidroeléctrico; 13% de origen
geotérmico, 4% de origen edlico y 1% de biomasa.
Solamente un 9% del total producido se generd con
fuente térmica; es decir, el 91% de la energia
generada en el pais provino de fuentes no fésiles.

Todas las plantas generadoras se encuentran
interconectadas al Sistema Eléctrico Nacional. La
Unidad Estratégica de Negocios Centro Nacional de
Control de Energia (UEN CENCE) del ICE tiene la
responsabilidad de dirigir y coordinar la operacion del
sistema eléctrico nacional y el Mercado Eléctrico
Nacional (MER) para satisfacer la demanda eléctrica
del pais, asi como la coordinacion del transporte de
electricidad a nivel regional.

El sistema de transporte de electricidad cumple con
todas las caracteristicas de un monopolio natural. La
expansion del sistema la realiza el ICE, en
concordancia con los programas de expansién de las
empresas generadoras y  distribuidoras de
electricidad. La transmision de energia eléctrica es
responsabilidad de la UEN Transporte del Sector
Electricidad del ICE.

Costa Rica forma parte del MER el cual crea un
séptimo mercado eléctrico que integra todos los
paises del area y los interconecta mediante la linea
del Sistema Eléctrico para América Central (SIEPAC).
Participan como socios de esta linea tanto empresas
publicas como privadas; ademas de las empresas
centroamericanas, son socias de este proyecto ISA
de Colombia, CFE de México y la europea ENDESA.
Tanto los segmentos del proceso de produccién de
energia eléctrica (generacién, transmisién y
distribucién) como los clientes son regulados por la
ARESEP.

1.1.3 Mercado para los generadores

En Costa Rica existen generadores publicos y
privados; los generadores privados pueden ofrecer
energia al sistema mediante las Leyes N° 7200 y N°
7508; el ICE tiene el papel de comprador Unico
autorizado.

» Mercado de corto plazo o spot

! Informe Anual de Generacion y Demanda 2011. Centro
Nacional Control de Energia, ICE.

En Costa Rica no se da esta figura de mercado.

» Mercado de contratos para los clientes
regulados

No existe esta modalidad de contratos.
» Mercado de contratos para los clientes libres
Todos los clientes son regulados.

* Remuneraciones a la capacidad de generacién y
a las reservas

Con respecto a la fijacion de tarifas para el ICE y su
Sistema de Generacion, esta regida por la Ley N.°
7593 que establece que las tarifas que fije la ARESEP
se basaran en el principio de servicio al costo,
definido este como el “principio que determina la
forma de fijar las tarifas y los precios de los servicios
publicos, de manera que se contemplen Unicamente
los costos necesarios para prestar el servicio, que
permitan una retribucion competitiva y garanticen el
adecuado desarrollo de la actividad” (articulo 3.b).

La metodologia tarifaria general se basa en calcular
un costo promedio contable, al cual se le adiciona un
porcentaje de utilidad, llamado también rédito para el
desarrollo , tasa de rentabilidad, margen de ganancia,
etc. dependiendo del modelo particular y el servicio
publico de que se trate. Normalmente a esta
metodologia se le llama “Tasa de Retorno”.

En la practica esta metodologia implica igualar los
ingresos con los costos econdmicos, donde estos
ultimos, a diferencia de los costos puramente
contables, incluyen una utilidad razonable y justa
acorde con el capital invertido. Los gastos
comprenden ademas los gastos de operacidon y
mantenimiento, el gasto por depreciacidon (al costo y
revaluada), los gastos administrativos o institucionales
y cualquier otro gasto asociado al suministro efectivo
del servicio publico, con el principio de que todo gasto
incluido en el céalculo de tarifas debe ser dutil y
utilizado, es decir, necesario para el suministro
efectivo del servicio piblico de que se trata y tratarse
de un gasto efectivamente realizado. EIl Instituto
Costarricense de Electricidad esta obligado por ley a
presentar al menos un estudio tarifario al afio, en el
cual se incluye una justificacion detallada de cada uno
de los rubros sefialados anteriormente.

En abril de 2012 entr6 en vigencia, mediante la
Resolucién RJD-017-2012, la metodologia de ajuste
extraordinario de las tarifas de servicio de electricidad,
producto de las variaciones en el costo de los
combustibles utilizados en la generacidon térmica,
conocida como CVC (Costo Variable por
Combustible).

El primer objetivo de esta metodologia es enviar
sefiales de precios oportunas, que el precio refleje lo
mas rapido posible las variaciones en el costo de
generar electricidad con combustibles. El segundo
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objetivo es permitir el equilibrio financiero del ICE,
Unico generador con plantas térmicas en el pais, al
posibilitarle obtener mediante el reconocimiento del
CVC un flujo de ingresos acorde con su nivel de
gastos.

El ajuste por CVC pretende reembolsar al ICE el
costo incurrido en ese rubro, sin margen alguno, o
devolverle a los usuarios excedentes cobrados en las
tarifas. Asi, el ICE Generacion le vendera potencia y
energia a las distribuidoras mediante un esquema, en
el que el CVC se factura separadamente y sin
margen, en tanto, estas Ultimas lo facturardn a sus
clientes finales de la misma forma, esto es,
separadamente y al costo. Este debe adicionarse a
las tarifas sin combustibles, con ese fin, se estima un
factor de ajuste que se incorpora a la tarifas sin CVC
para obtener la tarifa total.

En el caso de los generadores privados, igualmente
se aplica el principio de servicio al costo
presentandose diferencias Unicamente a nivel de la
metodologia.

En mayo de 2010 mediante resolucion RJD-009-2010
la ARESEP establece una metodologia de fijacién de
tarifas para generadores privados existentes. Este
modelo tarifario consta de cinco variables esenciales:
la inversién unitaria promedio por kW instalado, los
costos de explotacion unitarios promedios por kW, el
factor promedio de antigiiedad de las plantas, el costo
de capital y el factor de planta o factor de carga Las
tarifas que resultan de esta metodologia se aplican a
las transacciones que surjan de la aplicacion de
nuevos contratos entre el ICE y un generador privado
hidroeléctrico al amparo del Capitulo | de la Ley N°
7200, una vez que han vencido los contratos
originales y las partes decidan renovar, ampliar los
contratos originales o suscribir un nuevo contrato de
compraventa de energia eléctrica.

En agosto del 2011 mediante Resolucién RJD-152-
2011 se establecioé una nueva Metodologia tarifaria
de referencia para plantas de generacion privadas
hidroeléctricas nuevas , este modelo tarifario se
disefia para plantas hidroeléctricas privadas con
potencias iguales o menores que 20 MW y capaces
de operar dentro un rango aceptable de costos y
eficiencia operativa. Se establece una banda tarifaria
gue permite al ICE ofrecer precios de compra de
electricidad con los cuales el oferente pueda obtener
ingresos suficientes para cubrir sus costos de
operacion, recuperar la inversion realizada y obtener
una rentabilidad razonable para el nivel de riesgo
asociado con la actividad.

Asimismo, se aprueba en noviembre del 2011
mediante Resolucion RJD-163-2011 la fijacion de una
banda tarifaria para todos los generadores privados
eolicos nuevos que firmen un contrato para la venta al
Instituto Costarricense de Electricidad al amparo del
capitulo | de la Ley N° 7200 u otros compradores

debidamente autorizados por la Ley.

En el caso de los generadores que operan bajo el
capitulo Il (proyectos BOT), las tarifas son definidas
como resultado del proceso licitatorio, dado que la
seleccién se realiza sobre la base del costo de la
energia.

Es importante sefialar que en ambos casos la
remuneracion de la capacidad se establece
solamente a nivel de la estructura de la tarifa, como
un componente dentro del esquema de remuneraciéon
de los ingresos totales permitidos. Lo que priva es la
determinacion del ingreso anual y a partir del cual se
estructura el esquema de remuneraciébn en los
componentes de energia y potencia.

En cuanto a la remuneracion de la reserva, en Costa
Rica no existe este tipo de reconocimiento puesto que
el respaldo del sistema lo realiza el ICE con sus
propias plantas. Dentro del esquema contractual que
aplica para los generadores privados se contempla el
reconocimiento de la remuneracién que estos dejan
de percibir ante salidas de la planta, cuando esta
salida sea originada por instrucciones emitidas por el
Centro Nacional de Control de Energia como parte de
su proceso de optimizacion del despacho del sistema.

Las plantas de generacién privada no cuentan con
reservas, por lo tanto no se considera el pago de este
rubro, la tarifa de wventa de electricidad de los
generadores privados es calculada por la ARESEP de
acuerdo con la metodologia establecida por el Ente
Regulador, la cual varia segin la fuente de
produccion y si se trata de una planta nueva o una
planta cuyo contrato con el ICE se va a renovar.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

Como se indico en el punto 1.1.2 el pais dispone de
un alto potencial hidroeléctrico para la generaciéon
eléctrica asi como geotérmico; no obstante, mucho
del potencial identificado de estas fuentes se
encuentra en parques nacionales o zonas protegidas
por ley, lo cual ha generado en la Ultima década una
discusibn a nivel nacional entre distintas grupos
sociales sobre la conveniencia o no de permitir la
explotacion de recursos en estas areas.

1.1.5 Incentivos para la generacion con
fuentes renovables no convencionales

La legislacion costarricense solo autoriza la
generacion privada con base en fuentes renovables
(hidroeléctrica, edlica, solar o biomasa). EI mayor
generador del pais, el ICE, tiene una politica muy
definida con respecto a la planificacion eléctrica del
pais, la cual debe buscar, hasta donde le sea posible,
la méaxima utilizacion de recursos renovables para la
generacion de electricidad, especialmente de origen
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hidraulico, segin se le ordena en el articulo N° 1 de
su ley de creacion.

En la actualidad ICE — Sector Electricidad esta
implementando un programa llamado Plan Piloto de
Generacion Distribuida para Autoconsumo, cuyo
objetivo es analizar las nuevas tecnologias de
generacion a pequefia escala y su efecto en las redes
de distribucion, con el proposito de disefar
posteriormente programas de desarrollo de la
generaciéon distribuida usando fuentes renovables y
establecer los ajustes adecuados al sistema eléctrico
y al marco tarifario y regulatorio.

Se busca estimular a los clientes de la empresa
eléctrica para que realicen inversiones en sus propias
instalaciones aprovechando éareas de techo,
excedentes de biomasa, o sobrantes de calor, para
cubrir parte de su demanda eléctrica. El Plan busca
estimular la instalacion de pequefios sistemas de
generacion en el corto plazo conectados a la red y
basados en fuentes renovables para ser usados para
autoconsumo.

1.1.6 Comercio internacional de energia
eléctrica

A la fecha el comercio internacional de energia
eléctrica es minimo en el pais, se limita al intercambio
de excedentes.

La dependencia encargada de hacer las
negociaciones, sea el Proceso Comercializaciéon
Mayorista del Centro Nacional de Control de Energia,
recibe informacion del é&rea de Planificacion de
Despacho sobre la cantidad de energia disponible
para la venta 0 que se necesitara adquirir durante la
semana; posteriormente se monitorea la oferta y los
precios en el resto de Centroamérica y mediante un
procedimiento determinado se optimizan los precios,
estableciendo un precio minimo de venta y un precio
maximo en el caso de la compra. Con esta
informacién en mano los ejecutivos de cuenta realizan
las negociaciones con los otros agentes del mercado
centroamericano tratando de obtener los mejores
precios posibles, ya sea para la venta o para la
compra de energia.

1.1.7 Planificacién y otras formas de

intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

Una de las responsabilidades fundamentales del ICE
otorgadas en su ley de creacién, es garantizar un
adecuado equilibrio de la oferta y la demanda de la
electricidad. Un instrumento fundamental para
asegurar la adecuada oferta eléctrica en los afios
venideros es la realizacion de planes de expansién de
la generacién eléctrica. La politica del ICE para el
desarrollo del sistema de generacion esta enmarcada

dentro de los lineamientos establecidos en las
politicas nacionales sobre energia. La planificacién de
la expansién del sistema de generacion pone especial
énfasis en los siguientes seis aspectos:

* Ambiente y desarrollo

* Dependencia del petréleo

* Fuentes renovables

* Mercado Eléctrico Regional
* Inversiones en generacion
» Costos de energia

El Plan de Expansién de la Generacién (PEG) es el
marco de referencia para los principales propésitos de
planeamiento, de mediano y largo plazo, de los
participantes en el sector eléctrico del pais. El PEG
sintetiza las estrategias de desarrollo eléctrico, las
posibilidades de las diferentes opciones tecnolégicas
y las necesidades de recursos en el futuro. El plan de
expansion incluye todas las plantas del pais,
abarcando los proyectos del ICE, de los distribuidores
y de los generadores privados, en la medida de lo
posible.

Este marco de referencia es necesario para unificar
una base comun de partida para los participantes en
el sector energético, en temas tan amplios como
determinacién de inversiones, definicion de
estrategias de desarrollo, fijacion de tarifas o estudios
de mercado.

El responsable de esta actividad dentro del ICE es el
Proceso de Expansion Integrada del Centro Nacional
de Planificacion Eléctrica (CENPE), el cual elabora
anualmente el documento “Plan de Expansion de la
Generacion Eléctrica” basado en la demanda de
electricidad proyectada y las distintas fuentes
energéticas en operacion y las disponibles evaluadas,
el dltimo incluye la planificacion del periodo 2009-
2021.
1.1.8 Incidencia de la regulacién ambiental
en el desarrollo de la generacion

Todo proyecto, sea de capital privado o publico, esta
en la obligacién de cumplir con la normativa existente
en cuanto a materia ambiental. Todo proyecto debe
presentar como requisito previo para obtener la
concesion de servicio publico por parte del ente
regulador, una certificacion sobre la aprobacion de un
estudio del impacto ambiental, elaborado por un
profesional del ramo. Este estudio debera ser
presentado previamente, para su aprobacién o
rechazo, a la Secretaria Técnica Nacional Ambiental
(SETENA) dependencia del Ministerio de Recursos
Naturales, Energia y Telecomunicaciones (MINAET).
De igual manera el ICE esta obligado a presentar este
Estudio de Impacto Ambiental (EslA) ante la SETENA
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previo al desarrollo de cualquier proyecto.

El proceso de Evaluacién de Impacto Ambiental (EIA)
es un procedimiento administrativo cientifico-técnico
gue permite identificar y predecir los efectos que
ejercera sobre el ambiente, una actividad, obra o
proyecto, cuantificandolos y ponderandolos para
conducir a la toma de decisiones. El objetivo de la
EIA, es evaluar los impactos que una actividad, obra o
proyecto pueda ocasionar sobre el ambiente, para
prevenir, controlar, mitigar y compensar los impactos
gue un proyecto pueda producir sobre el medio.

El Departamento de Evaluacién Ambiental (DEA) de
la SETENA es el encargado de realizar los analisis;
este Departamento cuenta con un equipo técnico
multidisciplinario para realizar el analisis de las
evaluaciones de impacto ambiental, elaborados y
presentados por los desarrolladores de las
actividades, obras o proyectos. DEA se encargara de
recomendar a la Comision Plenaria la aprobacién o el
rechazo de las mismas y cualquier consideracion que
crea pertinente. Para lo anterior, DEA analiza los
documentos de evaluacion ambiental de ingreso
inicial, a saber:

e Formulario D1 (para proyectos de alto y moderado
impacto ambiental)

e Formulario D2 (para proyectos de bajo impacto
ambiental)

Adicional a los Formularios (documentos de
evaluacion de ingreso inicial), existen los instrumentos
de evaluacion ambiental definitivos en la normativa:

» Declaracién Jurada de Compromisos Ambientales
(DJCA)

» Pronéstico-Plan de Gestién Ambiental (P-PGA)
» Estudio de Impacto Ambiental (EslA)

Los cuales seran requeridos dependiendo del tipo de
proyecto y su impacto en el medio ambiente. La
SETENA debe resolver los D1 con PGA y los D1 con
DJCA, en un plazo maximo de cuatro semanas
(Articulo 38, Decreto Ejecutivo 31849 y sus reformas).
Para aquellos proyectos cuyo instrumento de
evaluacion ambiental corresponde a un EslA la
SETENA dispondra de hasta cinco meses para su
revision.
1.1.9 Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

El costo de racionamiento se utiliza para la simulacién
de los planes y la determinacién del plan de minimo
costo, el costo de racionamiento se calcula en
US$800 / kWh para fallas menores al 2% de la
demanda y de US$2 000 / kWh para fallas mayores.

Estas cifras se utilizan como sefal del costo que tiene
para la sociedad el no satisfacer un kWwh de demanda.

Este dato es fundamental pues influye en la cantidad
de instalacién requerida para evitar el racionamiento y
también en la determinacion de los costos marginales
de corto plazo esperados.

1.1.10 Responsabilidades de distribuidores y
generadores que venden en contratos
ante situaciones de racionamiento

Solamente existen contratos de compra y venta de
energia que se firman entre los generadores privados
y el ICE, agente comprador Unico. En cuanto a la
suspension de la operacion por parte de los
generadores privados con responsabilidad del
operador, la misma se encuentra dentro de las
clausulas de cada contrato y destacan los siguientes
puntos:

a) Silas interrupciones son menores o iguales a una
hora no se dara indemnizacidon ni su duracién se
acumulara mensualmente.

b) Si las interrupciones son mayores a una hora,
éstas se acumularan en el mes correspondiente, y se
indemnizara al Vendedor. No obstante, las primeras
seis horas (6 horas) de interrupcién acumulada en
cada periodo no seran objeto de indemnizacién.

c¢) El monto por indemnizacion mensual que pagara el
ICE, se determinara para periodo punta y fuera de
punta por separado, multiplicando las duraciones
acumuladas ajustadas segun el punto b de esta
clausula, por el cociente del monto facturado solo por
energia en el mes precedente para cada periodo y el
nimero de horas contenidas en el periodo respectivo
de ese mismo mes.

En el caso de las distribuidoras eléctricas, que
compran la mayor parte de su energia al ICE-
Generacién, no existe un contrato propiamente como
tal que obligue al ICE a suministrarles la energia que
necesitan; no obstante, se establecié una norma para
la coordinacion del racionamiento de la energia. Este
procedimiento es aplicado por el Centro Nacional de
Control de Energia del ICE y las Empresas
Distribuidoras de Energia, con el fin de normar la
coordinacién y comunicacién para contribuir en el
establecimiento de un proceso de racionamiento de
energia mas afinado y expedito y, por consiguiente,
evitar distorsiones operativas durante el proceso de
racionamiento, que trasciendan negativamente al
consumidor final. Se coordina con las distribuidoras
los circuitos que deben mantenerse abiertos por una
causa mayor, como por ejemplo, los circuitos que
abastecen a los hospitales o instituciones publicas
que brinden servicios de primera necesidad para la
poblacion.

1.2 Transmision

El Sistema de Transmisién de Costa Rica se extiende
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desde Pefias Blancas, en la frontera con Nicaragua,
hasta Paso Canoas, en la frontera con Panama. La
operacion y expansién del sistema la realiza el ICE,
en concordancia con los programas de expansion de
las empresas generadoras Yy distribuidoras de
electricidad. Este sistema incluye las lineas de
interconexion con los paises vecinos.

El ICE-Sector Electricidad a travées de su
dependencia UEN Transporte de Electricidad es el
encargado  de la  planificacion, operacion,
mantenimiento y ampliacion de la red de transmisién
(lineas y subestaciones de transmisiéon) a nivel
nacional. Realiza estudios de alternativas de red,
asociadas a los proyectos de generacion para
encontrar la mejor alternativa que permita proveer al
Sistema Eléctrico Nacional (SEN) una infraestructura
capaz de brindar los servicios de transporte e
interconexion, conexiones  de alta  tension,
transformacion y conexiones de media tension.

La red de transporte de electricidad de Costa Rica
estd compuesta por subestaciones, lineas,
transformadores y equipo de compensacién de
potencia reactiva. La misma opera a dos niveles de
tensidn principales, siendo el mas importante el de
230 kV por su ubicacion, permitiendo el transporte de
grandes bloques de energia desde la zona norte y
desde el Atlantico. El nivel de 138 kV se ubica
principalmente en la zona central que forma un anillo
central.

Para diciembre del 2011 el Sistema de Transmisién
contaba con una longitud de 1 296,8 kildémetros de
linea de 230 kV y 726,7 kildmetros de linea de 138
kV.
1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision

El Proceso Expansion de la Red de la UEN
Transporte es la encargada de desarrollar el Plan de
Expansion de la Transmision, el cual es aprobado por
el Director de esa dependencia y adquiere caracter
oficial. En el proceso de elaboracién se requiere gran
cantidad de informacion sobre la situacién del sistema
eléctrico, las centrales de generacion, las
necesidades de los clientes, los compromisos
adquiridos por Costa Rica para la ejecucion del
proyecto SIEPAC y la concrecién del Mercado
Eléctrico Regional. Le compete también a este
Proceso la factibilidad técnica, econémica y ambiental
de nuevas obras y el seguimiento de la ejecucion
correspondiente.

Para hacer uso eficiente de toda la informacién
recopilada, la UEN Transporte de Electricidad aplica
una metodologia especifica para desarrollar el Plan
de Expansion de la Transmisién. Se definieron dos
etapas basicas para conformar el plan: la
identificacién de los problemas de la red y la

identificaciéon de las obras requeridas.

Etapa | - Identificacion de los problemas de la red:
involucra un andlisis exhaustivo de la red de
transmision actual de Costa Rica de acuerdo con los
aumentos en la demanda, la entrada en operacion de
nuevas plantas de generaciony del mercado eléctrico
regional con flujos de potencia de hasta 300 MW en
todo el horizonte de estudio, en infraestructura que
esta en operacién o en ejecucion.

Etapa Il - Identificacion de las obras requeridas: toma
los problemas identificados y se le plantean un
conjunto preliminar de soluciones. Las mismas pasan
por un filtro técnico, econémico y ambiental basico
para seleccionar las mejores opciones. Algunos de los
criterios pueden afectar el sistema de transmision,
entre ellos se consideran: horizonte de planeamiento,
escenarios de demanda, escenarios de despachos
tipicos, escenarios de despachos especiales, red de
transmisién regional y de transferencias regionales,
restricciones de transmision.

1.2.2 UEN Transporte-ICE. Ingresos del
transportista

Anualmente el ICE- Sector Electricidad presenta una
solicitud de ajuste ordinario a la tarifa del Sistema de
Transmision a la ARESEP; esta solicitud debe llevar
toda una serie de requerimientos e informacién que
demuestre las necesidades financieras del Sistema
para la operacion, mantenimiento y expansion de la
red, con criterios de continuidad, confiabilidad y
seguridad. La solicitud de tarifas se basa en el
principio de servicio al costo y se realiza con base en
la metodologia “tasa de retorno”. La tarifa consiste en
un cargo fijo por cada kWh que retiren del Sistema de
Transmision del ICE y debera ser cancelada por los
clientes de alta tension y las empresas distribuidoras,
incluyendo el sistema de distribucion del ICE.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

Los generadores privados que venden energia al ICE
no hacen ningn pago por uso de la red; sin embargo,
tienen que asumir la construccion de la linea de
interconexion desde su planta hasta el lugar que le es
asignado como punto de interconexion, que puede ser
un circuito o una subestacion. La distancia de la linea
dependera de la ubicaciéon de la planta y de la
estructura y capacidad de que disponga el sistema en
la zona.

1.3 Distribucion

1.3.1 Papel del distribuidor como

intermediario en la energia. Traslado a
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las tarifas de los costos de compra en
el mercado mayorista

El papel del distribuidor como intermediario en la
energia es de vendedor Unico en su zona de atencion
y el costo de generacién es trasladado directamente a
las tarifas de distribucién. A partir del 2013 se
aplicarda una  metodologia para  reconocer
trimestralmente el impacto de los combustibles en las
tarifas, previo ajuste de la tarifa de generacion para
no duplicar dicho impacto.

Este traslado a tarifas no genera pérdidas
econdmicas ni riesgos financieros para las empresas
distribuidoras ya que al fijarse las tarifas bajo el
principio regulatorio de “Servicio al Costo”, las mismas
incluyen el costo de generacion de la electricidad que
se distribuye.

1.3.2 Determinacioén de los activos del
distribuidor a remunerar

El valor agregado de distribucion utilizado para
determinar los activos del distribuidor es el Activo Fijo
Neto en Operacion Revaluado Promedio, denominado
en Costa Rica “Base Tarifaria”, el cual incluye la
consideracion del promedio de las adiciones del
siguiente afio. Ademas se considera el concepto “Util
y Utilizable”, que consiste en reconocer las
inversiones dentro del activo hasta en el momento en
gue estas seran Utiles y utilizables por las empresas
distribuidoras para brindar su servicio. Un ejemplo de
este criterio son las redes y subestaciones que
forman parte del activo en operacién de la empresa
hasta el momento que entren a funcionar, es decir
cuando se capitaliza el activo y se utilicen en la
distribucion de la electricidad.

1.3.3 Tasa de retorno de los activos

La ARESEP, Ente Regulador del pais, utiliza el Costo
Promedio Ponderado de Capital (WACC, por sus
siglas en inglés) como metodologia para determinar la
Tasa de Retorno de los Activos.Esta metodologia
considera tanto las fuentes de financiamiento por
medio de deuda como por -capital propio del
accionista; para este Ultimo aplica el Modelo de
Valuacidbn de Activos de Capital o Modelo de
Valoracién de Precios de los Activos de Capital o
Capital Asset Pricing Model (CAPM por sus siglas en
inglés). Esta metodologia, impulsada por la ARESEP,
ha sido la base para definir la tasa de rédito para el
desarrollo (tasa de retorno de los activos) para las
empresas distribuidoras.En este modelo se utiliza
parametros macroeconOmicos a nivel externo como
tasas libre de riesgo (T-Bill y T-Bond de los EE.UU.)
asi como parametros nacionales como riesgo pais y
el nivel de endeudamiento.

Los prestatarios, de acuerdo con la ley, deberan

presentar por lo menos una vez al afio, un estudio
ordinario para ajustar las tarifas eléctricas. La
Autoridad Reguladora podra realizar de oficio,
modificaciones ordinarias y debera otorgarles Ila
respectiva audiencia segun lo establece la ley. Seran
fijaciones extraordinarias aquellas que consideren
variaciones importantes en el entorno econémico, por
caso fortuito o fuerza mayor y cuando se cumplan las
condiciones de los modelos automaticos de ajuste. La
Autoridad Reguladora realizar4, de oficio, esas
fijaciones.

En el caso de los estudios ordinarios, la solicitud de
ajuste de tarifas es presentada por las empresas
distribuidoras ante la ARESEP, la cual en un plazo
aproximado de 30 dias emite la admisibilidad o
rechazo de la solicitud. En caso de ser aceptada, se
publica en el diario oficial una convocatoria a
audiencia publica en la cual los afectados por la tarifa
pueden presentar sus argumentos en pro o en contra
del ajuste solicitado. Treinta dias naturales
posteriores a la fecha de realizacion de la audiencia,
el Ente Regulador emite la resolucién final. La
vigencia de una resolucién es modificada cuando se
emite una nueva resolucién en igual sentido.

Remuneracién de los costos de
administracion, operacién y
mantenimiento y gastos de
comercializacion

1.3.4

Los componentes de costos de administracion,
operacion, mantenimiento y comercializacion se
estiman tomando en cuenta el concepto de util y
utilizable; adicionalmente se excluyen todos los
gastos no tarifarios, dejando definidas las partidas
estrictamente de la operacion del servicio que brinde
la empresa. Es decir erogaciones innecesarias o
ajenas a la prestacion del servicio publico no se
consideraran en los costos, asi tampoco gastos
desproporcionados en relacién con los gastos
normales de actividades equivalentes.

Reduccion de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia
derivada del aumento de economias de
escala

1.35

En Costa Rica no se aplica este criterio de
remuneracién al distribuidor por mayor eficiencia
derivada del aumento de economias de escala. Las
fijaciones tarifarias, que pueden incrementar o
disminuir la tarifa vigente, son realizadas de manera
ordinaria o extraordinaria, segun se comenté en el
punto 1.1.3.

1.3.6 Ajuste e indexacién de la
remuneracion al distribuidor
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Las revisiones tarifarias tienen lugar una vez cada
afo, principalmente a solicitud de una parte, en la
practica no existe este concepto de ajuste e
indexacion, lo que se da es un reconocimiento directo
en las tarifas de las empresas distribuidoras.

1.3.7 Ingresos por actividades no reguladas

Los ingresos adicionales por actividades no reguladas
no afectan las remuneraciones reguladas.

1.3.8 Procedimientos y estudios técnicos
para determinar las remuneraciones

El procedimiento para fijar tarifas incorpora la
posibilidad de que la solicitud sea planteada por el
prestador del servicio, las organizaciones de
consumidores legalmente constituidas y los entes y
organos publicos con atribucidn legal para ello, asi
como por la misma Autoridad Reguladora de los
Servicios Publicos, para lo cual debe cumplirse con
los requisitos 'y requerimientos previamente
establecidos por esta Autoridad.

En el caso de los informes el Ente Regulador utiliza
los estudios técnicos realizados por las empresas

analizando los ingresos, gastos, inversiones Yy
rentabilidad entre otros. Al determinar las
remuneraciones se incorporan elementos que

garanticen la transparencia y la participacion durante
el proceso tales como los siguientes: Acceso Publico,
la Audiencia y la Participacién Ciudadana.

El expediente de los estudios tarifarios es de acceso
publico y se da oportunidad a la participaciéon
ciudadana que tiene la posibilidad de presentar
oposiciones o0 coadyuvancias a las solicitudes
tarifarias. Se hace ademéas una Audiencia Publica
abierta a la participacion oral, tanto por parte de la
Autoridad Reguladora, del petente de la solicitud o de
quienes tengan una posicion a favor o en contra de la
solicitud. A mas tardar un mes después de la fecha
de la Audiencia, la ARESEP resuelve la solicitud
tarifaria acorde con el principio del servicio al costo
antes comentado.

El Area Técnica de la Autoridad Reguladora emite un
Informe Técnico donde expone el andlisis realizado,
las conclusiones y recomendaciones del estudio, el
cual es incorporado al expediente de acceso publico.
1.3.9 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

La seguridad de cobro y corte de servicio a
consumidores por incumplimiento se detalla en la Ley
N.° 7593 de la Autoridad Reguladora de los Servicios
Publicos y sus reformas. Aqui se establece un cargo
por morosidad y le permite a la empresa distribuidora
de energia expresamente el corte del suministro
eléctrico al consumidor moroso, en el caso que no
haya pagado la dltima facturacion registrada. Si
el cliente tiene varias facturas impagas pero la
tltima facturacion cancelada la Ley le impide la
corta por ineficiencia en el cobro por parte de la
empresa de distribucion.
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/ ECUADOR

Texto 2012 redactado generosamente por el CONELEC

1.1 Generacién

1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el

abastecimiento

La Ley de Régimen del Sector Eléctrico (LRSE), de
octubre de 1996, estableci6 una nueva estructura y
funcionamiento del sector, creando el Mercado
Eléctrico Mayorista (MEM), con segmentacion
horizontal y vertical de la industria, y permiti6 la
posibilidad de participacién privada en cada segmento
del sector, abriendo la generacién a la competencia.
Sin embargo, es a partir de abril de 1999 cuando se da
inicio al funcionamiento del MEM, bajo los principios
establecidos en la LRSE y en la normativa de detalle
dada por el Organismo Regulador. No obstante, la
mayoria de las empresas de distribucién, los
principales generadores del mercado y la empresa
Unica de transmisién, permanecieron bajo el control
del Fondo de Solidaridad (ente estatal).

En principio, la LRSE y la normativa de detalle, asigné
la responsabilidad directa de la expansion en
generacién al sector privado, con base a las iniciativas
del Regulador a través del plan referencial de
expansion o a la propia iniciativa de los privados.

Posterior a esto, la Asamblea Nacional Constituyente,
pone en vigencia, a partir del 23 de julio del 2008, el
Mandato Constituyente No. 15, que dispone eliminar el
concepto de costos marginales en el calculo de los
costos del componente de generacion y la no
consideracion del componente de inversion para la
expansion en los costos de transmision y distribucion.
Con estas disposiciones se configura un nuevo
esquema de mercado, basado en la suscripcién de
contratos regulados entre la toda la generacién y la
demanda regulada.

El 20 de octubre de 2008, en el Registro Oficial No.
449, se publicé la Constitucién de la Republica del
Ecuador, que incorpora nuevas definiciones en cuanto
al manejo del Estado, a diferencia de lo sefialado en la
Constitucion de 1998. El sector eléctrico es
considerado como un sector estratégico y ademas, el
servicio de energia eléctrica se configura como un
servicio publico.

En este contexto, la Constitucion dispone que el
Estado asuma el control total sobre los sectores
estratégicos —administracion, regulacién, control y
gestién- y la responsabilidad en la prestacién de los
servicios publicos a través de sus empresas. Como

excepcion’, el Estado podria delegar a la iniciativa
privada y a las empresas de economia popular y
solidaria, el ejercicio de actividades dentro del sector
eléctrico, en los casos que establece la Ley. Ademas,
se establece como concepto la planificacion integral la
cual consta en el Plan Nacional Para el Buen Vivir?
(reemplaza al Plan Nacional de Desarrollo).

Como producto de la nueva Constitucién se comenzé
a instrumentar un nuevo marco normativo del pais en
los diversos sectores, es asi que a través del Cédigo
de la Produccion, Comercio e Inversiones, publicado
en el Registro Oficial Suplemento No. 351, el 29 de
diciembre de 2010, se incorpora al articulo 2 de la Ley
de Régimen del Sector Eléctrico las condiciones que
configuran la excepcionalidad para la participacion
privada y de la economia solidaria en la prestacion del
servicio publico de energia eléctrica:

1 Cuando sea necesario y adecuado para satisfacer
el interés publico, colectivo o general; o,

2 Cuando la demanda del servicio no pueda ser
cubierta por empresas publicas.

Para definir los parametros que se deben aplicar a
esta participacion privada, el CONELEC, aprobé tres
regulaciones de detalle: Regulacién No. CONELEC
002/11 que norma los casos de excepcién en que se
podra delegar a la iniciativa privada su participacién en
las actividades del sector eléctrico; Regulacion No.
CONELEC 003/11 que establece la metodologia para
el calculo de los precios y plazos de los proyectos
ejecutados por la iniciativa privada y Regulaciéon No.
CONELEC 004/11 que establece un tratamiento
preferente en caso de que se utilicen recursos
renovables. Las tres normas estan vigentes desde el
14 de abril del 2011.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen

en la inversion y el abastecimiento 3

La potencia efectiva instalada en el sistema eléctrico
ecuatoriano en el afio 2011 fue de 2 215 MW
hidraulicos y 2 535,15 MW térmicos, 95,8 MW en
energias renovables no convencionales (solar, edlica,
biomasa) y 635 MW en interconexiones. En el afio

' Segundo parrafo del articulo 316 de la Constitucion de la
Republica del Ecuador.

> Elaboracién a cargo de la Secretaria Nacional de

Planificacion y Desarrollo -SENPLADES-.

® Informacién tomada del portal institucional del CONELEC,
seccion Estadisticas - Sistematizacion de Datos del Sector
Eléctrico (SISDAT).
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2011 el pais alcanz6 una produccién neta de energia
de 18 430,27 GWh, de la cual: 10 968,45 GWh
energia hidraulica, 6 044,13 GWh energia térmica,
147,27 GWh energia no convencional y 1 270,42 GWh
energia importada desde Colombia.

El aporte hidraulico se basa en su mayor parte en la
generacion de la central hidroeléctrica Paute (1 075
MW), cuya cuenca hidrogréfica presenta una marcada
reduccion de sus caudales entre los meses de
octubre a marzo, ocasionado con ello una disminucién
de su generacion y los consiguientes riesgos de
abastecimiento. Esta central representa cerca del 23%
de la capacidad instalada. Desde el inicio del
funcionamiento del mercado, es evidente que existio
un problema de baja inversidon en generacién que no
permiti6 superar los episodios ciclicos de baja
hidrologia que se presentan en la vertiente del
Amazonas, sitio en el cual se localiza la mayor
cantidad de centrales hidroeléctricas instaladas.

En el periodo comprendido entre los afios 2000 y
2011, la demanda de energia crecid6 a un ritmo
promedio de 5,5 % anual y fue abastecida por una
limitada expansion de la generacion, por episodios
hidrolégicos con caracteristicas superiores al
promedio, y por las importaciones de energia
provenientes de los paises vecinos (especialmente
Colombia). Esta situacion implico un desbalance entre
la oferta local de generacion y la demanda, que no
permiti6 mantener niveles minimos de reserva de
energia que garanticen su abastecimiento.

Las bajas reservas de energia que se suscitaron en
los periodos de estiaje, obligaron a realizar cortes
programados de alumbrado publico en los ultimos
trimestres de los afios 2005, 2006 y, aun mas critico, a
cortes del servicio de energia eléctrica, a nivel
nacional, en el Ultimo bimestre del afio 2009 y
principios de 2010 junto con la degradacion de las
condiciones de calidad del servicio eléctrico; para
enfrentar el déficit energético ocurrido entre noviembre
de 2009 y febrero de 2010 se implement6 de manera
urgente la instalacién de dos centrales de generacion
termoeléctrica, Pascuales Il y Miraflores TG1, que
representan una capacidad instalada 159,6 MW, y se
arrendd una capacidad de 205 MW, repartidos entre
las centrales Quevedo y Santa Elena, que ingresaron
durante el primer bimestre del 2010.

Segun lo sefialado, se observa que la falta de
inversidbn en el parque generador presente en los
Ultimos afos, a pesar de contar con un esquema de
mercado que permitia la participacién privada dejando
afuera la participacién estatal, sumado al hecho de
mantener generacién térmica obsoleta, fueron las
causas del déficit que se presento entre el afio 2009 y
2010.

Con estos antecedentes y con la finalidad de mejorar
la confiabilidad de la cadena de suministro de energia
eléctrica, el Gobierno Nacional ha llevado adelante la

decision politica de desarrollar una planificacion
centralizada que permita impulsar los proyectos
demandados por el sector, con la finalidad de
apuntalar el desarrollo de las diferentes actividades de
la sociedad ecuatoriana y evitar crisis energéticas
como las evidenciadas en periodos anteriores. En la
actualidad, el Plan Maestro de Electrificacion es de
cumplimiento obligatorio para el sector publico y
referencial para el sector privado.

1.1.3 Mercados para los generadores

* Mercado de corto plazo

La formacidon de los precios del mercado de corto
plazo resulta de un despacho econdmico, en el cual no
intervienen los sobrecostos operativos originados por
congestiones en la red de transmisién, ni tampoco las
inflexibilidades operativas de las unidades de
generaciéon. La operacion de los embalses tiene lugar
en forma centralizada y se emplean en el despacho
costos variables auditados para las centrales térmicas.
El precio de corto plazo esta dado por el costo variable
de la mas cara de las unidades despachadas.

La perspectiva es que las transacciones en el mercado
de corto plazo sean minimas, liquidandose Unicamente
las transacciones internacionales de electricidad (TIE)
hasta la armonizacién de la normativa que permita la
suscripcion de contratos para el desarrollo de las
transacciones internacionales de de largo plazo, todo
el resto de transacciones del mercado nacional se
liguida con contratos regulados

« Mercado de largo plazo para los clientes
regulados

Los generadores que se encuentran operando en el
sistema, para dar cumplimiento a las disposiciones del
Mandato Constituyente No. 15, el 12 de julio de 2008,
debieron firmar contratos regulados con todas las
empresas de distribucién, en forma proporcional a la
demanda de dichas empresas. Para el caso de las
empresas de generacion de capital estatal la
suscripcidon de los contratos fue inmediata, en tanto
que para los generadores de capital privado, se inicié
un proceso de negociacion, en el que se determiné
basicamente el precio de venta.

Los contratos regulados que suscriban las Empresas
de Generacion o Autogeneracion, con las Empresas
de Distribucion, que estén actualmente habilitadas en
el mercado ecuatoriano tendran remuneraciones
establecidas por la Regulacion 0013/08* y deberan
considerar que la generacidn neta debe asignarse en
forma proporcional a su demanda regulada.

4

Regulacién No. CONELEC - 013/08 “Regulacién
Complementaria para la Aplicacibn del Mandato
Constituyente No. 15”
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El precio que conste en los contratos regulados
deberéd establecer claramente dos componentes:

a) Cargo fijo, que serd liquidado independientemente
si el generador es 0 no despachado por el CENACE,
siempre 'y cuando se mantenga disponible,
considerando los periodos de mantenimiento
debidamente autorizados por esta Corporacion.

La determinacién del cargo fijo, considera tanto los
costos de recuperacion de la inversién, como los de
administracién, operacion y mantenimiento. Estos
Ultimos podran incluir mantenimientos y labores para
la repotenciacion de equipos y prolongacion de la vida
util de las instalaciones afectas al servicio; actividades
relacionadas con la remediacion y gestion ambiental;
y, actividades y labores para evitar el deterioro de los
niveles de calidad y seguridad en las redes de
transporte.

La remuneracion mensual se otorgara Unicamente
cuando el generador esté disponible; es decir durante
los periodos de indisponibilidad provocados por fallas
en el equipo, por mantenimiento o cualquier otra
situacién que obligue a la salida de ese generador, no
se reconocera ningln valor por concepto de cargo fijo.

Para el caso de los generadores en los que el Estado
tenga participacién accionaria, los cargos fijos seran
determinados por el CONELEC en los respectivos
estudios tarifarios, no consideraran la recuperacion de
la inversién y se determinaran con base en la
informacién y planes que los agentes le presenten.
Luego de su aprobacion, estos cargos fijos, deberan
ser incluidos en los respectivos contratos regulados, y
seran comunicados al CENACE para el proceso de
liguidacion.

b) Cargo variable o costo variable de produccién que
es determinado conforme la normativa especifica y
liguidado de acuerdo con la produccién de energia
eléctrica medida. La Regulacion que se aplicara para
la declaracion de este componente sera la No.
CONELEC - 003/03 vigente o la que la sustituya.

Para la incorporacion de generacion futura, existen,
dos escenarios para la participacion privada en
generacion, el primero para los proyectos que en el
Plan Maestro de Electrificacion (PME) se hayan
determinado como delegables a la participaciéon
privada, los cuales tienen asociado un proceso publico
de seleccion; y, el segundo, para aquellos proyectos
propuestos directamente por la iniciativa privada y que
no hayan sido considerados en el PME, los cuales
tiene asociado un proceso inicial de aprobaciény un
proceso de negociacion.

Todos los generadores privados que se incorporen al
sector, deberan vender en contratos regulados toda su
produccion, en forma proporcional a la demanda de
las distribuidoras.

» Mercado de generacion para los clientes libres

Para ser calificado como gran consumidor, es
necesario registrar un valor promedio de demandas
maximas mensuales igual o mayor a 650 kW, durante
los 6 meses anteriores al de la solicitud para la
calificacién, y un consumo de energia minimo anual de
4500 MWh en los doce meses anteriores al de la
solicitud.

Para el caso de personas naturales o juridicas, que
tengan diferentes instalaciones dentro del area de
concesion de una Empresa Distribuidora, se
consideraran la demanda maxima coincidente y la
suma de los consumos de las diferentes instalaciones.
Para el caso de los parques industriales, cuyas
instalaciones se encuentran concentradas en un
mismo sitio, la demanda méxima coincidente y la
suma de los consumos de dichas instalaciones
deberan ser las que consideren para el cumplimiento
de los requisitos establecidos.

Los grandes consumidores tienen la posibilidad de
efectuar transacciones en el mercado, sea a través de
contratos libres, importar energia de los paises
vecinos (posibilidad que no se ha hecho efectiva hasta
ahora).

Los grandes consumidores se han visto limitados en
su capacidad de contratar energia con los
generadores, ya que la oferta de generacion es muy
limitada, en su gran mayoria propiedad del Estado, los
cuales tienen la obligacion de vender prioritariamente
a los distribuidores.

A diciembre del 2008, existian aproximadamente 71
grandes consumidores, el cual se redujo
drasticamente, tanto que a mediados de 2012
Unicamente existe un consumidor con esta calificacion
actuando en el sistema como tal, por lo comentado en
los parrafos precedentes.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

El abastecimiento de combustible para las centrales
térmicas, se realiza a través de la empresa estatal EP
PETROECUADOR. Los tipos de combustibles mas
utilizados son el diesel, que se importa en su mayor
parte, el bunker de produccion nacional y la nafta, que
igualmente se importa.

Adicionalmente, los generadores no poseen una
infraestructura de almacenamiento de combustibles
gue les permita operar de manera autbnoma, razon
por la que se recurre a la infraestructura de la estatal
petrolera, que también presenta dificultades porque el
combustible debe también ser almacenado vy
destinado a otros sectores como el transporte.

Con el objetivo de mantener el suministro de
combustible requerido en los tanques de
almacenamiento de las generadoras térmicas, en
septiembre de 2009 se suscribe un Convenio entre la
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estatal petrolera y las autoridades energéticas y de las
finanzas publicas”.

A partir del segundo trimestre del 2011, el Estado
ecuatoriano tiene el control de la explotacion del gas
natural ubicado en el Golfo de Guayaquil, asi como de
la Unica central que utiliza dicho recurso para la
generacion eléctrica.

Con referencia a los generadores hidroeléctricos, la
principal barrera para su entrada en operacion, es la
posible afectaci6n ambiental, la cual surge del manejo
de los caudales, dicho aspecto ha constituido la
oposicién de grupos ecologistas que consideran que la
construccién de un embalse acarrea serios problemas
ambientales. Esta posiciobn es respaldada por los
habitantes de los sectores en los que estan ubicados
los proyectos de generacion.

1.1.5 Incentivos para la generacion con
fuentes renovables no convencionales

La generacibn con fuentes renovables no
convencionales tiene un despacho preferente y
obligatorio dentro del sistema. Para remunerar la
produccion de este tipo de plantas, el CONELEC ha
establecido precios preferentes para cada una de
estas tecnologias (solar, edlica, biomasa, geotérmica e
hidroeléctricas de menos de 50MW), los cuales seran
concedidos por el plazo de 15 afios, contados a partir
de la firma del contrato respectivo.

Los precios vigentes, desde el 14 de abril de 2011, en
la Regulacion No. CONELEC 004/11, son los

siguientes:
PRECIO (F::Figgllgwm
(cUSD/kwh)
CENTRALES . Territorio
Territorio
h Insular de
Continental .
Galapagos
EOLICAS 9.13 10.04
FOTOVOLTAICAS 40.03 44.03
BIOMASA Y BIOGAS <5 MW 11.05 12.16
BIOMASA Y BIOGAS > 5 MW 9.60 10.56
GEOTERMICAS 13.21 14.53
HIDROELECTRICAS 1-10MW 7.17
HIDROELECTRICAS 10 -30MW 6.88
HIDROELECTRICAS 30 -50MW 6.21

El otorgamiento de estas condiciones preferentes se
entrega Unicamente hasta que estas tecnologias, sin
incluir la hidroeléctrica, representen el 6% de la
capacidad total instalada. Ademas, se efectuard una
revision de estos precios preferentes, a los proyectos

® «Convenio Marco para la provisién de combustibles entre
PETROECUDOR vy las empresas publicas y privadas de
generacion térmica del sector eléctrico ecuatoriano.

propuestos a partir del 2013

La biomasa es la principal fuente que se ha acogido a
esta normativa, proyectos que han acondicionaron sus
procesos primarios con el fin de también producir
energia. Como desarrollo nuevo, se puede mencionar
el parque edlico en las Islas Galapagos, de
aproximadamente 2 MW.

El sobrecosto ocasionado por el despacho de las
fuentes no convencionales, lo asumen los
distribuidores y grandes consumidores, en proporcién
a su demanda.

Se esta analizando un ajuste a la regulacion que
permitiria el cambio de tipo de biomasa, para el caso
de los ingenios azucareros, de tal manera de disponer
de esa generacion en época de interzafra.

Durante el afio 2012 han existido muestras de interés
para desarrollar centrales fotovoltaicas, con las cuales
se espera hasta fines de afio cubrir el cupo del 6%.

1.1.6 Comercio internacional de energia

El 1 de marzo de 2003, se iniciaron las transacciones
internacionales entre Ecuador y Colombia, sobre la
base de la Decision 536 de la Comision de la
Comunidad Andina y de la normativa de detalle
emitida en cada pais.

La importacién, en los tres primeros afios de
intercambio, llegé a representar aproximadamente el
12% del abastecimiento energético de la demanda
ecuatoriana.

Con referencia a los mecanismos para la realizacion
de transacciones internacionales, la Decision 536
establece dos: mercado de corto plazo y contratos
intracomunitarios de electricidad. Desde el inicio de las
transacciones con Colombia y hasta la fecha, a nivel
de Organismos Reguladores no ha existido acuerdo
sobre el mecanismo de los contratos
intracomunitarios, razén por la que solo operan las
transacciones de corto plazo.

En Reunion Ampliada de la Comision de la
Comunidad Andina, se aprobd la Decisiéon 720
“Sobre la vigencia de la Decisién 536", publicada
en la Gaceta del Acuerdo de Cartagena el 5 de
noviembre de 2009. La Decision 720 de la
Comisién de la Comunidad Andina, establece
que, con excepcion del articulo 20°, se suspende
la aplicacion de la Decision 536 de la Comision de la
Comunidad Andina, denominada “Marco General para
la Interconexion Subregional de Sistemas Eléctricos e
Intercambio Intracomunitario de Electricidad” hasta por

® Articulo 20 de la Norma Supranacional se refiere a la
creacion del Comité Andino de Organismos Normativos y
Organismos Reguladores de Servicios de Electricidad
(CANREL) y las actividades inherentes de dicho organismo.
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un periodo de 2 afios; y que, durante esos dos afios,
Ecuador y Colombia aplicaran el Régimen Transitorio
gue sefiala una reparticion de 50%-50% de las rentas
de congestion entre los dos paises, con discriminaciéon
de precios para el mercado nacional y el internacional
y sin obligacion de vender energia en condiciones de
escasez o déficit del pais exportador.

Sin embargo, como consecuencia de los analisis
efectuados al interior del GTOR’ y considerando la
existencia de una nueva realidad del sector eléctrico al
interior de los Paises Miembros, en la XXIlI Reunidn
de GTOR, realizada el 9 de diciembre de 2010, los
delegados acordaron solicitar a CANREL® extender a
Peru las facultades otorgadas a Colombia y Ecuador
en el articulo 23 del ANEXO de la Decision 720 para
permitirle suscribir acuerdos con otros paises de la
region con el fin de promover la interconexién de
sistemas eléctricos y el intercambio internacional de
energia.

El Comité Andino de Organismos Normativos y
Organismos Reguladores de Servicios de Electricidad
(CANREL), en su Xlll Reunién Ordinaria, realizada el
11 de agosto de 2011, recomendd prorrogar el plazo
de suspension, revisar la Decision 536 y aprobar los
regimenes transitorios para Colombia y Ecuador y
para Ecuador y PerU; por lo expuesto, la Comisién de
la Comunidad Andina, en Reunién ampliada con los
Ministros de Energia, el 22 de agosto de 2011, aprobd
y se publico en la Gaceta Oficial del Acuerdo de
Cartagena la Decision 757, que se refiere a la vigencia
de la Decisibn 536 “Marco General para la
Interconexion Subregional de Sistemas Eléctricos e
Intercambio Intracomunitario de Electricidad”, la cual
establece dos anexos transitorios para los
intercambios de electricidad entre Colombia vy
Ecuador; y, Ecuador y Per(; adicionalmente también
se mantiene la suspension de la Decisién 536 hasta
por un periodo de dos afios.

Para el caso de Perd, la infraestructura de transmision
fue implementada en el afio 2004, pero la falta de
acuerdos a nivel de Organismos Reguladores no ha
permitido que se puedan iniciar las transacciones de
electricidad, conforme lo establece la Decision 536:
Debido a la crisis eléctrica de Ecuador, en al afio
2009, en condiciones de emergencia, se pudo
suscribir un contrato temporal de compraventa de
energia con ELECTROPERU, que consideraba a la
exportacion eléctrica como demanda doméstica
adicional y sujeta a toda la normativa del mercado
eléctrico peruano. Asi mismo, en el afio 2011 y de
forma reciproca a la ayuda recibida en el afio 2009 por

'GTOR: Grupo de Trabajo de Organismos Reguladores
creado bajo la normativa y reglamentacion del CANREL.

8 CANREL: Comité Andino de Organismos Normativos y
Organismos Reguladores de Servicios de Electricidad
(CANREL)

el sistema eléctrico peruano, Ecuador exporto energia
bajo la figura de condicion de emergencia a dicho
sistema. En este contexto y desde la expedicién de la
Decision 757, la cual brinda el sustento normativo para
el intercambio de electricidad entre Ecuador y Perd, en
el afio 2012 se han armonizado las condiciones
técnicas y comerciales para que dichos intercambios
se efectien bajo la modalidad de contratos de
compraventa de energia, los cuales dependen de la
existencia de excedentes del sistema y que tienen la
caracteristica de interrumpibles.

1.1.7 Planificacion y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

El Plan Maestro de Electrificacion, es el documento
base de la planificacion del sector eléctrico, a través
de él se busca garantizar la continuidad del suministro
de energia eléctrica, en particular con el plan de
expansién de generacién. Con ese fin el CONELEC
debe mantener actualizado el inventario de los
recursos energeéticos del pais con fines de produccién
eléctrica. Es importante sefialar que los resultados del
proceso de planificacion son obligatorios para el
Estado a través de sus empresas publicas, pues seran
éstas quienes desarrollen los proyectos de generacion
eléctrica, delegando, solamente por excepcion esta
responsabilidad a la iniciativa privada.

El desarrollo del principal proyecto de generacién -
Coca Codo Sinclair de 1500 MW-, que tiene a su
cargo el Estado, a través de su empresa pubica,
pretende aportar con una energia media anual de
aproximadamente 8.700 GWh y serd una de las
soluciones hidroeléctricas que aportara energia al
sistema a largo plazo.

1.1.8 Incidencia de la regulacion ambiental
en el desarrollo de la generacion

Con anterioridad a la ejecucibn de las obras
destinadas a la generacion, transmision o distribucion,
se debe cumplir con las normas existentes de
preservacion del ambiente, en particular, el
Reglamento Ambiental para actividades eléctricas.

Los interesados deben presentar un Estudio de
Impacto Ambiental para consideracion del CONELEC
o del Ministerio del Ambiente, en este ultimo el caso.
Una vez cumplido el tramite de aprobacién del Estudio
y para el inicio de toda actividad que suponga riesgo
ambiental, se debe contar con la licencia ambiental
respectiva otorgada por el CONELEC quien es
Autoridad Ambiental para el sector eléctrico, por
delegacién del Ministerio del Ambiente.
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1.1.9

Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

De acuerdo a lo establecido en la normativa vigente
gue regula el funcionamiento del mercado eléctrico, le
corresponde al CONELEC definir el valor del costo de
la energia no suministrada (CENS). Es asi que, a
travées de Resolucion del Directorio, el CONELEC
establecié el CENS, a nivel nacional, en un valor de
153,3 cUSD/kWh, exclusivamente para procesos de
Planificacion y Expansion del Sistema Nacional

Interconectado, de conformidad con el siguiente
detalle:

TIPO DE CONSUMIDOR CENS (cUSD/kWh)

Residencial 64.6

Comercial 179.1

Industrial 400.3

Otros 150.7

1.1.10 Responsabilidades de distribuidores y
generadores que venden en contratos
ante situaciones de racionamiento

Al ser los contratos regulados instrumentos financieros
dentro del mercado eléctrico, de ninguna manera se
consideran contratos fisicos, ademas son contratos sin
garantia de abastecimiento.

El esquema previsto en la normativa vigente, no
discrimina a los agentes que tienen suscritos contratos
de compraventa de energia, y no se garantiza el
abastecimiento en condiciones de racionamiento, es
decir, se distribuye los déficits de energia, conforme lo
establece la normativa aplicable para estos casos.

Adicionalmente, y al no tener garantia de
abastecimiento los contratos, no se encuentra
establecido ningun tipo de multa para situaciones de
racionamiento.

1.2 Trasmision

El sistema de transmision es administrado bajo la
figura de un monopolio natural a nivel nacional a
través de una unidad de negocio de la Corporacion
Eléctrica del Ecuador CELEC EP® actualmente
constituida como una empresa publica. Esta unidad de
negocio se encarga de preparar su plan de expansion
y lo somete a la aprobacién del Organismo Regulador,
el CONELEC. La tarifa de transmision asegura al
prestador del servicio publico de transmision el cobro
de los costos de operacion y mantenimiento de los

 CELEC es resultado de la fusion de todas las empresas de
generacion de propiedad del Estado y de la empresa de
trasmision -TRANSELECTRIC S.A.-, segun lo dispuesto en
el Mandato Constituyente No. 15.

activos en servicio™.

Los voltajes de transmision empleados son 230 kV en
el anillo principal, ramales de 138 kV y sistemas
radiales de 69 kV. Actualmente se analiza la
posibilidad de incorporar una linea de 500 kV para
evacuar la energia que se dispondra luego de la
entrada en operacion comercial de los grandes
proyectos de generacion considerados en el Plan
Maestro de Electrificacion y para los enlaces
internacionales.

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision

La empresa dedicada a la prestacion del servicio
publico de transmision —-CELEC EP-, tiene la
obligacion de expandir el sistema basandose en
planes preparados por él y aprobados por el
CONELEC. El plan de expansion tiene un horizonte de
10 afios, pero con revisiones y actualizaciones
anuales, a cargo del transmisor y sujeto a la
aprobacién del CONELEC.

El Reglamento para el libre acceso a los sistemas de
transmision y distribucién permite la iniciativa de los
usuarios en los proyectos de ampliacion de la red de
uso comun, siempre y cuando, de la evaluacion que
realice el transmisor y el CENACE, se determine que
el nuevo vinculo conviene al sistema en su conjunto.

1.2.2 Ingresos del transportista

* Ingresos por remuneracion de los activos

Para el calculo de la tarifa de transmision, que debe
consignarse al propietario de las instalaciones, por el
uso del sistema de transmision se considerara la
anualidad de los costos de operacién y mantenimiento
aprobados por el Directorio del CONELEC.

En cuanto al componente de Expansién que cubre los
costos del Plan de Expansion del Sistema Nacional de
Transmision, elaborado por el Transmisor y aprobado
por el CONELEC, y conforme lo dispuesto en el
Mandato, sera asumido por el Estado y constara
obligatoriamente en su Presupuesto General. Para
esto, el Ministerio de Finanzas debe implementar el
mecanismo y las partidas especificas para la entrega
oportuna de los recursos.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

9 De acuerdo a lo establecido en el Mandato Constituyente
No. 15, el Estado asume los costos de expansion, para lo
cual se deben incorporar dentro del Presupuesto General del
Estado.
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La tarifa de transmision es cubierta Gnicamente por la
demanda —distribuidores y grandes consumidores-, a
través de un valor estampillado. El cargo por
transporte es actualmente 0,3587 cUSD/kWh, valor
gue es aplicado a los distribuidores y grandes
consumidores. Los generadores no pagan cargo por
transporte.

Para los autogeneradores, la regulacion prevé un
tratamiento similar al de una demanda para la
componente de este que consume energia, y similar al
de un generador para la componente de produccion.
En el caso de que ese autogenerador tenga
excedentes, este puede colocarlos en el mercado a
través de los mecanismos de comercializacion
vigentes en la normativa, y se le aplican las mismas
reglas que para un generador, por el excedente que
ponga a disposicion.

1.3 Distribucion

La distribucion de la energia esta a cargo de empresas
con participacién accionaria mayoritaria del Estado,
gue son consideradas en todos los aspectos como
empresas publicas, excepto en lo societario. De
conformidad con lo dispuesto por la ley pertinente™.
1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia. Traslado a
las tarifas de los costos de compra en
el mercado mayorista

La normativa establece que el valor que los
distribuidores pueden trasladar a las tarifas como
resultado de las compras en el mercado eléctrico a los
generadores, es el costo medio de generacién (CMG)
y el pago por el servicio de transmisién definido en
parrafos anteriores.

El CMG corresponde al promedio ponderado de los
costos de energia provenientes de la suma de los
costos fijos y costos variables de generacion,
resultantes de un despacho de generacion donde se
considera las unidades o centrales de generacidon que
cuentan con contratos regulados y aquella generacién
gue opera en el mercado de corto plazo.

Determinacion de los activos del
distribuidor a remunerar

1.3.2

Para el calculo del componente de distribucion, se
considerarda la anualidad de los costos de
administracion, operacién y mantenimiento aprobados
por el CONELEC.

En cuanto al componente de Expansién de las

1 Ley Organica de Empresas Publicas publicada en el

Registro Oficial Suplemento No. 48 de 16 de octubre de
20009.

Distribuidoras, elaborado por las distribuidoras dentro
de su correspondiente plan de expansion y aprobado
por el CONELEC, seréa asumido por el Estado asumiré
y constard obligatoriamente en su Presupuesto
General. El Ministerio de Finanzas implementara el
mecanismo y las partidas especificas para la entrega
oportuna de dichos recursos.

Las distribuidoras presentardn sus costos operativos
auditados, para cada afio y someteran el estudio
resultante a consideracion del CONELEC, el cual lo
analizara y aprobard dentro de los términos que
sefiale la normativa especifica

1.3.3 Tasa de retorno de los activos

Para las empresas que son de propiedad del Estado,
la tasa de descuento utilizada es 0%, mientras que en
el caso de las empresas privadas, la Regulacién
pertinente establece que la tasa de descuento se
calcula como wun promedio ponderado de la
rentabilidad que los accionistas esperan de su capital
propio y el retorno que deben pagar por el
financiamiento obtenido. La metodologia para definir la
rentabilidad esperada por los accionistas considera
parametros como: la tasa libre de riesgo, el riesgo
especifico de la industria y el riesgo asociado al
mercado en donde se va a invertir.

Remuneracién de los costos de
administracién, operaciéon y
mantenimiento y gastos de
comercializacion

1.3.4

Los costos de operacion y mantenimiento que se
asignan a las empresas distribuidoras y que se
consideran para el calculo del Valor Agregado de
Distribucion, resultan de un proceso de validaciéon, que
contempla tres componentes preliminares:

a. Los costos de operacibn y mantenimiento
asignados a las empresas distribuidoras en el estudio
del VAD del afio 2000 ajustados por coeficientes de
inflacién, (CO&M2000).

b. Los costos de operacion
estandarizados  (CO&MEstandar)
funcion de los siguientes parametros:

y mantenimiento
calculados en

1) densidad del servicio,
2) consumo per capita,
3) caracteristicas organizacionales de la empresa.

c. Los costos de operacibn y mantenimiento
reportados por las empresas distribuidoras en los
estudios del VAD correspondientes y que se sustentan
en balances y presupuestos, (CO&Mestudio).

El criterio de asignacion es el siguiente:
Si CO&MEstandar es mayor que el CO&M2000, se
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asigna el CO&MEstandar, pues se reconoce el
derecho del distribuidor a cubrir los costos que
demanda brindar el servicio, dadas las caracteristicas
del mercado al que sirve. Si CO&M2000 es mayor que
el CO&MEstandar, se asigna el CO&M2000, pues se
reconoce como minimo el incremento de los costos
por efecto de la inflacion. Este valor preliminar
seleccionado es comparado con el valor solicitado por
la distribuidora CO&Mestudio, y de entre estos dos se
asigna el menor valor.

Los costos de comercializacion estan dados por:

a. Anualidad redistribuida de instalaciones de servicio
al cliente,

b. Los costos de operacion y mantenimiento
asignados a instalaciones de servicio al cliente,

c. Los costos de operacion
asignados a comercializacion; y,

y mantenimiento

d. Numero total de abonados.

El cargo unitario de comercializacion se establece de
la relacion de la suma de los tres primeros divida para
el cuarto factor. Este valor es comparado con el costo
unitario de comercializacion resultante de la
consolidacién de la informacion correspondiente, de
todas las empresas distribuidoras.

Si el valor de la empresa es menor al valor nacional,
se asigna como costo unitario de comercializacion el
correspondiente a la empresa; en tanto que, si el valor
de la empresa es mayor que el nacional, se asigna
como costo unitario de comercializacion de la
empresa, al resultante de la suma del costo unitario de
comercializacidon nacional mas el 50% de la diferencia
existente entre los dos valores.

Finalmente, los costos de comercializacion de la
empresa se obtienen de la multiplicacion del costo
unitario de comercializacion asignado a la empresa
por el numero total de abonados.

Reduccion de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia o
aumento de economias de escala

1.35

No existe una reduccién de este tipo.

1.3.6 Ajuste e indexacién de la remuneracion
al distribuidor (VADE, VAD, u otra
denominacion)

Los pliegos tarifarios incluyen reajustes automaticos
de las tarifas hacia arriba o hacia abajo debido a
cambios excepcionales e imprevistos de costos que no
puedan ser directamente controlados por el
concesionario. Los reajustes se aplican si la variacién
de las tarifas es superior o inferior al 5% del valor
vigente a la fecha de calculo.

Debido al esquema monetario adoptado en Ecuador,
desde el afio 2000, en que la moneda de libre
circulacion es el dolar de los Estados Unidos de
América, el riesgo inflacionario y el cambiario, se han
mitigado considerablemente.

1.3.7 Ingresos por actividades no reguladas

La existencia de ingresos adicionales por actividades

no reguladas, no reduce las remuneraciones
reguladas.
1.3.8 Procedimientos y estudios técnicos

para determinar las remuneraciones

Durante el proceso de validacion de la informacion
reportada por la empresa distribuidora en los estudios
del VAD, se realizan reuniones de trabajo en las
cuales se dan a conocer las observaciones del
regulador a la informacién, para que la empresa
proceda con los ajustes.

Ademés, el CONELEC estid realizando auditorias
independientes para evaluar los costos reportados por
las empresas.

1.3.9 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

La Ley prevé el corte del servicio para aquellos
consumidores que no pagan la energia facturada por
la empresa distribuidora. Esta medida se aplica por
parte de las empresas, y el servicio se restituye una
vez que se produce el pago.

Adicionalmente, la normativa actual faculta a las
empresas distribuidoras que actGan como empresas
publicas a ejercer la jurisdiccién coactiva para el cobro
de las obligaciones vencidas que tengan a favor por la
prestacion del servicio publico de energia eléctrica.

Asi mismo, la Ley de Régimen del Sector Eléctrico,
establece que para los efectos legales y contractuales
se declara la energia eléctrica un bien estratégico, con
los alcances para efecto de los problemas econdémicos
establecidos en el Cddigo Civil y las disposiciones
pertinentes de la Ley de Seguridad Nacional.

En este contexto, las personas naturales o juridicas
qgue, con el propésito de obtener provecho para si o
para otro, utilizaren fraudulentamente cualquier
método, dispositivo o mecanismo clandestino o no,
para alterar los sistemas o aparatos de control, medida
0 registro de provision de energia eléctrica; o
efectuaren  conexiones  directas, destruyeren,
perforaren o manipularen las instalaciones de acceso
a los servicios publicos de energia eléctrica, en
perjuicio de las, empresas distribuidoras, seran
sancionados con una multa equivalente al trescientos
por ciento (300%) del valor de la refacturacion del
ultimo mes de consumo, anterior a la determinacion
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del ilicito, sin perjuicio de la obligacion de efectuar los  Las personas responsables del cometimiento de estos
siguientes pagos cuando correspondiere, previa actos, seran sancionados por el delito de hurto o robo,
determinacién técnica. segun corresponda, tipificados en el Cédigo Penal.
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8 NICARAGUA

Documento redactado en el afio 2011 con la regulacién de la Transmision

1.1 Transmision
Sistema Nacional de Transmision

El Sistema Nacional de Transmision (SNT) esta
constituido por 2,189.17 kilometros de lineas de
transmision y 78 subestaciones transformadoras y
enlace. Del total de kilometros de lineas 2,040.81
pertenecen a la Empresa Nacional de Transmisiéon
Eléctrica (ENATREL) y el resto pertenecen a agentes
del Mercado Eléctrico de Nicaragua. Estas longitudes
de lineas de transmision estan desglosadas por
niveles de tension de la siguiente manera:

LINEAS DE TRANSMISION

230 336.75 334.55 2.20

138 1036.10 939.22 96.88

69 816.32 767.04 49.28

Total 2189.17 2,040.81 148.36
Estas cantidades incluyen las interconexiones

internacionales en 230 kV hasta las frontera con
Honduras y Costa Rica, cuyas subestaciones
terminales en Nicaragua son Subestaciones Leén (al
norte) y Amayo (al sur) respectivamente; las lineas
secundarias de transmisién pertenecientes a los
productores privados y grandes consumidores, y las
lineas propiedad (estatal)l de ENATREL. La
interconexion entre los centros de generacion y los
centros de carga se hace por medio de 78
subestaciones desglosadas segin la funcién que
desempefian de la siguiente manera:

TOTAL PROPIEDAD DE OTROS
ENATREL
TiPO NUMERO| CAPACIDAD| NUM ERO| CAPACIDAD | NUMERO| CAPACIDAD]

(MVA) (MVA) (MVA)

Enlace 1 0.0 1 0.0 0 0.0

EnbceReducoras 9 843.1 9 843.1 0 0.0
Elevadoras 20 1,701.7 379.5 13 1,322.2

Reductoras 48 778.8 42 729.3 6 49.5
Total 78 |[3,323.60 59 |1,951.90 19 1,371.7

*Datos actualizados a mayo del 2011

La actividad de transmision de energia eléctrica es la
de un monopolio natural y por lo tanto es regulado. En
Nicaragua esta actividad es realizada por la Empresa
Nacional de Transmision, propiedad del Estado (Arto.
27, Ley 272). Normativa de Transporte establece las
reglas aplicables a la Actividad de Trasmision, de

acuerdo a los criterios y disposiciones mandatadas en
la Ley de la Industria Eléctrica (Ley 272) y su

Reglamento  (decreto 42-98); entre las que se
destaca el libre acceso a las instalaciones de
transmision.

En la Normativa de Transporte se describen los
siguientes aspectos ligados a la Actividad de
Transmision: Conexion y Uso de las Instalaciones de
Transporte, Acceso a la Capacidad de Trasporte,
Ampliaciones de la Capacidad de Transporte,
Régimen Remuneratorio y Calidad del Servicio.

1.1.1 Mecanismos de Expansion de la Red
de Transmision

La empresa Nacional de Transmision, ENATREL,
tiene la responsabilidad de expandir el Sistema
Nacional de Transmisién (SNT), de acuerdo con el
Plan de Expansidn necesario para atender mayores
niveles de generacion eléctrica producto del
crecimiento de la demanda; y a los requerimientos de
calidad y seguridad establecidos. Con este fin,
someter4d anualmente a aprobacion del Ente
Regulador, un Plan de Obras, que contiene todos los

estudios técnicos y economicos de las obras
propuestas.
Cualquier expansion del Sistema Nacional de

Transmision que fuere requerido u ocasionado por
cualquier usuario, deberd ser financiado por el mismo
en coordinacion con ENATREL y de acuerdo a la Ley,
Reglamento y Normativa de Transporte. Un agente
econémico o gran consumidor tiene el derecho de
construir y ser propietario de un sistema secundario
de transmision para vincularse al Sistema
Interconectado Nacional (SIN); asi como de realizar a
su costo, ampliaciones en el SNT, no previstas en el
Plan de Expansion, debiendo la obra cumplir con lo
establecido en la Normativa de Transporte y con la
obligacion de transferir estas mejoras a ENATREL
propietaria del SNT.

Las ampliaciones del Sistema Nacional de
Transmision (SNT), deberan ser contratadas por
ENATREL, las cuales deben ser adjudicadas
mediante una licitacion publica internacional, cuyo
pliego de bases y condiciones y adjudicaciones seran
aprobados por el Ente Regulador.

1.1.2 Ingresos del Transportista

La remuneracién o ingresos de la Empresa Nacional
de Trasmision provienen de los cargos por uso Yy
acceso de la red de trasmision. Estos son calculados
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por ENATREL y aprobado por el Ente Regulador,
sobre la base de: costos de reposicion de las
instalaciones, operacion y mantenimiento de un
sistema modelo; incluido un beneficio calculado en
base a la tasa de descuento.

La remuneracién o ingresos que la Empresa Nacional
de Transmisién percibe por la prestacion del servicio
de transporte, se compone de: la anualidad de la
inversiéon reconocida, considerando una vida util de 30
afos, a la tasa de descuento autorizada por el Ente
Regulador; mas los costos reconocidos de operaciéon
y mantenimiento de las instalaciones en servicio. A lo
anterior se adiciona el costo anual de funcionamiento
del Centro Nacional de Despacho de Carga (CNDC);
el cual es, el operador del Sistema Interconectado
Nacional (SIN) y administrador comercial del Mercado
Eléctrico Mayorista (MEM).

Existe la posibilidad de otros ingresos cuando
Agentes de Mercado realizan ampliaciones en el
Sistema Nacional de Transmisién (SNT), esto en el
ambito de los costos de operacion y mantenimiento
de tales instalaciones, asi como los del costo de
funcionamiento del CNDC respectivo. En cuanto a los
costos asociados a la inversién, éstos son
reembolsados al Agente Iniciador de la obra de
ampliacion.

1.1.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte usuarios
conectados al SIN

Dentro de los cargos que se incluyen en la
remuneraciéon por el Servicio de Transmision se
encuentran:

Cargo por Conexion: expresa el costo de conexion
asignados a un Agente, pro nivel de tension y por el
nimero de conexiones de este.

Cargos por Exigencia Maxima (CEM) de la
capacidad de transporte: expresa el costo que se le
asignan a cada Agente por su potencia maxima,
inyectada/extraida al/del sistema de transmision.

Cargos por Uso de la Capacidad (CUC) de
Transporte: expresa el costo que se le asignan a
cada Agente por la energia real, inyectada/extraida
al/del sistema de transmision.

En la actualidad el Ente Regulador a través de un
procedimiento de excepcionalidad, ha fusionado los
tres cargos descritos, en uno solo; el cual es aplicado
a los Agentes, en fucibn de Ila energia
inyectada/extraida al /del sistema de trasmision. Este
cargo denominado Costo Medio (CMT), es calculado
a partir del Costo Total de Transmision (CTT= a la
suma de las anualidades de los costos reconocidos
de inversidn, operacibn y mantenimiento y
funcionamiento del Centro de Despacho), dividido
entre la energia transporta en el periodo.
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9 PANAMA

Documento redactado en el afio 2011

1.1 Generacién

1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el

abastecimiento

La ley 6 de febrero de 1997, establece el marco
regulatorio e institucional para la prestacion del
servicio publico de electricidad. La Ley establece que
las actividades de Transmisién, Distribucion vy
Comercializacion de energia eléctrica son reguladas,
y la Generacidn no esta regulada.

La inversién en generacién es decisidon de intereses
particulares dependiendo de la oferta y demanda que
pueda darse. Sin embargo para incentivar la inversién
en proyectos de Generacion se efectian las
licitaciones de largo plazo y se han creado leyes
especiales  que incentivan  las  generacién
principalmente con fuentes renovables: Mini Hidro y
recientemente la Ley No 44 de 25 de abril de 2011
sobre energia edlica Eolica.

En Panamda, por regulacion se establece que los
distribuidores tienen obligacién de contratar el 100%
de la energia y potencia de los clientes regulados con
dos afios de anticipacién y gradualmente se establece
porcentajes minimos de contratacion.

Esta obligacion de contratar se realiza en el Mercado
de Contratos mediante procesos de concurrencia
efectuados desde el 2009 por ETESA, de acuerdo a
lo que establece la Ley, las normas y procedimientos
gue regula la ASEP.

Para el funcionamiento del Mercado eléctrico
panamefio, se tiene establecida Reglas Comerciales y
Operativas que deben cumplir todos los agentes del
Mercado.

La ASEP mediante Resoluciéon AN 4519 de junio de
2011 efectu6 modificacion a la JD 3460 de 2002
sobre el procedimiento para otorgar concesiones de
generacién hidroeléctrica y geotermoeléctrica.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen

en la inversién y el abastecimiento

Panaméa depende de la importacion de hidrocarburos,
respecto al carbén recientemente se efectué la
reconversion a Carbén de una Planta existente y se
hay interés de desarrollar proyectos a gas.

El potencial hidrol6gico se encuentra ubicado en su
mayoria en el occidente del pais y el centro de carga
esta en la ciudad.

Hay potencial para el desarrollo de generacién edlica.

La Red de transmision nacional SIN esta
interconectada con SIEPAC y se esta proyectando la
interconexion con Sur America a través de ICP
(Interconexidon Colombia Panama).

1.1.3 Mercados para los generadores

Los Participantes Productores, conformados por los
generadores, autogeneradores y cogeneradores
ubicados en la Republica de Panama; Ilos
distribuidores cuando venden excedentes de
generacién propia a terceros y las empresas que
comercializan generacion de otro pais; tienen
diversas opciones para participar en el mercado
panameno:

» Mercado de corto plazo o spot

El Mercado Ocasional es el &mbito donde se realizan
transacciones comerciales de energia horaria de corto
plazo, que permiten despejar los excedentes y
faltantes que surgen como consecuencia de los
apartamientos entre los compromisos contractuales y
la realidad del consumo y de la generacion.

El Costo Variable de cada unidad aplicable al
despacho esta dado por:

a) El Costo Variable de operacion para la generacién
térmica definido en el Reglamento de Operacion

b) EI wvalor del agua para las centrales
hidroeléctricas, calculado por el Centro Nacional de
Despacho (CND) de acuerdo a lo que se establece en
las Reglas Comerciales y las reglas técnicas y
operativas del Reglamento de Operacién;

c) El precio ofertado de importacion en la
interconexion, que para el caso de los contratos sera
el declarado al CND por el Participante Nacional, y
para el caso de la importacion de ocasion sera el
informado por el EOR.

d) EI precio ofertado por autogeneradores y
cogeneradores que venden excedentes.

Estos Costos Variables son auditados por el CND en
su calidad de Operador del Sistema Interconectado
Nacional (SIN) y Administrador del Mercado Mayorista
de Electricidad.
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El Costo Marginal del Sistema (CMS) corresponde al
Costo variable de la udltima unidad en ser llamada al
despacho para atender la demanda del sistema.

* Mercado de Contratos

Las contrataciones de potencia y/o energia estan
reglamentadas por la ASEP a través de las Reglas de
Compra (Aprobado mediante Resolucion AN No. 991-
Elec de 11 de julio de 2007 y sus modificaciones).

Mediante los contratos de suministros se pueden
establecer compromisos exclusivamente de potencia,
de energia o de potencia y energia.

La contratacién de potencia a través de un Contrato
de Suministro es una reserva de Potencia Firme de
largo plazo con compromiso de disponibilidad,

dedicada, ante faltantes, prioritariamente al
cubrimiento del abastecimiento de la parte
compradora.

El Contrato de Suministro que contrate Potencia
Firme de Largo Plazo puede definir una cantidad de
potencia contratada variable a lo largo del periodo de
la vigencia del contrato. El contrato deberd identificar
claramente la potencia contratada para cada dia de
vigencia. El Participante Productor que vende
potencia en un Contrato de Suministro asume el
compromiso de que existe la potencia instalada
contratada, con un mantenimiento adecuado para
cumplir los requisitos de disponibilidad acordados en
el contrato.

La contratacion de la energia , tiene como objetivo
estabilizar o acotar el precio futuro de la energia, para
evitar la volatilidad del precio del mercado ocasional.
Pero no impone restricciones ni obligaciones en la
operacion fisica. La parte vendedora asume un
compromiso de entrega de energia, pero no una
obligacion de produccion propia, ya que los contratos
son financieros. La parte compradora asume un
compromiso de pago por un blogue de energia, con
prioridad de uso para consumo propio y venta de los
excedentes de oportunidad.

Otro tipo de contratos en los cuales los agentes
productores pueden ofrecer su producto, es el
denominado Contrato de Reserva ; en el cual un
Participante Productor puede comprar potencia y
energia de otro Participante Productor para vender en
el Mercado y/o para reserva de respaldo de las
obligaciones asumidas en los Contratos de Suministro
en que sea la parte vendedora.

Un Participante Productor puede vender a otros
Participantes Productores sus excedentes de potencia
y energia, que no tenga comprometido en contratos o
aportes al Servicio Auxiliar de Reserva de Largo
Plazo.

* Mercado de generacion para los clientes libres

En Panama, se considera cliente libre o Gran Cliente

a toda persona natural o juridica, con una demanda
maxima superior a 100 kW por sitio, cuyas compras
de electricidad se pueden realizar a precios
acordados libremente o0 acogerse a las tarifas
reguladas.

Por el plazo de un afio, a partir del mes de junio de
2010, los grandes clientes tienen la opcién de
negociar libremente los términos y condiciones de
suministro de energia y/o comprar energia en el
Mercado Ocasional o de acogerse al mercado
regulado a los precios que acuerden las partes.

Una vez finalice dicho plazo, al gran cliente se le
asignara la potencia a través de la distribuidora a la
cual esté conectado y tendra la opcidon de comprar la
energia en contratos, en el mercado ocasional o a
través de asignaciones una bolsa de energia, que se
esta organizando actualmente.

Existen dos tipos de Grandes Clientes: activos y
pasivos.

El Gran Cliente Activo es el que ha decidido comprar
energia y/o potencia para Su propio consumo
directamente en el Mercado Mayorista de Electricidad
pudiendo comprar mediante Contratos de Suministros
ylo en el Mercado Ocasional, de acuerdo a lo
establecido en las Reglas Comerciales. Sera
responsable de todos los cargos que resultan del
Mercado Mayorista de Electricidad, asi como de la
instalacion 'y mantenimiento de los equipos
necesarios para la medicion que conlleva dicha
compra y todo el intercambio de informacion con el
CND.

El Gran Cliente Pasivo es el que ha decidido
comprar toda su energia y/o potencia para su propio
consumo a través de un contrato de suministro con
otro Agente del Mercado, en quien delega el pago de
todos los cargos que resultan del Mercado Mayorista
de Electricidad, asi como de la instalacion y
mantenimiento de los equipos hecesarios para la
medicion que conlleva dicha compra y todo el
intercambio de informacién con el CND. No puede
participar en el Mercado Ocasional.

Actualmente, un Gran Cliente esta obligado a requerir
a través del Servicio Auxiliar de Reserva de Largo
Plazo la potencia correspondiente a su demanda
maxima de generaciébn que no esté cubierta con
suficiente anticipacién por Contratos. En el futuro este
cubrimiento estara a cargo de la distribuidora.

 Remuneraciones a la capacidad de generacion
y a las reservas

En Panama se comercializa la potencia firme de las
centrales de generacién, que es aquella capaz de
garantizar cada unidad generadora o un Grupo
Generador Conjunto (GGC) en condiciones de
maximo requerimiento y que esta en funcion de sus
caracteristicas técnicas y operativas.
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La Potencia Firme de Largo Plazo de una unidad
generadora térmica es su potencia efectiva afectada
por la disponibilidad que compromete el Participante
Productor que la comercializa. Dicha disponibilidad
puede ser variable a lo largo del afio. Si el
Participante Productor asume el compromiso del 100
% de su potencia efectiva, la potencia firme de largo
plazo de la unidad coincidira con su potencia efectiva.

En el caso de las centrales hidroeléctricas y edlicas,
la Potencia Firme de Largo Plazo, se calcula como la
disponibilidad que pueda brindar con una excedencia
mayor al 95%, tomando en cuenta:

- La aleatoriedad de la hidrologia o el régimen de
vientos;

- Para las hidroeléctricas, las caracteristicas del
embalse, de existir, y su capacidad de regulacion y de
empuntamiento;

- Las caracteristicas de la central;

- Para cada central hidroeléctrica de una cadena, la
topologia de otras centrales ubicadas sobre la misma
cuenca, que afectan los caudales entrantes y/o
capacidad de generacién de la central.

El Servicio Auxiliar de Reserva de Corto Plazo es
la reserva operativa que se requiere a lo largo de
cada hora para el mantenimiento de la frecuencia, la
seguridad, y calidad de la operacién del sistema,
incluyendo la reserva rodante y reserva fria.

Cada Participante Productor recibe una remuneracion
mensual por servicios de reserva de corto plazo igual
a la integracién en el mes de la potencia en reserva
aportada por sus unidades remunerada por el precio
de la energia en el mercado ocasional.

El Servicio Auxiliar de Reserva de Largo Plazo
tiene por objeto garantizar los compromisos de
disponibilidad de potencia para cubrir la garantia de
suministro de los clientes. El Servicio Auxiliar de
Reserva de Largo Plazo es una reserva compartida
para la garantia de suministro y un seguro de precio
para la energia asociada a dicha reserva de potencia
y se remunera a través de un precio tope que fija
anualmente el Regulador.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

En Panama se cuenta con un recurso hidraulico
abundante, sobre todo en el area occidente del pais,
debido a las caracteristicas hiumedas de la region
donde se esta desarrollando varios proyectos de
generacion hidro importantes; sin embargo, aln existe
un alto porcentaje de la capacidad instalada de
generacién térmica, las cuales seran desplazadas
conforme entren los nuevos proyectos. Aln asi, se
considera necesario mantener un porcentaje de
generacién térmica ya que en los periodos de

estacion seca, el recurso hidraulico se reduce por los
pocos aportes hidricos.

Las plantas de generacién termoeléctrica instaladas
en la Republica de Panama, utilizan combustibles
derivados del petroleo, siendo los principales el
bunker y el diesel.

La planta de Bahia Las Minas inici6 un proceso de
modificacion de tres de sus calderas que utilizaban
bunker para utilizar carb6n como combustible. Este es
un paso importante en el mercado energético
panamefio ya que abre asi las puertas a una nueva
fuente de energia.

Debido a que en Panam& no se cuenta con sitios de
produccion de carbdn, el combustible necesario para
la nueva reconversion de las calderas de Bahia Las
Minas se tendra que importar, principalmente, de
Colombia.

1.1.5 Incentivos para la generacién con
fuentes renovables no convencionales

Ley 45 de 4 de agosto de 2004.

Para el fomento de pequefias plantas generacién
utilizando fuentes nuevas, renovables y limpias
se han establecido incentivos en la Dicha Ley que
propone varios beneficios como lo son la exoneracién
del cargo por distribucidon y transmisiéon a centrales
mini hidroeléctricas, geotermoeléctricas y sistemas de
centrales con otras fuentes nuevas, renovables y
limpias con capacidad instalada menor a 10 MW
cuando vendan en forma directa o en el mercado
ocasional.

Los sistemas de centrales mini hidroeléctricas y
sistemas de centrales de otras fuentes nuevas,
renovables y limpias, con una capacidad instalada de
hasta 10 MW, independientemente de su ubicacién,
podran realizar contratos de compraventa directa con
las empresas distribuidoras, siempre que exista la
capacidad de contratacion por parte de la
distribuidora.

Otro de los incentivos que otorga la citada Ley es la
exoneracion de impuestos de importacion, aranceles,
tasas, contribuciones y gravamenes; asi como del
Impuesto de Transferencia de Bienes Muebles y
Prestacion de Servicios, para la construccion,
operacion y mantenimiento de centrales de fuentes
nuevas, renovables y limpias de hasta 500 kW de
capacidad instalada.

Adicionalmente, existe un incentivo fiscal de
exoneracion del pago del Impuesto Sobre la Renta,
durante los primeros diez afios contados a partir de la
entrada en operacibn comercial del proyecto
equivalente hasta el veinticinco por ciento (25%) de la
inversién directa en el respectivo proyecto, con base a
la reduccion de toneladas de emision de didéxido de
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carbono (CO,) equivalentes por afo calculados por el
término de la concesion o licencia, el cual puede ser
utilizado en un 100% (para plantas con capacidad
instalada menor a 10 MW) o en un 50% (para plantas
con capacidad instalada mayor a 10 MW).

Ley 44 de 5 de abril de 2011.

Establece incentivos para la construccion vy
explotacion de centrales edlicas destinadas a la
prestacion del servicio publico de electricidad:

La Ley establece la celebracibn de actos de
concurrencia exclusivos para generacién edlica,
enmarcados en cubrir hasta 5% sobre el consumo
anual de energia del pais.

Entre los incentivos que otorga la citada Ley es la
exoneracion de impuestos de importacion, aranceles,
tasas, contribuciones y gravamenes; asi como del
Impuesto de Transferencia de Bienes Muebles y
Prestacion de Servicios, para la construccion.

También se establece la utilizacion del método de
depreciacion acelerada y exoneracion de todo
gravamen impositivo nacional de acurdo a los
especificado en la ley.

1.1.6 Comercio internacional de energia
Panama ha completado la parte que le corresponde
del Proyecto SIEPAC, para mediados del 2012 se
debe implementar la regulacion que definira las
transacciones en el Mercado Regional. Actualmente

solo se hacen transferencias de corto plazo de forma
limitada y con un reglamento transitorio RTMER.

La Interconexion de Panama y Colombia, que tendra
una capacidad de transmision de 300 MW a través de
una linea de Alto Voltaje en corriente directa. Ya se
han completado los estudios de Armonizacién
regulatoria y se prevé que antes de fin de 2011 se
efectué la subasta por la capacidad de la linea y se
inicie construccién del proyecto en el 2012.

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

Existe una planificacion de la transmisiéon a través de
ETESA, empresa de transmision de capital 100%
estatal, mediante la preparacién del plan de
expansion del SIN de acuerdo con los criterios y
politicas establecidas por la Secretaria de Energia
gue toma en cuenta los planes de desarrollo del
sector energético adoptado por el Estado.

Este plan de expansion consta de dos documentos
principales: el Plan de Expansion del Sistema de
Transmision, el cual es de obligatorio cumplimiento
una vez que sea aprobado por la ASEP y el Plan de
Expansion del Sistema de Generacion, el cual tiene
cardcter indicativo.

Aungue la decision de la ampliacién de la generacién
en Panama es decision de la inversion privada; el
Estado, a través de la ASEP, otorga las licencias y
concesiones a los proyectos de generacion.

1.1.8 Incidencia de la regulacién ambiental
en el desarrollo de la generacion

En Panama, la regulacion ambiental impacta de
manera directa el desarrollo de la generacion ya que
la Autoridad Nacional del Ambiente (ANAM)
determina si es conducente la utilizacién del recurso
natural que se pretende aprovechar para el desarrollo
de una central de generacion eléctrica y en caso de
gue dicha autoridad estime que el recurso
natural solicitado no es conducente para los fines
de la concesion, mediante Resolucion motivada,
la ASEP negara la solicitud presentada.

1.1.9 Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

Los costos de racionamiento se simulan agregando, a
la oferta en el despacho, unidades ficticias
denominadas Unidades Falla, con un Costo Variable
creciente que representa el costo de riesgo de corte
por falta de energia y determinardn el nivel de
potencia maxima que representa cada escalon. Cada
unidad esta en funcion del Costo de la Energia No
Suministrada (CENS) o Costo de Racionamiento.

El costo de cada Unidad Falla, para la aplicacion en el
Servicio Publico de Operacién Integrada que realiza el
CND, esta determinado por cuatro escalones:

Un primer escaldn por pérdida de calidad ante la falta
del nivel de reserva necesario. En la operacion del
sistema la reserva necesaria para garantizar el
abastecimiento de la demanda del SIN y se define en
funcion a procedimientos técnicos, representa un
valor de 25% del CENS para la modelacién de la
primera Unidad Falla a aplicar en la programacion de
despacho.

Un segundo nivel de retiro voluntario de demanda
considerando la media del costo por unidad de
energia ($/kWh) para cortes de demanda menores al
10% de la misma, se establece un valor de 35% del
CENS para la modelacion de la segunda Unidad Falla
a aplicar en el Servicio Publico de Operacion
Integrada.

Un tercer nivel que considera seleccionar demandas
cuyo valor del CENS no es el valor medio adoptado
sino un valor més cercano a los valores minimos para
cortes no programados, por lo que se establece dicho
valor en 70% del CENS para la modelacion de la
tercera Unidad Falla a aplicar en el Servicio Publico
de Operacion Integrada.

Un dltimo escaldn de falla el cual representa el CENS
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determinado por la ASEP, mediante Resolucién No.
AN 2152-Elec de 21 de octubre de 2008, por lo cual
se establece en $1.85/kWh la altima Unidad falla para
la modelacion de la cuarta Unidad Falla a aplicar en el
Servicio Publico de Operacion Integrada.

Lo anterior se puede resumir en la siguiente tabla:
Tabla No. 1 ESCALONES DE FALLA

ESCALON DE | DEFINICION DE LAS COUS,\ES ADDEELSAS
FALLA UNIDADES FALLA FALLA ($/kWh)
UFI CENS x0.25 0.4625
UF Il CENS x0.35 0.6475
UF 1lI CENS x0.70 1.2950
UF vV CENS 1.8500
1.2 Transmision
El sistema de transmisibn estd formado

principalmente por 10 tramos de lineas de 230
kilovoltios que van desde la Central Hidroeléctrica de
Bayano hasta la subestacion Progreso en la frontera
con la Republica de Costa Rica y por las
subestaciones asociadas. Tiene también lineas de
115 kV, un tramo desde la Central Termoeléctrica de
Bahia Las Minas en Col6n hasta la subestacion
Panama | y otro tramo desde la subestacion Caldera
hasta las Centrales Hidroeléctricas La Estrella y Los
Valles.

La prestacion del Servicio de Transmisién de Energia
Eléctrica en alta tension en forma no discriminatoria,
continua, regular y eficiente; esta a cargo de ETESA
de acuerdo a la Ley 6 de 3 febrero de 1997. Dicha
empresa se rige por las disposiciones de sociedad
anénima y de derecho privado, siendo su capital
accionario 100% propiedad del Estado.

La operacién integrada del SIN esta a cargo del CND,
dependencia de ETESA, el cual también presta el
servicio de administrador del Mercado Mayorista de
Electricidad.

En el 2010 se efectuaron importantes obras en el
sistema de transmision que incluyeron la ampliacion
de la S/E Caldera y la Construccion de la S/E
Boqueron 1ll, ambas ubicadas en el Occidente del
pais para recoger los nuevos proyectos de
generacion. También se ha inicio proyectos para la
repotenciacion de la Linea de transmision
enmarcados en lo establecido en el Plan de
Expansion.

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision

La Empresa de Transmision, ETESA, tiene la
obligacion de expandir la red nacional de transmision,

de acuerdo con el plan de expansidon acordado para
atender el crecimiento de la demanda y los criterios
de confiabilidad y calidad de servicio adoptados. Con
este fin, debera preparar un programa de inversiones
para la expansion de la red y presentarlo a
aprobacion de la ASEP.

ETESA esta obligada a realizar las obras que se
incluyen en el plan de expansién aprobado por la
ASEP. Estas obras de inversién las construye ETESA
a través de empresas nacionales y/o extranjeras,
mediante proceso competitivo de libre concurrencia.

Cada cuatro afios se calcula y aprueba el IMP que
tendrd ETESA a fin de que pueda cubrir el Plan de
Expansion como la operacion del sistema.

1.2.2 Ingresos del transportista

La Empresa de Transmision cuenta con recursos
propios provenientes de la Tarifa aprobada por ASEP
para los cargos por el acceso y uso de la red de
transmisién, por el servicio de operacion integrada por
los servicios de la red meteorolégica e hidroldgica y
por los estudios basicos que se pongan a disposicién
de posibles inversionistas.

Los costos relacionados con la funcion de
planeamiento de la expansion y compra de energia,
son recuperados como gastos administrativos de su

actividad principal de transmisién. Los costos
relacionados con la funciébn hidrolégica vy
meteoroldégica, son recuperados como gastos

administrativos de su actividad de operacion
integrada, excepto aquellos por los cuales se cobre
directamente a los interesados.

Anualmente se efectlia una revision a las Tarifas de
ETESA considerando la ejecucién del Plan de de
Expansion, el IPC y otros elementos determinados en
la reglamentacion.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte usuarios
conectados al Sistema Interconectado
Nacional

Dentro de los cargos que se incluyen en la
remuneracion por el Servicio de Transmision se
encuentran:

- Cargo por servicio de conexion Refleja los
costos de los activos de conexién asignados a un
usuario cuando el usuario es Unico y los activos son
propiedad de ETESA.

- Cargos por uso del Sistema de Transmisién
Refleja los costos que se le asighan a cada usuario
por el uso del sistema principal de transmision;
correspondiendo el sistema principal de transmisién a
los equipamientos que son propiedad de ETESA y
gue son usados por dos 0 mas agentes del mercado.
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Igualmente existen el SOl que es un cargo por
Servicio de Operacién Integrada que igualmente es
regulado por la ASEP.

1.3 Distribucion

El servicio de distribucién comprende las actividades
de transporte de la energia por las redes de
distribucion, la entrega de la energia a los clientes
finales y la comercializacion a los clientes. La
distribucion es una actividad monopodlica, por lo tanto
es regulada.

La distribucién de energia eléctrica en Panama, esta
a cargo de tres empresas concesionarias:

e« Empresa de Distribuciéon Eléctrica Metro Oeste,
S.A. (EDEMET), cuya zona de concesién consiste en
la parte occidental de la ciudad de Panama, el oeste
de la provincia de Panama y las provincias de Coclé,
Herrera, Los Santos y Veraguas.

» Elektra Noreste, S.A., (ENSA) cuya zona de
concesion comprende el sector este de la ciudad y
provincia de Panama, el Golfo de Panama, Ila
provincia de Colon y los sistemas aislados, Darién y
Kuna Yala.

e« Empresa de Distribucion Eléctrica Chiriqui, S.A:
(EDECHI), cuya zona de concesiéon esta ubicada en
las provincias de Chiriqui y Bocas del Toro.

Ademdas, se encuentra la empresa Bocas Fruit
Company, que es un autoproductor y que vende sus
excedentes a la poblacién de Changuinola, Guabito,
Almirante y Las Tablas en la provincia de Bocas del
Toro, en virtud de un Contrato Ley que le permite
estas ventas sin tener una zona de concesion de
distribucion.

Las ventas de electricidad a clientes finales, son
retribuidas por medio de tarifas reguladas. Estas
tarifas cubren los costos en que incurre cada empresa
de distribucién, para prestar el servicio a cada
categoria de cliente, de acuerdo con las
caracteristicas propias de su consumo de energia.

La ley establece que la tarifa eléctrica estd compuesta
por lo siguiente:

® Costo de generacion: comprende el costo de las
compras de energia al por mayor, producto de la
contratacion de las distribuidoras;

® E| cargo de la red de transmisién y operacién
integrada.

* E valor
comercializacion.

agregado de  distribucibn vy

El valor agregado de distribucion esta constituido por
los siguientes costos: administracion, operacion y
mantenimiento del sistema de distribucién, una tasa
razonable de rentabilidad que remunera sus

inversiones y sus activos y la depreciacién sobre los
activos de la distribuidora.

El costo de comercializacion estd compuesto, entre
otros, por los costos que cubren la administracion,
medicién, facturacion y cobro a los clientes.

1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia

El papel de intermediario lo ejerce el distribuidor
realizando compras de Potencia y/o Energia a los

agentes productores mediante contratos,
distribuyendo y comercializando la energia.
Los distribuidores deben permitir el acceso

indiscriminado, a las redes de su propiedad, de
cualquier gran cliente o generador que lo solicite, en
las mismas condiciones de confiabilidad, calidad y
continuidad, establecidas en el contrato de concesion,
previa solicitud y cumplimiento de las normas técnicas
gue rijan el servicio y el pago de las retribuciones que
correspondan.

El distribuidor debe garantizar a los clientes finales
confiabilidad y calidad de Servicio Técnico y
Comercial.

1.3.2 Tasa de retorno de los activos

La ASEP define la tasa de rentabilidad que considere
razonable para el agente distribuidor, tomando en
cuenta la eficiencia de éste, la calidad de su servicio,
su programa de inversiones para el periodo de

vigencia de las féormulas y cualquier otro factor que
considere relevante.

La tasa que se define no puede diferir en mas de dos
puntos de la tasa resultante de sumar la tasa de
interés anual efectiva, promedio de los doce meses
anteriores a la fecha en que se fija la férmula tarifaria,
de los bonos de treinta afios del tesoro de los Estados
Unidos de América, mas una prima de ocho puntos
por concepto del riesgo del negocio de distribucién
eléctrica en el pais. Para determinar la tasa de retorno
se estima una tasa de referencia mediante el andlisis
de mercado con el método de célculo WACC.

La tasa asi determinada, se aplica a los activos fijos
netos en operacion para el periodo de vigencia de las
formulas tarifarias. Esta estimacion se hace a partir
del valor, a costo original, asentando en los libros de
contabilidad del agente distribuidor, al inicio del
periodo, bajo el supuesto de eficiencia econémica en
las inversiones que el mismo haga durante el periodo.

Remuneracion de los costos de
administracion, operacion y
mantenimiento

133

Los costos de operacion y mantenimiento radican en
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gastos directos e indirectos como costos por
remuneracion, operacion del sistema, mantenimiento
de la red, planificacion y equipos en deposito.
Anélogamente a los costos de operacion del sistema,
se tienen los costos de la gestiéon administrativa de la
empresa como servicios contratados que brindan
servicios a la empresa y otros costos imprevistos.

Estos costos se calculan también en base a
condiciones de eficiencia de empresas comparadoras
a través de Ecuaciones de Eficiencia con las variables
explicativas en un Area Representativa dada.

Los costos de operacion y mantenimiento del
alumbrado publico en su zona de concesion se
cobran en las tarifas al cliente final, en proporcién a
Su consumo.

Reduccion de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia
derivada del aumento de economias de
escala

1.3.4

Para determinar el Ingreso Maximo Permitido se ha
realizado un andlisis de eficiencia de las empresas,
aplicando una metodologia de Andlisis de las
Fronteras de Eficiencia. En tal analisis se han
integrado tanto a las empresas comparadoras
posibles como a las tres empresas distribuidoras
panamefias a fin de determinar su real situacion
actual.

De acuerdo a la Ley 6 de 3 de febrero de 1997 y al
Régimen Tarifario establecido, se sigue el siguiente
procedimiento para determinar el Ingreso Maximo
Permitido (IMP):

® Se revisa el nivel de desagregacion de las
empresas de distribucion en areas representativas.

® Se seleccionan empresas comparadoras con el fin
de calcular ecuaciones de eficiencia.

® Se fijan las nuevas tasas de rentabilidad para las
empresas de distribucion.

® Se calculan los Ingresos Maximos Permitidos a
cada empresa de distribucion.

El Ingreso Maximo Permitido (IMP) por Actividades
Reguladas para las empresas distribuidoras en el
Periodo Tarifario incluye los ingresos de Distribucion,
Comercializacion y el Alumbrado Publico, de acuerdo
a la siguiente formula:

IMP = IMPD + IMPCO + ALUMPU
Donde:

IMPD es el valor presente de los ingresos maximos
permitidos por la actividad de Distribucion en el
Periodo Tarifario.

IMPCO es el valor presente de los ingresos maximos
permitidos por la actividad de Comercializacién en el
Periodo Tarifario.

ALUMPU es el valor presente de los ingresos
maximos permitidos a la empresa distribuidora por el
servicio de alumbrado publico en el Periodo Tarifario.

1.3.5 Ajuste e indexacion de la
remuneracion al distribuidor

Los cargos tarifarios aprobados se ajustan
semestralmente y de acuerdo con férmulas de ajuste
definidas durante el periodo vigente.

Los ajustes que se realicen a los cargos tarifarios de
comercializacidn, distribucion y alumbrado publico,
estan en funcion del indice de Precios al Consumidor
correspondiente al dltimo mes del semestre, segun
las publicaciones de la Contraloria General de la
Republica.

1.3.6 Ingresos por actividades no reguladas

El ingreso permitido para las empresas de distribucién
y comercializacion en el periodo tarifario tiene en
cuenta las actividades realizadas por la empresa que
no correspondan a las actividades reguladas en la
Ley 6 de 1997.

De existir tales actividades que utilicen los activos de
distribucion y comercializacion para fines diferentes a
las actividades reguladas, se considera como activos
fijos del sistema de distribucidn una proporcion de
tales activos, equivalente a la relacibn que existe
entre los ingresos que se prevea para las actividades
reguladas asignadas en la Ley 6 de 1997 y los
ingresos totales previstos en las actividades
reguladas y no reguladas que utilicen los activos de
distribucién. Los ingresos de actividades tales como:
alquiler de postes, alquiler de transformadores,
alquiler o uso por terceros de oficinas, equipos de
computacion, equipos de comunicaciones, software,
etc; son considerados como ingresos por actividades
no reguladas.

De existir actividades no reguladas, las bases de
capital calculadas para el sistema de distribucion y
para el de comercializacion se ajustan por el siguiente
factor de correccion:

FCBC = IPTO / (IPTO + INRO)
Donde:
FCBC: el factor de correccion.

IPTO: el ingreso percibido por la distribuidora por las
actividades de distribuciéon y comercializacion en el
ultimo periodo anual auditado a la fecha de célculo del
IMP.

INRO: el ingreso percibido por la distribuidora por las
actividades no reguladas en el Gltimo periodo anual
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auditado a la fecha de célculo del IMP. La ASEP
puede auditar el valor del INR correspondiente a
periodos anteriores al de INRO dentro del periodo
tarifario anterior, a los efectos de asegurar la
razonabilidad de este ultimo.

1.3.7 Procedimientos y estudios técnicos
para determinar las remuneraciones

La ASEP establece un méaximo de areas de
distribucion, representativas de los mercados
atendidos en cada zona de concesion; y calcula el
valor de distribucion para cada area representativa,
bajo el supuesto de eficiencia en la gestion de la
empresa de distribucidon. El supuesto de eficiencia
tiene como base el desempefio reciente de empresas
comparadoras.

Se definen para ello variables de costos y de pérdidas
de las empresas comparadoras, cuyos valores se
aproximan basandose en ecuaciones de eficiencia.
Las ecuaciones de eficiencia se estiman a partir de
variables explicativas de la evolucién de dichos costos
o pérdidas sobre una muestra representativa de

empresas. Las variables explicativas son:
® El ndmero total de clientes.

® La carga maxima total a nivel de puntos de
inyeccion al sistema de la empresa distribuidora.

® |a energia vendida.
1.3.8 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

El distribuidor estara facultado para proceder a
suspender los servicios, en los siguientes casos:

1. Por el atraso de sesenta dias o mas en el cargo de
las facturas respectivas.

2. Por el consumo de energia sin contrato previo o
autorizacion del distribuidor, o cuando se haga uso de
la energia eléctrica mediante fraude comprobado.

3. Por defectos de las instalaciones del distribuidor o
del cliente, cuando se ponga en peligro la seguridad
de personas o propiedades.
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10 PARAGUAY

Texto redactado generosamente por la ANDE

1.1 Generacién

1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el

abastecimiento

El sector eléctrico de Paraguay se caracteriza
por la existencia de una Unica empresa eléctrica
integrada  verticalmente, la Administraciéon
Nacional de Electricidad (ANDE), ente autarquico,
propiedad del Estado Paraguayo, que desde 1964
tiene el objetivo de prestar el servicio publico de
electricidad, en todo el territorio nacional.

ANDE tiene el monopolio de la explotacion de los
sistemas de abastecimiento eléctrico de generacion,
transmisién y distribucion, si bien puede delegar en la
iniciativa privada derechos y obligaciones referentes a
la prestacion del servicio publico eléctrico, fijando las
condiciones respectivas ad-referéndum del Poder
Legislativo. Actualmente, Paraguay dispone de una
capacidad instalada de generacibn que excede
largamente sus necesidades como resultado de la
construccién de centrales binacionales con Brasil y
Argentina.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen
en la inversién y el abastecimiento

El parque generador del Sistema Eléctrico
Nacional estd formado actualmente por las
Centrales Hidroeléctricas de Itaipl y Yacyreta, ambas
binacionales, y la Central Hidroeléctrica Acaray, que
es nacional, al igual que la potencia instalada de
pequefios grupos de generacidn térmica, propiedad
de la ANDE, cuya contribucion a la generacion es
practicamente marginal.

La Central Hidroeléctrica Acaray, construida sobre el
rio Acaray en la década de los 60, es propiedad
exclusiva de la ANDE y estd compuesta de cuatro
grupos generadores de 52,5 MW, totalizando 210 MW
de potencia instalada.

La Central Hidroeléctrica Itaipl, construida por
Paraguay y Brasil sobre el rio Parana, posee una
potencia instalada de 14000 MW, con 20 unidades de
700 MW cada una.

La Central Hidroeléctrica Yacyretd, construida por
Paraguay y Argentina sobre el rio Parand, posee una
potencia instalada de 3200 MW, con 20 unidades de
160 MW cada una.

Solo la potencia disponible en Itaipd (14000 MW, bajo

un acuerdo binacional con Brasil) puede entregar
energia que equivale a diez veces el consumo actual

del pais. Esta oferta se incrementa con Yacyreta
(2700 MW, bajo un acuerdo binacional con
Argentina).

Dos proyectos adicionales, Corpus (4586 MW, con
Argentina) y un posible sitio de aguas debajo de
Yacyretd completaran en el futuro el desarrollo
hidroeléctrico del rio Parana. En definitiva, dada la
magnitud de la capacidad instalada de generacién no
existirian problemas de abastecimiento en este sector
por largos afios.

Existe ademas el proyecto de ANDE de
Magquinizacion de la Presa Yguazl, el denominado
“Central Yguaz(”, en pleno proceso de construccion
con un financiamiento del Gobierno de Japén, con el
cual se adicionaran 200 MW, con la modalidad de
generacién en horas de punta. Una vez en operacion
la Central Yguazi pasara a generar los 200 MW
durante 3 horas por dia, situacién que contribuira a
mejorar la contratacion de potencia de las
binacionales y contribuira a reducir los costos
medios.

1.1.3 Mercados para los generadores

Dado que el sector eléctrico de Paraguay se
caracteriza por la existencia de una Unica empresa

eléctrica integrada verticalmente, no existe un
mercado mayorista de energia eléctrica.

Fue aprobada por el Congreso de la Nacién una ley
denominada “del productor 'y transmisor
independiente”, con miras al mercado de
exportacion. En la misma se legisla:

« La produccién independiente de energia
eléctrica, con base en el gas natural o formas de
energia no convencional, destinada a la exportacion.

e Cogeneracion y autogeneracion para consumo
interno o para exportacion.

* Riesgo compartido entre la ANDE y un productor
independiente para generacion eléctrica a partir de
recursos hidraulicos, en plantas mayores a 2 MW,
mediante Licitacion Publica Internacional llevada a
cabo por la ANDE.

* Generacién hidraulica menor, en plantas menores
a 2 MW, para atender el suministro a sistemas
aislados o a conectarse al Sistema Interconectado
Nacional.
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1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

Como se indico, el pais dispone de una gran
abundancia de energia hidroeléctrica.

Respecto al gas natural, ha existido en afios recientes
un proyecto de gasoducto desde Bolivia pasando por
el territorio paraguayo con destino al Brasil.

Por otra parte, de confirmarse un nivel de reservas
razonables de gas cuya extraccién sea viable técnica
y econdmicamente en el Chaco paraguayo, podrian
plantearse proyectos de construccion de centrales de
ciclo combinado en el pais. Actualmente, no se
cuenta con generacion termoeléctrica con gas natural.
La generacion térmica, que es minima comparada
con la generaciébn hidraulica, consiste en a
generadores a diesel instalados en Pedro Juan
Caballero, al noreste en la frontera con el Brasil, y es
utilizada para paliar problemas de transmision en 66
kV asociados a la maxima capacidad de transmisién
de la linea.

1.1.5 Incentivos para la generacion con
fuentes renovables no convencionales

Se encuentra en etapa de estudio de factibilidad, la
generacién con fuentes no convencionales, con
asistencia del PNUD.

1.1.6 Comercio internacional de energia
eléctrica

La legislaciéon vigente, autoriza a ANDE a comprar y
vender, dentro y fuera del territorio nacional, energia
eléctrica, a otras empresas o0 sistemas eléctricos de
servicio publico o privado, e intercambiar energia con
ellos.

Para suplir la falta de marco regulatorio, todos los
intercambios realizados a la fecha, se han regulado
por contrato bilateral.

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

La ANDE prepara y actualiza cada afio el plan
quinquenal de expansion de su sistema eléctrico para
satisfacer el crecimiento proyectado de la carga. Dada
la alta disponibilidad de energia que tiene el pais con
la plena operaciéon de Itaipl y de Yacyreta, el
programa de expansién de la ANDE esta limitado a la
ejecucién de la planificacion del sistema de
transmisién eléctrica. Se encuentra en proceso de
aprobacién un Plan Decenal de Generacion,
Transmision y Distribucion de Energia Eléctrica, para
el periodo 2009-2019.

1.1.8 Incidencia de la regulacion ambiental

en el desarrollo de la generacion

Las obras de generaciéon y transmisién, requieren de
una Declaracion de Impacto Ambiental afirmativa,
Cuyo pronunciamiento determina las condiciones que
deben establecerse para la adecuada proteccion del
medio ambiente y los recursos naturales.

El Sistema Nacional del Ambiente, el Consejo
Nacional del Ambiente (CONAM) y la Secretaria del
Ambiente (SEAM), se crearon en el afio 2000 por Ley
de la Nacion N° 1561. El CONAM es un 6rgano
colegiado, de caracter interinstitucional, como
instancia deliberativa, consultiva y definidora de la
politica ambiental nacional. La SEAM, es una
institucion autébnoma, autarquica, con personeria
juridica de derecho publico, patrimonio propio y
duracibn indefinida, dependiente de Ila
Presidencia de la Republica, que tiene como
objetivo la formulacién, coordinacién, ejecuciony
fiscalizacidon de la politica ambiental nacional.

La ley N° 294/93 y su modificacién ley N° 345/94 y su
decreto reglamentario, se refieren a la Evaluacion de
Impacto Ambiental.

Ante situaciones de racionamiento ocurridos por
causas nhaturales, como derrumbe de torres de
transmisién, se han realizado cortes de carga
programados con aviso a la poblacidn, socializando
las pérdidas. Ante imprevistos de fuerza mayor, como
derrumbe de torres de transmision por efectos
ambientales adversos, se produjeron cortes de carga
escalonados por areas geograficas.

1.2 Transmision

El Sistema Interconectado Nacional Paraguayo (SIN),
constituido por lineas de 220 kV se encuentra dividido
en subsistemas vinculados entre si:

» Sistema Este, donde se encuentra la binacional
Itaipu y la hidroeléctrica de Acaray. Se comunica con
la regiébn metropolitana de Asuncion por medio de 5
lineas de 220 kV, y con la central hidroeléctrica de
Yacyreta por medio de una linea del mismo nivel de
tension

» Sistema Central, situado entre el Sistema
Metropolitano y el Este. Del mismo parte una linea de
220kV gue llega hasta la localidad de Loma Plata, del
Sistema QOeste, en el centro del Chaco Paraguayo,
pasando por el Sistema Norte;

» Sistema Sur, donde se encuentra la central
binacional Yacyreta a ser conectada al SIN por un
tramo de 500 kV, y por medio de 2 lineas de 220 kV a
la regidbn metropolitana de Asuncién, Sistema
Metropolitano, y una linea de 220 kV que la vincula al

91

Secretaria Ejecutiva: Blvr. Gral. Artigas 1040 - 11300 - Montevideo - Uruguay | Tel.: {+598) 2709 0611(*) - Fax: (+598) 2708 3193 | secier@cier.org.uy - www.cier.org.uy



-0

'89[‘

COMISION DE INTEGRACION
ENERGETICA REGIONAL

Sistema Este. En este sistema se encuentra
localizada el proyecto binacional de la Central
hidroeléctrica de Corpus.

» Sistema Norte, alimentado en forma radial desde
el Sistema Central por una linea de 220 kV que llega
al Sistema Oeste;

» Sistema Oeste, alimentado por una linea de 220
kV desde el Sistema Central que pasa por el Sistema
Norte;

» Sistema Metropolitano, donde se encuentra mas
del 60% del consumo nacional, alimentado por 5
lineas de 220 kV desde las centrales del Este y 2
lineas de 220 kV desde la central del Sur. Existe
también una interconexién con Argentina en 220 kV.

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de
transmision.
ANDE realiza la revision periddica de los

requerimientos de obras, los cuales de acuerdo a su
priorizacion se sintetizan en informes que abarcan un
periodo quinquenal/decenal, los que son remitidos a
consideracién del Ministerio de Obras Publicas y
Comunicaciones — MOPC y la Secretaria Técnica de
Planificacion - STP, tramitacién que da lugar a la
aprobacién por Decreto del Poder Ejecutivo del
Programa de Obras de Generacién, Transmision y
Distribucion a cargo de la ANDE. Dicho programa
pasa a formar parte de los proyectos prioritarios del
Gobierno Nacional, en cumplimiento del articulo 5° de
la Ley N° 966/64, el que confia a la ANDE la misién
de satisfacer en forma adecuada las necesidades de
energia eléctrica del pais, con el fin de promover su
desarrollo econémico y fomentar el bienestar de la
poblacién.

El Programa de Obras de Transmision y Distribucion
se encuentra incluido dentro del Plan Maestro de
Inversiones de la ANDE, que incluye principalmente
las obras de transmisidn y distribucion, necesarias
para atender los requerimientos actuales de energia
eléctrica del Sistema Interconectado Nacional (SIN) y
el crecimiento vegetativo del mismo, a fin de
mantener la calidad y confiabilidad del suministro
eléctrico a nivel nacional, asi como la disminucion de
las pérdidas técnicas.

Las obras de la red de transmision del Sistema
Interconectado Nacional, se han ejecutado en su
mayoria a través de financiamiento internacional. Fue
aprobado por Ley por parte del Congreso Nacional el
Préstamo N° 1835/0C-PR otorgado por el Banco
Interamericano de Desarrollo - BID, para el
financiamiento del Programa Multifase de Transmision
Eléctrica — Fase |, que tiene por objetivo atender el
creciente aumento de la demanda eléctrica,
expandiendo y mejorando las redes de transmision,

reduciendo el nivel de pérdidas y apoyando las
acciones para modernizar la ANDE.

La legislacion vigente permite:

e Acordar, entre la ANDE y un interesado, la
ampliaci6n o modificaciéon de las instalaciones de
abastecimiento primario de generacion o transmision,
caso por caso.

* La construccidon de la red de distribucion de uso
comun por un interesado con fiscalizacion de la
ANDE, con reembolso de hasta el 50% del valor
recibido, mediante descuento de 20% de las facturas
por consumo de energia eléctrica mensual hasta un
periodo de 2 afios.

Una inversion adicional y que contribuira a fortalecer
el sistema de transmision de ANDE es la construccion
de una simple terna en 500KV Itaipu — Villa Hayes, la
cual sera financiada con fondos del Mercosur y se
prevé su entrada en operacion para el afio 2013.

1.2.2 Ingresos del transportista

No existe una remuneracion separada por la funcién
de transmision ejercida por ANDE. La Ley 966/64-
Cap. IX, establece el modo de fijacion de las tarifas a
los consumidores finales por el conjunto de todos los
servicios eléctricos. Se establece el criterio de Ingreso
Neto Anual, por el que las tarifas deben cubrir los
costos de operacion y mantenimiento, depreciacion
de inversiones y una remuneracion adecuada de la
Inversion Inmovilizada. El Ingreso Neto anual debe
generar una rentabilidad no inferior al ocho por ciento
(8%) ni superior al diez por ciento (10%) de la
inversidn inmovilizada vigente durante el ejercicio.
Actualmente, como consecuencia, entre otras, de la
falta de aplicacibn de esta normativa, existe un
desfasaje entre el costo y la tarifa, siendo esta Ultima
de menor monto.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

No existen cargos de transporte separados dentro de
las tarifas.

1.3 Distribucion
1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia. Traslado a

las tarifas de los costos de compra en
el mercado mayorista

No existe un mercado de energia ya que ANDE es
una empresa integrada verticalmente. No existen por
lo tanto clientes libres. Toda la energia es vendida por
el distribuidor. No obstante existen condiciones
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especiales para algunos grandes consumidores, 1.3.2 Remuneracion del distribuidor

recogidas en el Decreto N° 2.109 del 24 enero de

1994, para la instalacion de grandes consumidores  No existe una remuneracion separada por la funcién
conectados en los niveles de 220 kV y 66 kV, y el  de distribucion ejercida por ANDE, sino que la norma
Decreto N° 12.507 de marzo del 2001, que establece  establece tarifas a los consumidores finales por el
las condiciones de suministro para una futura planta  conjunto de los servicios eléctricos, por lo que valen
procesadora de celulosa en el sur del pais. las mismas consideraciones realizadas en el punto de

los ingresos del transportista.
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11 PERU

Documento redactado en el afio 2011 por OSINERGMIN

1.1 Generacion
1.1.1 Principales aspectos normativos de
impacto en la inversion y el
abastecimiento

Hasta julio del 2006, de acuerdo con la Ley de
Concesiones Eléctricas (LCE), los incentivos para la
expansion de la generacion en Per( estaban basados
en las sefiales de precios del mercado de contratos a
precio regulado para la venta a los distribuidores, y
del mercado spot. La LCE establecia para los
distribuidores la obligacion de contar con contratos
para su demanda por un plazo de al menos dos afios.
Dados los altos costos variables de las centrales
marginales y de reserva en el sistema, y la volatilidad
de los precios de los combustibles, las sefiales no
fueron lo suficientemente convincentes como para
atraer nuevas inversiones en generacion. El precio
spot se mantuvo por encima del precio regulado, con
una diferencia importante, lo que condujo a que las
empresas distribuidoras no recibieran ofertas de los
generadores para contratar.

Después de julio de 2006, la Ley N° 28832, Ley para
Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generacion
Eléctrica, trata de corregir las ineficiencias de las
sefiales dadas por la LCE y descritas antes, mediante
distintos mecanismos, principalmente:

» Establece la licitacion o subasta como medida
preventiva para asegurar el abastecimiento oportuno
de energia eléctrica para los distribuidores, mediante
contratos.

* Prevé la participacion en el mercado de corto
plazo de los Generadores, de los Distribuidores para
atender a sus Usuarios Libres y de los Grandes
Usuarios Libres.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen
en la inversién y el abastecimiento

En el afio 2010, el 58% de la energia generada en
Pera fue de origen hidroeléctrico. Una gran parte de
las centrales hidroeléctricas disponen de embalses
(naturales y artificiales) con regulacion dentro del afio.
La operacion de algunos sistemas de represamiento
esta sujeta a las necesidades de agua potable o de
riego con fines agricolas.

Existen 22 empresas de generacién eléctrica.
Aproximadamente, el 29,4% de la energia generada
procede de empresas de propiedad estatal, de las
cuales la mas importante es Electroperu, propietaria

del complejo hidroeléctrico del Mantaro, que genera
alrededor del 22,2% de la energia del pais. Empresas
estatales tienen alrededor de un tercio del mercado
de ventas en el mercado regulado. ElI mayor grupo
economico de empresas privadas (Endesa) cubre
alrededor del 28,6 % del mercado.

A diciembre del afio 2010, la potencia firme de las
unidades de generacién del SEIN alcanz6 a 6 313,5
MW y la maxima demanda registrada fue de 4 578,9
MW. La interconexién internacional no es significativa
para el abastecimiento, mas bien se exporto a
Ecuador 111,88 GWh. La energia generada en el
SEIN en el afio 2010 fue 32 426 GWh.

Actualmente, la expansion del sistema eléctrico se
estd realizando principalmente en base a la
instalacién de centrales de generacidon a gas natural.
Entre las principales construcciones de infraestructura
realizadas en el 2010 se encuentran: la inauguracion
de la Central Hidroeléctrica El Platanal en marzo de
2010, el inicio de operaciones de la tercera unidad de
generacion de la Central Térmica Kallpa (Kallpa Ill) en
marzo de 2010 y de la Central Térmica Las Flores de
Duke Energy en mayo de 2010; entre otros.

En los Ultimos afios la reserva ha venido
disminuyendo paulatinamente a partir de una
situacién de holgura. Esto ha reducido la seguridad
del suministro de electricidad ante eventos
desfavorables (indisponibilidad del gasoducto de
Camisea, sequias prolongadas o indisponibilidades
de unidades de gran tamafio, etc.).

1.1.3 Mercados para los generadores

La Ley para el Desarrollo Eficiente de la Generacién
establece que ningln generador puede contratar con
los usuarios libres y Distribuidores mas potencia y
energia firme que las propias y las que tenga
contratadas con terceros. La Energia Firme es la
maxima produccién esperada de energia eléctrica,
determinada para una probabilidad de excedencia de
noventa y cinco por ciento (95%) para las unidades
de generacién hidroeléctrica, y la que resulta de la
indisponibilidad programada y fortuita, para las
unidades de generacion térmica. La potencia firme se
determina con criterios semejantes.

» Mercado de corto plazo o spot

El precio spot se establece para intervalos de 15
minutos considerando el costo variable de la unidad
mas costosa que opera en dicho intervalo de tiempo.
Los costos variables de las unidades termoeléctricas
son auditados, excepto en el caso de centrales que
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utilicen gas natural, en cuyo caso el precio del
combustible es declarado una vez al afio.

No existen limites superior o inferior para el precio
spot.

La Ley N° 28832 prevé la participacion en el mercado
spot de corto plazo de los Generadores, de los
Distribuidores para atender a sus Usuarios Libres y
de los Grandes Usuarios Libres (clientes libres con
potencia mayor a 10 MW).

« Mercado de generacioén para los clientes
regulados

La Ley N° 28832 de 2006, establece que las ventas
de los generadores a los distribuidores, destinadas al
servicio publico de electricidad, se efectian mediante:

a) Contratos Sin Licitacién: cuyos precios no pueden
ser superiores a los Precios de Barra a que se refiere
el articulo 47° de la Ley de Concesiones Eléctricas
(Precios Regulados).

b) Contratos Resultantes de Licitaciones: contratos
derivados de licitaciones convocadas por los
Distribuidores las cuales se realizan de acuerdo a lo
establecido en la Ley N° 28832.

Las empresas concesionarias de distribucién estan
obligadas a tener contratos vigentes con empresas
generadoras que le garanticen su requerimiento total
de potencia y energia por los siguientes veinticuatro
meses como minimo.

Estan previstos tres tipos de Licitaciones con el fin de
gue los distribuidores obtengan contratos con los
generadores, que brindan flexibilidad al distribuidor
para garantizar la cobertura de la demanda. En la
tabla siguiente se presenta un resumen sobre los
plazos de contratacion previstos en la Ley 28832.

Plazos de Contratacion

Cantida
Plazo da
Tipo Contr | Convocatoria Co Objetivo
actual ntra
tar
Larga Entre 5y | Anticipada de Hasta Contratar el grueso
Durac 10 al menos 10 del crecimiento
i6n afios 3 afios 0% estimado
Contratar desajustes
Mediana Anticipada de Hasta detectados
Hasta 5
Durac afios al menos 25 respecto de lo
i6n 3 afios % estimado con
antelacion
Lo defina | Anticipada de Contratar pequenos
Corta Hasta desajustes no
OSIN menos :
Durac 10 previstos
ion ERG de3 % respecto de lo
MIN afios 0 pe«
estimado

Los precios de compraventa en los contratos producto
de licitaciones no pueden ser superiores a un precio
maximo de reserva fijado por el regulador, el
OSINERGMIN, el cual debe ser suficiente para
incentivar inversiones eficientes en generacion. El
precio maximo es fijado y mantenido en reserva por

OSINERGMIN para cada proceso de licitacion. Dicho
valor se hace publico Unicamente si la Licitacién no
cubre la totalidad de la demanda subastada por
haberse ofrecido precios superiores al precio maximo.

Ademas, la Ley N° 28832 establece un régimen de
incentivos para promover la convocatoria anticipada
de Licitaciones destinadas a la cobertura de la
demanda del servicio publico de electricidad. Este
régimen incentiva al distribuidor a suscribir contratos
con mas de tres afios de anticipacion, autorizandolo a
la incorporacién de un cargo en los precios a sus
usuarios regulados, adicional al que seria necesario
para cubrir su compra de energia del generador.
Dicho cargo resulta directamente proporcional al
nimero de afios de anticipacién de la convocatoria
segun lo que establece el reglamento, y no puede ser
superior al tres por ciento del precio de energia
resultante de la licitacion.

» Mercado de generacion para los clientes libres

Los usuarios con demandas mayores a 200 kW y
menos a 2 500 kW pueden elegir entre ser usuarios
libres o regulados. Los suministros de electricidad con
demandas mayores a 2 500 kW son clientes libres,
para los que la Ley establece un Régimen de Libertad
de Precios en contratos pactados con los
generadores. A su vez, de acuerdo con la Ley 28832,
aquellos clientes libres o agrupacién de clientes libres
cuya potencia contratada total sea igual o superior a
10 MW, son denominados Grandes Usuarios.

La Ley 28832 prevé la participacion en el mercado
spot de corto plazo de los Grandes Usuarios Libres,
sin embargo, falta a la fecha la reglamentacion
respectiva.

Asimismo, la misma ley presenta una nueva opcién
para los clientes libres pequefios, la de acogerse a su
eleccion, a la condicion del cliente libre o usuario
regulado. Con antelacién a la Ley 28832, los clientes
libres sélo podian adquirir energia en el mercado de
contratos libres que resultaba de la negociacion con
una empresa generadora o una distribuidora. Los
contratos usuales de clientes libres, en su enorme
mayoria, han sido pactados sin contemplar la
posibilidad de cesién de posicidon contractual con la
consiguiente falta total de liquidez en este mercado.
Con la Ley 28832, publicada en julio de 2006, se
espera que el mercado de contratos de clientes libres
sea mas fluido.

El Decreto Supremo N° 017-2000-EM, aprobo
cambios en el Reglamento de la Ley de Concesiones
Eléctricas de forma tal que las tarifas vy
compensaciones que los clientes libres deben pagar
por el uso de los sistemas de transmision vy
distribucion, son precios regulados por el
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OSINERGMIN™.

» Remuneraciones a la capacidad de generacién
y a las reservas

El precio basico de la potencia de punta se calcula
considerando una unidad de turbina a gas como la
alternativa mas econ6mica para abastecer el
incremento de la demanda durante las horas de
maxima demanda anual. ElI precio basico
corresponde a la anualidad de la inversion de ese tipo
de central (incluidos los costos de conexién) mas sus
costos fijos de operacién y mantenimiento anual. Para
ese calculo se tienen en cuenta un factor por
concepto de Tasa de Indisponibilidad Fortuita de la
unidad y el Margen de Reserva Firme Objetivo del
sistema fijado por el OSINERGMIN.

La legislacion vigente determina la existencia de
remuneraciones por potencia a los generadores y de
un mecanismo de transferencia de potencia entre
generadores.

El valor econdmico de la transferencia de potencia
entre los generadores se determina mensualmente
tomando en cuenta para cada generador: a) Ingresos
Garantizados por Potencia Firme requerida por el
Sistema; b) Ingresos Adicionales por Potencia
Generada en el Sistema y c¢) Egresos por Compra de
Potencia al Sistema. EI valor econémico de la
transferencia de potencia para cada generador es
igual a la suma de los ingresos sefialados en a) y b),
menos los egresos sefialado en c). Dicho valor se
constituye en el saldo neto mensual acreedor o
deudor de cada generador por concepto de potencia.

Los Ingresos Garantizados por Potencia Firme
resultan de valorar la potencia firme remunerable de
cada generador a un precio de potencia garantizado,
que es igual al precio de potencia de barra
multiplicado por un factor de ajuste. La potencia firme
remunerable de los generadores térmicos es
proporcional a la potencia efectiva afectada por un
factor de disponibilidad y la de los generadores
hidraulicos resulta de su energia generable en
condiciones hidrolégicas secas, con una probabilidad
de excedencia determinada por la reglamentacion.

Para determinar qué potencia de cada central recibe
en cada mes el Ingreso Garantizado por Potencia
Firme, se realiza un despacho de potencia para la
hora del pico mensual, en el que se ordenan las
centrales por costo variable, de menor a mayor y
donde cada central participa con su potencia efectiva
(la potencia maxima generable en condiciones
normales). Si la sumatoria de potencias efectivas es
menor que la maxima demanda de pico mas la
reserva, se paga a todos los generadores por la

! Resolucion N° 1089-2001-OS/CD el “Procedimiento para
la Aplicacion de los cargos por Transmision y Distribucién a
Clientes Libres”.

totalidad de su potencia firme. En cambio, si la
sumatoria de potencias efectivas es mayor que la
demanda maxima mas la reserva, se despachan las
centrales en un flujo de potencia optimo que incluye
las restricciones de capacidad de la red de
transmisién y se remunera la potencia resultante de
dicho flujo.

El precio de potencia regulado en mayo de 2010
vigente en la Barra Lima es de 5,36 US$/kW por
mes.

Los Ingresos Adicionales por Potencia Generada para
cada generador, resultan de multiplicar su generacién
real horaria por un precio horario de la potencia en la
barra de generacion. El precio horario de la potencia
depende en forma directa de la probabilidad de no
suministro en cada hora, cuyos valores son
establecidos por el Ministerio de Energia y Minas.

Los Egresos por Compra de Potencia al Sistema del
generador resultan de valorizar las demandas
coincidentes con la carga maxima mensual, de los
consumidores abastecidos en contratos por el
generador, a los precios de la potencia de punta en
las respectivas barras.

En los contratos se incluye un pago por potencia. En
el caso de los clientes regulados el precio de potencia
es el fijado en los Precios de Barra y el precio de
potencia es un precio libre.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia
para la generacion

La produccién de energia eléctrica de origen térmico
proviene de centrales termoeléctricas que utilizan Gas
Natural, Residual 6, Carbén y Diesel 2.

El precio del Gas Natural en Boca de Pozo tiene un
méaximo determinado en el Contrato de Licencia de
explotacion del Lote 88 de Camisea, de 1.0 y 1.8
dolares americanos por millon de BTU, para los
generadores  eléctricos 'y demas  usuarios,
respectivamente. De acuerdo al contrato de licencia,
a este precio base se le aplica un Factor de
Actualizacion (FA), una vez al afio. Para el afio 2010,
el valor maximo en boca de pozo del Gas de
Camisea, para un generador eléctrico es de 1,5709
dolares americanos por millén de BTU. Las tarifas de
Transporte y Distribucién de la Red Principal por
Ductos en Alta Presion (Red Principal) para el gas
natural, son reguladas por el OSINERGMIN.

En el caso de los combustibles liquidos, en la practica
so6lo existen dos proveedores locales. Existe un fondo
de estabilizacién de precios para los derivados del
petréleo creado por el Estado, que atenla su
volatilidad. No esta prohibido importar directamente
los combustibles liquidos, sin embargo esto no ha
sido usual por las complicaciones logisticas que
acarrea.
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Existen incentivos dirigidos a fomentar el desarrollo
de proyectos hidroeléctricos, entre los cuales figuran:
a) El cumplimiento de la ejecucion de las obras esta
exceptuado de la presentacion de una garantia (carta
fianza); b) Los titulares de concesion definitiva de
generacion pueden calificar para la recuperacion
anticipada del IGV; y, ¢) Razones técnico-econdémicas
pueden ser invocadas como una excepcion al
cumplimiento de las obligaciones de ejecucion de
obras. La Ley N° 27435, Ley de Promocién de
Concesiones Hidroeléctricas, derog6 el requisito de
presentar un Estudio Econdémico - Financiero del
Proyecto para la obtencién de concesién definitiva. La
mencionada Ley establece que la garantia para las
solicitudes de concesion temporal de generacién no
serd mayor al equivalente del 1% (uno por ciento) del
presupuesto del estudio hasta un tope de 25
(veinticinco) UIT, durante el periodo de concesion.

Pese a que esas disposiciones tuvieron como objetivo
promover la implementacién de los proyectos
hidroeléctricos, en la practica la ejecucion de algunos
proyectos se ha dilatado y el derecho adquirido para
la construccion se ha considerado como un medio
especulativo para obtener un beneficio econémico por
su venta posterior a terceros.

1.1.5 Incentivos para la generacion con
fuentes renovables no convencionales

Mediante el Decreto Legislativo N° 1002, Ley de
Promocion de la Inversibn en Generacion de
Electricidad con el uso de Energias Renovables y su
Reglamento, el Gobierno del Perd promueve el
aprovechamiento en la generacion de electricidad de
los Recursos Energéticos Renovables (RER) tales
como: biomasa, edlico, solar, geotérmico,
mareomotriz y energia hidraulica, cuya capacidad
instalada no sobrepase de 20 MW.

Se realiz6 con éxito la primera subasta de Recursos
Energéticos Renovables que concluyé con la
adjudicacion de tres parques edlicos (142 MW), dos
centrales de biomasa (27 MW), cuatro bosques
solares (80 MW) vy 18 pequefias centrales
hidroeléctricas (180 MW), haciendo un total de 429
MW.

Para sistemas aislados rurales, se tiene en vigencia la
Ley N° 28546, Ley de Promocién y Utilizacion de
Recursos Energéticos Renovables no
Convencionales en Zonas Rurales, Aisladas y de
Frontera del Pais, que tiene por finalidad promover el
uso de las energias renovables no convencionales
para fines de electrificacion de las zonas rurales,
aisladas y de frontera del pais.

1.1.6 Comercio internacional de energia

El comercio internacional de energia no cumple
ningun papel en el aseguramiento del abastecimiento.

Existe una linea de interconexion a 220 kV con
Ecuador, pero que se ha utilizado Gnicamente en
situacibn de emergencia para resolver una
contingencia en dicho pais. La utilizacion normal de
esta interconexién no se da por la falta de acuerdo
entre Perd y Ecuador respecto de las reglas
comerciales en el marco de la Decision 536 de la
Comunidad Andina. La energia eléctrica generada en
el Perl destinada a la exportacién al Ecuador no ha
sido significativa (0,35% de la energia eléctrica
generada en el SEIN en el afio 2010).

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para
asegurar el abastecimiento

No hay una normativa especifica sobre el proceso de
planificacion de la generacién por las autoridades
publicas. Sin embargo, existe un Plan Referencial de
Electricidad, elaborado por el Ministerio de Energia y
Minas cada 2 afios, que es una planificacién
indicativa.

1.1.8 Incidencia de la regulacion ambiental
en el desarrollo de la generacion

Las actividades de generacion, transmisiéon y
distribucién estan sujetas a normas técnicas y
disposiciones de conservacion del medio ambiente y
del patrimonio cultural de la nacion, incluyendo la
obligacion de presentar un Estudio de Impacto
Ambiental (EIA) para solicitar la concesién definitiva
de centrales de generacién. Sin embargo, esto no
constituye una limitacion significativa para la
expansion del sistema.

1.1.9 Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento

El costo de falla empleado en la optimizacion de la
operacion del sistema es de 704,75 Soles por MWh,
equivalentes aproximadamente a 250 US$/MWh.

El costo de falla establece el precio spot de la energia
en los casos que el sistema se vea en situacidon de
racionamiento por insuficiencia de generacion.

Para la seguridad del abastecimiento eléctrico en
generacion, particularmente en la gestion de los
grandes embalses, existe la programacion de la
operaciéon de mediano plazo del Sistema Eléctrico
Interconectado Nacional (SEIN), a cargo del Comité
de Operacion Econdmica del Sistema (COES), donde
se determina la forma de utilizacion de los embalses
con un horizonte de un afio.

Las cargas esenciales tienen prioridad en el servicio
en caso de racionamiento. El racionamiento debe ser
distribuido en forma rotativa y equitativa entre las
cargas restantes. Se entiende por cargas esenciales
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a hospitales y otras instalaciones para las cuales el

servicio eléctrico es de vital importancia.
OSINERGMIN califica cuéles son las cargas
esenciales.

1.1.10 Responsabilidades de distribuidores y
generadores que venden en contratos
ante situaciones de racionamiento

En caso de racionamiento en el mercado mayorista
el concesionario de distribucion debe pagar multas
por falla, de las que es resarcido por los
suministradores (generadores) con los que ha firmado
contratos.

El valor unitario que se impone por racionamiento
(corte de suministro por deficiencias en la generacion
ya sean por causas técnicas o falta de capacidad) es
de 25 centavos de dolar por kWh.

1.2 Transmision

El sistema de transmision eléctrica de Per( esta
constituido por el denominado Sistema Eléctrico
Interconectado Nacional (SEIN) a partir de octubre del
afio 2000, que abarca de Norte a Sur la totalidad del
pais, desde Tumbes (ciudad fronteriza con Ecuador),
hasta Tacna (ciudad fronteriza con Chile). El sistema
troncal de transmision entre Tumbes y Tacha opera a
220 kV y 500 kV, los sistemas de transmision
secundarios y complementarios estan conectados a
220 kv, 138 kV y 60 kV.

La Ley N° 28832, Ley para Asegurar el Desarrollo
Eficiente de la Generacion Eléctrica, establece que el
Sistema de Transmisién del SEIN esta integrado por
cuatro categorias de instalaciones:

» Sistema Garantizado de Transmision (SGT)
» Sistema Complementario de Transmision (SCT)
» Sistema Principal de Transmision (SPT)

» Sistema Secundario de Transmision (SST)

Las instalaciones del Sistema Garantizado de
Transmisidn y del Sistema Complementario de
Transmisidn son aquellas cuya puesta en operacion
comercial se produce en fecha posterior a la
promulgacion a la Ley N° 28832 de julio de 2006.

El Sistema Garantizado de Transmision esta
conformado por las instalaciones del Plan de
Transmisidn cuya concesion y construccion sean el
resultado de un proceso de licitacion publica y el
Sistema Complementario de Transmision esta
conformado por instalaciones que son parte del Plan
de Transmision, pero cuya construccién es resultado
de la iniciativa propia de uno o varios agentes
(Generadores, Transmisores, Distribuidores 'y
Usuarios Libres), o instalaciones aprobadas por

OSINERGMIN, mediante el Plan de Inversiones que
resulte de un estudio de planeamiento.

Las instalaciones del Sistema Principal de
Transmision 'y del Sistema Secundario de
Transmisidn son las instalaciones cuya puesta en
operacion comercial se produjo antes de la
promulgacién de la Ley N° 28832.

El Sistema Principal de Transmision es la parte del
sistema de transmision, comun al conjunto de
generadores de un Sistema Interconectado, que
permite el intercambio de electricidad y la libre
comercializacidon de la energia eléctrica. El Sistema
Secundario de Transmision es la parte del sistema de
transmisién destinado a transferir electricidad hacia
un distribuidor o consumidor final, desde una Barra
del Sistema Principal.

El incremento de la demanda de electricidad y la
oferta de generacion obliga a que la red eléctrica
aumente su capacidad de transmision, de esta
manera evitar la congestion y dar mayor eficiencia,
confiabilidad y seguridad a la operacién del sistema.
Por lo tanto, se tiene previsto que el SEIN opere
ahora sobre una nueva y mayor tensién nominal de
500 Kv.

Teniendo en cuenta el registro de proyectos licitados,
aquellos en proceso de licitacion y previstos licitar,
para el periodo de 2011 al 2017 estaran en servicio
nuevas lineas de transmisidn que suman un total
adicional de 4 218 km, donde el 40% corresponde a
redes de 500 kV, el 60% de 220 kV. Dichos proyectos
se muestran en la siguiente tabla:

. L Longitud Afio de
Estado Lineas en Proyecto Tension (kV) (km) puesta‘(,en
operacion
Licitado LT Chilca-La Planicie-Carabayllo 220 94 2011
Licitado LT Chilca-Carabayllo 500 94 2011
Licitado LT Carhuamayo-Paragsha- 220 591 2011
Licitado LT Independencia-Ica (2do circuito) 220 55 2011
Licitado LT Talara - Piura Oeste (2do circuito 220 102 2012
Licitado LT Zapallal - Chimbote - Trujillo 500 530 2012
Licitado LT Pomacocha - Cathuamayo 220 110 2012
Licitado LT Machupicchu-Abancay-Cotaruse 220 204 2012
Licitado LT Tintaya - Socabaya (Doble Terna) 220 207 2013
Licitado LT Chilca-Marcona-Montalvo 500 872 2013
Licitado LT Trijllo - Chiclayo 500 190 2013
En Licitacién| LT Cajamarca Norte - Caclic 220 161 2013
En Licitaciéon| LT Caclic - Moyobamba 220 142 2013
En Licitacién| LT Cajamarca-Carhuaquero 220 80 2014
En Licitaciéon| LT Onocora-Tintaya 220 79 2014
En Licitacién| LT Machupicchu-Quencoro-Onocora 220 200 2015
En Licitacion| LT Moyobamba-iquitos 220 507 2017

Fuente: Elaborado con informacién de PROINVERSION

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de

transmision

Después de julio de 2006, la Ley N° 28832, Ley para
Asegurar el Desarrollo Eficiente de la Generacion
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Eléctrica, se establecen los siguientes mecanismos
para la expansiéon de la red de transmision:

* Plan de Transmision: EI Comité de Operacion
Economica del Sistema (COES) tiene a su cargo la
elaboracion de la propuesta del Plan de Transmision
para su aprobacién por el Ministerio de Energia y
Minas (MINEM), que tiene caracter vinculante para
las decisiones de inversion que se adopten durante
Su vigencia.

Para determinar el transportista que construye las
instalaciones comprendidas en el que Plan de
Transmision, y que pasan a integrar el Sistema
Garantizado de Transmision se realizan licitaciones
con el fin de otorgar concesiones por un maximo de
30 afnos. En caso de instalaciones de refuerzo de las
existentes, el titular de la concesion de transmision
tiene la preferencia para ejecutarlas directamente.
Una vez vencido el plazo de otorgamiento de la
concesion, los activos de transmision seran
transferidos al Estado sin costo alguno, salvo el valor
remanente de los Refuerzos que se hayan ejecutado
durante el plazo de vigencia de la concesion.

* Plan de Inversiones: se establece cada cuatro
afios y estd constituido por el conjunto de
instalaciones de transmision requeridas que entren en
operacion dentro de un periodo de fijacion de Peajes
y Compensaciones. Sera aprobado por
OSINERGMIN 'y obedece a un estudio de
planificacion de la expansion del sistema de
transmisién considerando un horizonte de diez (10)
afios, que debera preparar obligatoriamente cada
concesionario de las instalaciones de transmision
remuneradas exclusivamente por la demanda.

1.2.2 Ingresos del transportista

» Instalaciones del Sistema Principal

Las tarifas y compensaciones de las instalaciones
pertenecientes al Sistema Principal de Transmision,
se rigen por lo dispuesto en la Ley de Concesiones
Eléctricas (LCE) de 1992.

Los sistemas de transmisién remuneran a través de
las tarifas reguladas la anualidad de los costos de
inversion y los costos estandares de operaciony
mantenimiento correspondientes a un Sistema
Econémicamente Adaptado (SEA).

Los activos de la transmisién eléctrica se remuneran
a través de la anualidad del valor nuevo de reemplazo
(aVNR) del “sistema econdmicamente adaptado” a la
demanda, que corresponde al costo de abastecer la
demanda de transporte al menor costo de mercado.
La anualidad del valor nuevo de reemplazo se calcula
considerando una vida til de 30 afios y la tasa de
actualizacién fijada en la Ley de Concesiones
Eléctricas (12%).

Los Costos de Operacion y Mantenimiento (CO&M)
se determina a partir de la valorizacién de los costos
de operacién, mantenimiento, gestién y seguridad
eficientes para toda una empresa en su conjunto,
debido a que existen procesos y/o actividades de
operacion y gestion que estan asociadas a todas las
instalaciones de la misma.

La anualidad del valor nuevo de reemplazo y el costo
de la operacion y mantenimiento del Sistema Principal
de Transmisién se calculan anualmente en délares.

* Instalaciones del Sistema Garantizado de

Transmision

Las instalaciones del Sistema Garantizado de
Transmision, se rigen por lo dispuesto en la Ley
28832 y se remuneran de acuerdo a la Base Tarifaria:

- La remuneracién de las inversiones, calculadas
como la anualidad para un periodo de recuperacion
de hasta treinta (30) afios, con la tasa de
actualizacién definida en el articulo 79° de la Ley de
Concesiones Eléctricas, igual al 12% real anual.

- Los costos eficientes de
mantenimiento.

operacion y

- La liquidacién correspondiente por el desajuste
entre lo autorizado como Base Tarifaria del afio
anterior y lo efectivamente recaudado.

- Los componentes de inversion, operacion y
mantenimiento de la Base Tarifaria, dentro del
periodo de recuperacién son:

- Los valores que resulten del proceso de licitacion
publica, para el caso de las instalaciones que se
liciten, actualizados con sus respectivos indices
conforme el procedimiento que se establece en el
Reglamento. En el proceso de licitacion, se oferta la
Inversién y costos de Operacidon y Mantenimiento. La
remuneraciéon anual de la inversibn se calcula
considerando la tasa vigente establecida en la LCE
(hoy 12%) y se mantiene constante en la concesion.

- Los valores establecidos por el regulador
previamente a su ejecucion, para el caso que el titular
del Sistema de Transmision ejerza el derecho de
preferencia, para la ejecucion de Refuerzos de
Transmision.

® |nstalaciones del Sistema Secundario

Las Instalaciones del Sistema Secundario, se
remuneran de acuerdo a lo dispuesto en el literal b)
del Articulo 139° del Reglamento de la Ley de
Concesiones Eléctricas:

El Costo Medio Anual de las instalaciones de los
Sistemas Secundarios de Transmisién que son
remuneradas de forma exclusiva por la demanda se
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fijard por Unica vez. Este Costo Medio Anual sera
igual al ingreso anual por concepto de Peaje e
Ingreso Tarifario y debera ser actualizado, en cada
fijacion tarifaria, de acuerdo con las férmulas de
actualizacion que para tal fin establecera
OSINERGMIN, las mismas que tomaran en cuenta
los indices de variacion de productos importados,
precios al por mayor, precio del cobre y precio del
aluminio.

Cuando alguna de estas instalaciones sea retirada de
operacion definitiva, el Costo Medio Anual se reducira
en un monto proporcional al Costo Medio Anual de la
referida instalacion respecto del Costo Medio Anual
del conjunto de instalaciones que pertenecen a un
determinado titular de transmision.

® Instalaciones del Sistema Complementario de
Transmision

Las instalaciones del Sistema Complementario de
Transmisidn, se remuneran de acuerdo a lo dispuesto
en el literal b) del Articulo 139° del Reglamento de la
Ley de Concesiones Eléctricas:

- El costo de inversién del Sistema Eléctrico a
Remunerar se calcular4d con la configuracién del
sistema defindo en el Plan de Inversiones
correspondiente.

- La valorizacion de la inversién de los SCT que no
estén comprendidas en un Contrato de Concesiéon de
SCT, sera efectuada sobre la base de costos
estandares de mercado.

- El costo anual estandar de operacion vy
mantenimiento de instalaciones no comprendidas en
Contratos de Concesion SCT, serd equivalente a un
porcentaje del Costo de Inversion que sera
determinado y aprobado por OSINERGMIN cada seis
(06) afios.

- El Costo Medio de Anual de las instalaciones se2
calcula sumando la anualidad del costo de inversiéon
mas el costo estandar de operacion y mantenimiento.

- El Costo Medio Anual de las instalaciones de
transmision del Plan de Inversiones se fijara
preliminarmente en cada proceso regulatorio y se
establecera de forma definitiva con base a los costos
estandares de mercado vigentes a la fecha de su
entrada en operacién comercial.

Adicionalmente, de acuerdo a lo dispuesto en la Ley
28832, las instalaciones del SCT deben contar con la
conformidad del COES, mediante un estudio que

2 Anualidad del costo de inversion referido al final del afio,
calculado para una vida Otil de 30 afios y Tasa de
Actualizacion vigente segun el Articulo 79° de la LCE

determine que la nueva instalacion no perjudica la
seguridad ni la fiabilidad del sistema.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

® (Cargos por el empleo del Sistema Principal de
Transmision

Los generadores y demandantes de energia del
sistema interconectado nacional pagan el costo del
Sistema Principal de Transmision mediante el
denominado “Ingreso Tarifario”. y mediante el “Peaje
por Conexion al Sistema Principal de Transmision”.

El Ingreso Tarifario se calcula en funcion de la
potencia y energia entregada y retirada en barras,
valorizadas a sus respectivas Tarifas en Barra, sin
incluir el respectivo peaje.

Dado que el Ingreso Tarifario no cubre el 100% del
costo de transmision, se determina un cargo
complementario que es el Peaje por Conexion del
Sistema Principal de Transmision (PCSPT).

El Peaje por Conexion es la diferencia entre el Costo
Total de Transmision y el Ingreso Tarifario. Los
peajes del Sistema Principal de Transmision se fijan
cada afio en soles al tipo de cambio de la fecha de
fijacion; y sus férmulas de actualizacion consideran el
tipo de cambio y el indice de precios al por mayor
publicado por el Instituto Nacional de Estadistica e
Informatica (INEI).

El Costo Total de Transmisibn comprende la
anualidad del Valor Nuevo de Reemplazo de las
instalaciones de transmision y los costos anuales de
operaciéon y mantenimiento eficientes, es decir, se
reconocen costos estandares en base a la nocién de
un Sistema Econdmicamente Adaptado a la
demanda.

El Peaje por Conexion Unitario, empleado para la
determinacion del Precio de la Potencia de Punta en
Barra es igual al cociente entre el Peaje por Conexién
y la Maxima Demanda anual proyectada a ser
entregada a los clientes.

El Peaje por Conexion de cada Transmisor Principal
le es pagado mensualmente por los generadores en
proporcidn a la recaudacion por Peaje de Conexion,
en la misma oportunidad en que abonen el Ingreso
Tarifario Esperado.

Cargos por el empleo del Sistema Garantizado de
Trasmision

La compensacidon para remunerar la Base Tarifaria
(anualidad de la inversibn mas costos de operacion y
mantenimiento) de las instalaciones del Sistema
Garantizado de Transmisién, es asignada a los
Usuarios por OSINERGMIN.
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A la Base Tarifaria se le descuenta el correspondiente
Ingreso Tarifario y el resultado se denomina Peaje de
Transmision (PTSGT). El valor unitario del Peaje de
Transmision sera igual al cociente del Peaje de
Transmision entre la demanda de los Usuarios. El
valor unitario del Peaje de Transmision sera agregado
al Precio de la Potencia de Punta en Barra.

® (Cargos por el empleo de Sistemas Secundarios
y Complementario de Transmisién

Los generadores o demandantes que requieran de
instalaciones de transmision distintas a las que
conforman el SPT y/o SGT para conectarse con él,
remuneran dichas instalaciones segun los criterios
siguientes.

Instalaciones del Sistema Secundario de Transmision:

- Las instalaciones del SST destinadas a transportar
electricidad proveniente de centrales de generacion
hasta el Sistema Principal de Transmision, son
remuneradas integramente por los correspondientes
generadores, los cuales pagan una compensacion
equivalente al 100% del Costo Medio anual de las
instalaciones.

- Las instalaciones del SST destinadas a transportar
electricidad desde el Sistema Principal de
Transmisién hacia una concesionaria de Distribucion
o consumidor final, son remuneradas integramente
por la demanda correspondiente, la cual paga el
100% del Costo Medio anual de las instalaciones.

- Para los casos excepcionales que no se ajustan a
las reglas anteriores, el OSINERGMIN define la
asignacion de compensaciones a la generacién o la
demanda o en forma compartida entre la demanda y
generacién, para lo cual toma en consideracién el uso
o0 beneficio econdémico que cada instalacion
proporcione a los generadores y usuarios.

Instalaciones del
Transmision:

Sistema Complementario de

- El pago de las instalaciones correspondientes a un
Contrato de Concesiéon de SCT se asignara 100% a la
demanda comprendida dentro del area que designe
OSINERGMIN.

- Las instalaciones del SCT que atienden de forma
exclusiva a la demanda de una determinada &rea se
le asignara el 100% del pago de dichas instalaciones.

- Las compensaciones Yy tarifas se regulan
considerando los criterios establecidos en la Ley de
Concesiones Eléctricas para el caso de los Sistemas
Secundarios de Transmision.

- En el caso de instalaciones que permiten transferir
electricidad hacia los Usuarios Libres o que permiten

a los generadores entregar su energia producida al
SEIN, dichos agentes pueden suscribir contratos de
libre negociacidon para la prestacion del servicio de
transporte.

Los consumidores de energia pagan el costo del SST
ylo SCT mediante el denominado “Peaje de
Transmision”, el cual es Unico para cada area de
demanda (tipo estampilla) determinadas por
OSINERGMIN.

El Peaje se determina para cada Area de Demanda
por nivel de tensi6on, como el cociente del valor
presente del flujo de las diferencias entre los valores
anuales del Costo Medio Anual y del Ingreso Tarifario,
entre el valor presente de las demandas mensuales
para un horizonte de cuatro afios.

1.3 Distribucion
1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia. Traslado a

las tarifas de los costos de compra en
el mercado mayorista

Los Precios en Barra que el distribuidor traslada a las
tarifas se fijan cada afio junto con sus formulas de
actualizacién que contienen parametros tales como el
indice de precios al por mayor, el tipo de cambio del
dolar, la tasa de aranceles de productos importados, y
el precio de los combustibles.

La Ley establece que el Precio de Barra regulado que
fija el OSINERGMIN, no puede diferir en mas de diez
por ciento, del promedio ponderado de los precios de
las Licitaciones, vigentes al 31 de marzo de cada afo.

La Ley 28832 sefiala que los Precios a Nivel
Generacién para Usuarios Regulados se calculan
como el promedio ponderado de los siguientes
precios:

® Contratos sin Licitacion. Por cada contrato, los
precios son iguales al promedio de los Precios en
Barra y los precios del contrato sin Licitacion;

® Contratos resultantes de Licitaciones. Por cada
contrato, los precios son iguales a los Precios de
contrato resultantes de la Licitacién, considerando el
régimen de incentivos definido en el articulo 10° de la
Ley 28832.

Ademas, la Ley 28832 establece un mecanismo de
compensacién entre los Usuarios Regulados, a fin de
gue el Precio a Nivel Generacion para los Usuarios
Regulados del SEIN sea Unico, excepto por las
pérdidas y la congestion de los sistemas de
transmision.

Los precios de Contratos provenientes de Licitaciones
tienen formulas de actualizacién que se establecen en
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dichos contratos. Los parametros a utilizar son
similares a los utilizados en las formulas de
actualizacién de los Precios en Barra. No existe
riesgo de precios como resultado de la firma de
contratos.

Determinacién de los activos del
distribuidor a remunerar

1.3.2

La remuneracion que recibe el distribuidor es el Valor
Agregado de Distribucion (VAD). ElI VAD considera
los siguientes componentes:

® Costos asociados al usuario (Cargos fijos
mensuales por lectura, reparto, facturaciéon vy
cobranza).

® Pérdidas estandar de distribucion.

® Costos estandares de inversion, mantenimiento y
operacion por unidad de potencia suministrada.

En el VAD el principio para la remuneracién de
activos es pagar la anualidad de la inversion del Valor
Nuevo de Reemplazo de un Sistema
Econdémicamente Adaptado, propio de una empresa
modelo eficiente, valorado con los precios vigentes.
La vida util de los equipos considerada es de treinta
afos.

Para determinar el Sistema Econémicamente
Adaptado se disefia una red O6ptima, capaz de
soportar la maxima demanda del afio anterior a aquél
en que se esta fijando la tarifa y empleando las
tensiones de distribucién 6ptimas. La red optima es la
de costo minimo total de los componentes de
inversion, operacidn y mantenimiento y calidad de
servicio.

La Ley de Concesiones Eléctricas sefiala que los
estudios de costos se deben realizar para sectores
tipicos previamente definidos por el Ministerio de
Energia y Minas, a partir de una propuesta elaborada
por el OSINERGMIN. Los Sectores de Distribucién
Tipicos para el periodo noviembre 2009 — octubre
2013, aprobados mediante Resolucion Directoral N°
028-2008-EM/DGE, son los siguientes:

i) Sector de Distribucion Tipico 1: Urbano de Alta
Densidad

i) Sector de Distribucion Tipico 2: Urbano de Media
Densidad

i) Sector de Distribucién Tipico 3: Urbano de Baja
Densidad

iv) Sector de Distribucion Tipico 4: Urbano Rural
V) Sector de Distribucion Tipico 5: Rural

vi) Sector de Distribuciobn Tipico SER: Sistemas
Eléctrico Rurales (SER) calificados segin la Ley
General de Electrificacion Rural

vii) Sector de Distribucion Tipico Especial: Coelvisac
(Villacuri)

1.3.3 Tasa de retorno de los activos

Para el célculo de las anualidades de inversién de los
activos a valor nuevo de reposicion, en la red optima
de cada zona tipica, se emplea una tasa de retorno
del 12% nominal antes de impuesto a los beneficios.

Remuneracion de los costos de
administracion, operacién y
mantenimiento y gastos de
comercializaciéon

134

Los costos de administracion, operacion,
mantenimiento y comercializacion se calculan
también en base a una empresa modelo eficiente. Se
estructura la empresa modelo de acuerdo a los
criterios del sistema econdémicamente adaptado.

Los costos de operacién y mantenimiento
comprenden los costos de explotacion técnica en
media y baja tensidn a los que se el agregan los
costos indirectos de administracion, contabilidad,
gerencia y otros servicios. Los costos indirectos son
costeados para una estructura organica eficiente, los
gue se valorizan a salarios de mercado. Los costos
indirectos se asighan a cada una de las actividades
de explotacién técnica y comercializacion e
inversiones de acuerdo a factores de asignacion de
costos ad hoc.

Los costos de explotacion comercial comprenden los
costos que significan realizar las actividades de
comercializacidn para los usuarios. Los costos no
incluyen los costos de lectura, facturacion, reparto y
cobranza del recibo debido a que este costo
especifico se regula con un cargo fijo mensual por lo
gue se excluye del VAD.

Reduccion de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia o
aumento de economias de escala

1.3.5

Existe una reduccion paulatina en las remuneraciones
reconocidas al distribuidor a lo largo del tiempo, como
resultado de factores de economia de escala de
aplicacién anual.

El VAD en Media Tension (VADMT), el VAD en Baja
Tension (VADBT) y los Cargos Fijos calculados para
el comienzo de la revisibn tarifaria fueron
multiplicados por los factores de economia de escala.
La justificacion para la reduccién del VAD por
economia de escala se basa en el concepto que los
costos fijos no se incrementan en proporcion directa
al aumento de las ventas dentro del area de
concesion.
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1.3.6

Papel de las estimaciones de flujo de
fondos del distribuidor

Si bien la regulacién establece una tasa de retorno
del 12% nominal antes de impuestos a ser aplicada
en el célculo de las remuneraciones, la normativa
establece un célculo de la rentabilidad estimada de
las empresas distribuidoras con el VAD calculado,
gue puede dar lugar a un ajuste del mismo.

La normativa establece que OSINERGMIN calculara
la Tasa Interna de Retorno (TIR) para el conjunto de
los concesionarios considerando un periodo de
analisis de 25 afios y evaluando:

® |os ingresos que habrian percibido si se hubiesen
aplicado los precios basicos a la totalidad de los
suministros en el ejercicio inmediato anterior.

® |los costos de operacibn y mantenimiento
exclusivamente del sistema de distribucion, para el
ejercicio inmediato anterior, incluyendo las pérdidas.

® El Valor Nuevo de Reemplazo de las instalaciones
de cada empresa, con un valor residual igual a cero.

Si la tasa promedio calculada para el conjunto de los
concesionarios, no difiere en mas de cuatro puntos
porcentuales de la Tasa de Actualizacion sefialada en
el articulo 79° de la LCE (12%), esto es, se encuentra
entre 8% y 16%, los Valores Agregados de
Distribucion, que les dan origen, son definitivos. En
caso contrario, los valores del VAD deben ser
ajustados proporcionalmente, de modo que el
promedio de las tasas de retorno estimadas alcance
el limite mas proximo superior o inferior del rango
indicado.

1.3.7 Ajuste e indexacién de la
remuneracion al distribuidor

Las tarifas de distribucion son publicadas a través de
los pliegos tarifarios. Los pliegos tarifarios se
reajustan cada vez que los factores de reajuste y los
precios a nivel de generacidn registren una variacién
del 1,5%.

Por lo tanto la periodicidad de dichos ajustes depende
de la variacion de los indicadores macroeconémicos
gue intervienen en la formula de reajuste tarifario.

Los factores de actualizacion utilizados para el
reajuste del VAD incluyen el efecto de la variacion de
costos de mano de obra y productos nacionales,

productos importados (afectado por el tipo de cambio
y aranceles), costos del conductor de cobre y costo
del conductor de aluminio.

1.3.8 Ingresos por actividades no reguladas

La existencia de ingresos adicionales por actividades
no reguladas reduce las remuneraciones reguladas.
La reduccion se realiza a nivel de la asignacion de los
costos indirectos y de la infraestructura fisica
empleada (por ejemplo por el alquiler del uso de
postes a terceros).

1.3.9 Procedimientos y estudios técnicos
para determinar las remuneraciones

La Revision tarifaria se realiza cada cuatro afos. La
responsabilidad de la contratacion de los estudios
técnicos para las revisiones tarifarias es de la
empresa. Los estudios encargados por la empresa
son supervisados por el regulador que paralelamente
elabora un estudio de comprobaciéon. El
OSINERGMIN seguidamente pre publica la resolucién
de las nuevas tarifas del VAD y realiza una audiencia
publica donde sustenta los precios pre publicados.

Las empresas concesionarias e interesados pueden
interponer recurso de reconsideracion a la Resolucién
Definitiva del VAD, si tienen objeciones a la misma. El
OSINERGMIN, resuelve los recursos de
reconsideracion presentados ante ella y publica la
resolucion y sus sustentos técnicos. Si las peticiones
de los interesados no son satisfechas, entonces éstos
pueden recurrir al poder judicial.

Los consumidores y organismos de defensa de los
consumidores participan en las audiencias publicas
descritas. El organismo que defiende a los
consumidores es la Defensoria del Pueblo a través de
su adjuntia de servicios publicos, ademas de diversas
asociaciones de consumidores.

No han tenido lugar hasta el momento recursos
judiciales de consumidores o asociaciones de
consumidores contra los aumentos en las tarifas y
remuneraciones al distribuidor.

1.3.10 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

Es normal el corte a los consumidores morosos, si

bien en ocasiones existen recursos de amparo
ejercidos por ellos, que impiden el corte de servicio.
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12 URUGUAY

Texto 2012 redactado generosamente por UTE
Altexto de UTE se le agregan “observaciones” de URSEA como nota al pie de pagina

Se estd en un proceso de implementacion del
mercado eléctrico, pautado principalmente por la
entrada de nuevos agentes generadores, la mayoria
con centrales en base a energias renovables
(biomasa, eodlica). Las reglamentaciones para el
funcionamiento del mercado eléctrico mayorista, y
para las actividades de transmision y distribucion,
previstas para una realidad econdémica y tecnologica
distintas de la actual, no se han implementado en su
totalidad. Dentro de ese proceso, actualmente esta
funcionando un grupo técnico de trabajo, convocado
por la Direccion Nacional de Energia (DNE/Ministerio
de Industria, Energia y Mineria), con el cometido de
analizar eventuales inconsistencias, puntos
controversiales y vacios regulatorios en la normativa
del Sector Eléctrico. Dicho grupo esta integrado por
representantes de DNE/MIEM, URSEA (Unidad
Reguladora de los Servicios de Energia y Agua),
ADME (Administracion del Mercado Eléctrico
mayorista), y UTE (Administracion Nacional de Usinas
y Trasmisiones Eléctricas, empresa eléctrica publica
integrada verticalmente).

En lo que sigue se describen las principales
normativas previstas en los reglamentos, asi como las
disposiciones de promocién de generaciébn con
fuentes renovables no convencionales resultantes de
Decretos del Poder Ejecutivo, y las acciones tomadas
por UTE para asegurar el abastecimiento.

1.1 Generacion
1.1.1 Principales aspectos normativos de

impacto en la inversion y el
abastecimiento

Los mecanismos previstos en la regulacion para
asegurar el abastecimiento en generacion son:

® Obligacion de contratar de los distribuidores al
menos por el 80% de la demanda de los clientes
regulados y el 50% de la demanda de los clientes
libres potenciales.

® Reserva anual. Si los contratos de suministro al
conjunto de la demanda no alcanzan a cubrir un
porcentaje prefijado, la ADME debe realizar
licitaciones para cubrir mediante potencia firme dicho
faltante, con un afio de anticipacion.

® Reserva nacional. Si la potencia firme de centrales
localizadas en el pais, comprometida en contratos con
la demanda nacional, es inferior a una cantidad que
debe estipular el Ministerio de Industria, Energia y

Mineria, la ADME, debe realizar licitaciones para
cubrir mediante contratos con centrales locales firme
dicho faltante, con anticipaciény duracion del contrato
suficientes para permitir la instalacion de nueva
generacion.

El marco regulatorio preveé la existencia de convenios
internos, asimilables a contratos, entre la generacion
de UTE y de Salto Grande, ambas de propiedad
estatal, y la distribucién, a cargo en la actualidad de la
propia UTE con caracter de monopolio.

En la practica, la empresa estatal UTE ha actuado
para asegurar el abastecimiento, mediante la
ejecucion de inversiones en generacion y la
realizacion de contratos licitados con generadores
privados que emplean recursos renovables
nacionales.

1.1.2 Caracteristicas del sector que influyen
en la inversion y el abastecimiento

Al 30/08/12 el sistema eléctrico interconectado de
Uruguay posee, entre UTE y Salto Grande, una
capacidad instalada de generacion de 2579 MW, que
incluyen la parte uruguaya de Salto Grande (945 MW),
el parque hidroeléctrico (593 MW) y el parque térmico
(1021 MW, incluyendo 150 MW de emergencia —
turbinas de gas y motores reciprocantes- arrendados
e instalados en 2012) de UTE, asi como un parque
edlico de 20 MW de UTE. A esta potencia deben
sumarse 89 MW de generadores independientes ya
operativos y conectados a redes de distribucion, de
los cuales 23 MW son edlicos y conjuntamente con 66
MW de Biomasa corresponden en su mayoria a los
primeros proyectos ya operativos de un plan de
promocién de 60 MW de energias renovables (edlica,
biomasa, pequefias hidroeléctricas), el resto de los
proyectos estadn conformados por 1 MW en base a
biogas, 3.72 MW en base a Gas-Natural y 5 MW en
base a Biomasa. El sistema cuenta ademas con un
autoproductor, la planta de celulosa UPM (ex-Botnia),
que entrega sus excedentes de energia no firme al
sistema. Dichos excedentes han alcanzado valores
del orden de 30 MW.

La demanda de energia a nivel de generacion en el
sistema interconectado nacional alcanzé 9806 GWh
en el afio 2011. Este valor incluye el balance neto de
autoproductores.

En una situacién hidraulica promedio, alrededor del
75% de la energia generada en Uruguay procede de

las centrales hidroeléctricas: la central binacional
Salto Grande, compartida con Argentina cuya
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potencia para Uruguay (50% de la capacidad
instalada) es de 945 MW, vy las tres centrales de UTE
sobre el rio Negro. El resto se obtiene de centrales
térmicas a fuel oil y gasoil en el pais y de
importaciones de Argentina o de Brasil. La capacidad
de embalse de las centrales no es lo bastante grande
para permitir una regulacion plurianual. La
aleatoriedad de las energias afluentes a las centrales
hidraulicas en un afio en Uruguay es muy significativa.
Se han registrados  histéricamente  sequias
prologadas, de hasta tres afios de duracion.

Existe una interconexiéon fuerte con Argentina,
mediante dos lineas de transmisién transfonterizas de
500 kV. Desde 2001 esta operativa una interconexion
de 70 MW de capacidad con Brasil, (Rivera-
Livramento) mediante una conversora de frecuencia
situada en territorio uruguayo.

1.1.3 Mercados para los generadores

La totalidad de la transmision y distribucion, asi como
actualmente la mayor parte de la generacion, estan a
cargo de empresas estatales. En la generacion
operan UTE con centrales térmicas, eodlicas e
hidraulicas y la central hidroeléctrica binacional Salto
Grande, operada en forma conjunta con Argentina. En
los dltimos afios se estdn desarrollando varios
proyectos de generacién privados con energias
renovables no convencionales o residuos forestales y
agroindustriales, que en general le venden a UTE en
contratos.

Actualmente ya se encuentra operativa la generacion
asociada a 56 MW de contratos firmados entre UTE y
generadores independientes. Estos contratos se
establecieron en el marco de las politicas de
promocidn para las energias renovables dictadas por
el Poder Ejecutivo. También existe un contrato entre
UTE y UPM, por sus excedentes. Con respecto a los
proyectos que venden toda la energia inyectada al
spot, se puede sefialar que en 2008 entrd en servicio
un proyecto de generacion distribuida con gas natural
de 3.72 MW, a fines del 2009 entr6 en servicio una
central edlica de 6 MW que ampli6 su potencia
instalada a 9 MW en el primer semestre de 2011y en
el primer semestre de 2010 entraron en operacién 5
MW de Biomasa.

» Mercado de corto plazo o spot

El precio spot es igual al costo marginal de corto plazo
de generacion, acotado superiormente por el minimo
entre el valor del primer escalon de costo de falla y
250 US$/MWh.

Los costos marginales del sistema presentan una gran
variabilidad, como resultado de la aleatoriedad de la
generacién hidraulica y la variabilidad en la
disponibilidad de importaciones desde Argentina vy
Brasil.

Esta previsto que los generadores y grandes
consumidores comercien sus apartamientos respecto
a los montos contratados, en el mercado spot, al
precio spot de la energia. Los generadores del
exterior que en el cumplimiento de sus contratos de
abastecimiento con distribuidores y consumidores
locales, requieran comprar en el mercado spot, deben
pagar el maximo entre el precio spot de Uruguay y el
90% del precio spot en el nodo frontera del pais
exportador.

e Mercado de generacién para los clientes

regulados

La reglamentacion establece la obligatoriedad para las
distribuidoras de tener contratos por al menos el 80%
de la demanda de potencia firme de largo plazo para
los clientes regulados, con una anticipacion de 5 afos,
y al menos el 50% de la demanda de potencia firme
de largo plazo de los clientes habilitados para actuar
como grandes consumidores, que no hayan ejercido
esa opciébn y continien comprando energia al
distribuidor, con anticipacidon de un afio. La potencia
firme de largo plazo demandada por un consumidor se
define como la potencia media demandada en las
horas fuera del periodo de valle. Los vendedores en
los contratos con los distribuidores, pueden ser
generadores locales o de paises interconectados y
deben tener un respaldo fisico procedente de
centrales de generacidon hidraulica o térmica. En el
caso de las centrales hidraulicas, la potencia firme de
largo plazo del conjunto de las mismas, en cada mes
del afio, se define como la potencia media que puede
ser generada en el periodo fuera de valle en dicho
mes, con una probabilidad de excedencia del 95%. La
potencia firme de cada central hidraulica resulta de
desagregar ese total. La reglamentacidbn no tiene
previsiones a este respecto en cuanto a la generacion
con fuentes renovables no convencionales.

Para que el distribuidor pueda trasladar a los
consumidores los costos de compra de energia y
potencia en los contratos de suministro, los mismos
deben resultar de licitaciones, realizadas por el
distribuidor con una anticipacion de tres afios respecto
a la fecha de comienzo del suministro. La duracién de
los contratos que firme el distribuidor debe estar entre
5y 10 afios. El distribuidor también esté facultado a
trasladar a los consumidores los precios que resulten
de contratos de suministro realizados en el marco de
politicas energéticas definidas por el Poder Ejecutivo.

La reglamentacion establece que el Poder Ejecutivo
estd facultado para requerir a los distribuidores que
las licitaciones para obtener contratos de suministro,
se restrinjan a centrales que se encuentren o deban
construirse en territorio del pais.

La regulacién establece la posibilidad de realizacién
de contratos iniciales en los que las centrales de
generacion de UTE y la mitad uruguaya de la energia
de la central binacional Salto Grande, abastecen a la
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distribucion de UTE. Los contratos entre la generacion
y la distribucion de UTE tienen efectos solamente
sobre la separacion contable de las actividades de la
empresa, ya que la distribucion y la generacion de la
empresa no constituyen entidades juridicas
independientes. A estos contratos se los denomina en
la regulacion convenios internos. La duracion de los
contratos y convenios internos iniciales no se
establece en el reglamento del Mercado Mayorista.

« Mercado de generacioén para los clientes libres

Estan habilitados para actuar como clientes libres los
consumidores que tengan una potencia contratada de
250 kW y opten por comprar su energia en el mercado
mayorista. Los clientes libres pueden actuar
directamente como participantes del mercado o
realizar un acuerdo de comercializacion con un
comercializador que los represente ante el mercado.
Los consumidores habilitados para actuar como
clientes libres tienen la opcidn de continuar como
clientes regulados del distribuidor.

En la actualidad la potestad de los clientes libres
potenciales de comprar directamente en el mercado
mayorista no ha sido ejercida aiin por ninguno, por lo
gue el 100% de la energia distribuida por UTE, el
Unico distribuidor existente, es también vendida por
éste.

UPM (ex-Botnia) conectada a la red de trasmision,
gue como autoproductor no posee la calidad de
posible cliente regulado, también realiza su compra de
energia a UTE, aunque no como cliente regulado de
la distribucién sino en el marco del contrato entre
ambas empresas por el cual se establecid la
modalidad de compraventa de sus excedentes.

Un gran consumidor potencial puede dejar de adquirir
energia al distribuidor cuando complete un periodo
anual de contrato, o antes si conviene el pago del
remanente por concepto de potencia contratada.
Asimismo, debe comunicar con un preaviso de al
menos seis meses su intencidn de convertirse en gran
consumidor libre. Un gran consumidor puede exigir
volver a ser cliente del distribuidor no antes de doce
meses de haber dejado de serlo, salvo acuerdo con el
distribuidor. En cualquier caso, la solicitud debe
realizarse con una anticipacion de seis meses.

* Remuneraciones a la capacidad de generacién
y a las reservas

Existen dos tipos de remuneraciones a la potencia
firme (reserva anual y reserva nacional), que pueden
obtener las centrales de generacion en el pais, por su
potencia firme no comprometida en contratos, y que
deben ser asignadas mediante procedimientos
competitivos realizados por ADME, la entidad
administradora del mercado. Las centrales que
reciben estas remuneraciones, pueden presentarse a
las licitaciones para obtener contratos de suministro a
los distribuidores, y también realizar contratos con

grandes consumidores. La potencia que logren vender
en contratos, deja de recibir las remuneraciones a la
capacidad.

Reserva anual

Cada afio la ADME debe calcular la cantidad de
potencia firme que debe adicionarse a la potencia
firme ya contratada por distribuidores y grandes
consumidores, de modo de completar un
requerimiento de Seguro para Garantia de Suministro,
que se define con los siguientes porcentajes y plazos:

a) Para Consumidores Cautivos, para los siguientes 5
afios, el 90% del requerimiento previsto de potencia
firme de los distribuidores.

b) Para los Grandes Consumidores y Grandes
Consumidores Potenciales, para el siguiente afio, el
70% del requerimiento previsto de potencia firme.
Esta responsabilidad se aplica al distribuidor por los
Grandes Consumidores que abastece.

La ADME debe realizar anualmente licitaciones para
cubrir este requerimiento de potencia firme para
reserva anual, a las que pueden presentarse centrales
ubicadas en el pais o en los paises interconectados.
Las centrales que oferten el menor precio de la
potencia, hasta cubrir la cantidad licitada reciben
como remuneracion a la potencia, el precio que hayan
ofertado en la licitacién, y quedan obligadas a
suministrar energia al sistema a un precio con un
maximo regulado.

Reserva nacional

El Ministerio de Industria, Energia y Mineria debe
determinar un objetivo de potencia firme nacional que
debe existir en el pais cada afio, bajo la forma de una
cantidad de potencia o como un porcentaje del
requerimiento de potencia firme del total de la
demanda. EI marco regulatorio no establece pautas
para la determinacién de dicho objetivo.

Cada afio el Despacho Nacional de Cargas (DNC),
calcula el faltante de potencia firme nacional, para
cada mes de un periodo futuro de seis afios. Para
calcular dicho faltante se resta del requerimiento de
potencia firme de la totalidad de la demanda, el monto
de potencia firme localizado en el pais, que tenga
contratos de suministro o de reserva. Si dicho faltante
es positivo, la ADME realiza una licitacion para
cubrirlo, a la que pueden presentarse exclusivamente
centrales localizadas en el pais, cuya potencia no esté
comprometida en contratos de suministro o de
reserva. La licitacién debe realizarse con anticipacién
y duracién del contrato suficientes para permitir la
instalacion de nueva generacion.

Las centrales que oferten el menor precio de la
potencia, hasta cubrir la cantidad licitada reciben
como remuneracion a la potencia el precio que hayan
ofertado, y quedan obligadas a suministrar energia al
sistema a un precio con un maximo regulado.
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El Ministerio de Industria, Energia y Mineria puede
determinar requisitos a cumplir por las centrales que
se presenten a la licitacion por reserva nacional, en
materia de costo variable, tipo de central o tipo de
combustible a emplear.

1.1.4 Disponibilidad de fuentes de energia para
la generacion

Los recursos hidroeléctricos de mediano y gran porte
de Uruguay se encuentran aprovechados casi
totalmente, por lo que no son previsibles expansiones
muy significativas de este origen. Se encuentran
actualmente en estudio algunos proyectos de
pequefias centrales hidroeléctricas (PCH) de
potencias unitarias inferiores a 10 MW. En particular
se destaca la firma de un convenio entre UTE y OSE
(empresa publica de servicios de agua) para el
equipamiento de 4 a 6 MW de generacion eléctrica en
Paso Severino (uno de sus principales reservorios de
agua) y de un acuerdo entre UTE, la Intendencia
Departamental de Cerro Largo y empresas privadas
para el desarrollo de dos proyectos de generacion en
el rio Tacuari, de 9y 6 MW.

Existen dos gasoductos que conectan con la red de
gas de Argentina: el gasoducto del Litoral y el
Gasoducto Cruz del Sur. El Unico contrato de
importacién de gas suscrito hasta ahora con destino a
la generacion eléctrica, tiene como comprador a UTE,
y prevé el suministro de 1.7 millones de metros
cubicos diarios. Dicho contrato fue celebrado a fines
del afio 2000 antes de la crisis del mercado de gas en
2004, y no ha comenzado a ejecutarse, con lo cual
sus condiciones son objeto de renegociaciones, dadas
las limitaciones en el mercado de gas existentes
actualmente en Argentina.

En octubre de 2008 UTE firmé un contrato con los
mismos proveedores del contrato original del afio
2000. Este contrato, al tiempo que viabiliza el acceso
de UTE al gas natural para la produccién de energia
eléctrica, facilita una solucién para el suministro de
gas natural a Uruguay para los distribuidores de este
energético y los consumidores industriales. El nuevo
acuerdo permite conservar la vigencia de los permisos
de exportacion de gas, consolidando el acceso al gas
natural y preservando los derechos adquiridos por
UTE en el contrato original respecto del gasoducto
“link”.  El suministro previsto es de caracter
interrumpible, obteniéndose en contrapartida la
reduccion a cero de las cantidades “Take or Pay” y
“Ship or Pay” del contrato original. El plazo del
acuerdo es de 3 afios.

Las empresas estatales UTE y ANCAP (del sector
hidrocarburos) estan realizando desarrollos conjuntos,
con el fin de construir una planta de regasificacion de
gas natural licuado (GNL) en Uruguay. Ya esta abierta
una licitacibn con ese objeto, que actualmente se
encuentra en una primera etapa de calificacién de los
12 oferentes presentados. El plazo previsto para

recepcion de las ofertas definitivas es hasta fin de
diciembre 2012.

1.1.5 Incentivos para la generacion con
fuentes renovables no convencionales !
El Ministerio de Industria Energia y Mineria (MIEM)
establecié un marco de incentivos a la generacion por
parte de productores independientes, con fuentes
renovables (edlica, biomasa y pequefias
hidroeléctricas) por un total de 60 MW (en principio 20
MW por tipo de fuente) donde autoriza a UTE a
contratar la energia de estos proyectos, seleccionados
en un marco de competencia de precios, y a trasladar
a la tarifa de los consumidores regulados el
sobreprecio resultante de comprar la energia de los
proyectos adjudicados a los precios ofertados.

En una primera ronda de este proceso fueron
adjudicados proyectos edlicos y de biomasa, que no
cubrieron la totalidad de los 60 MW previstos, y en
una segunda ronda segun el mismo procedimiento, se
adjudicaron nuevos proyectos eolicos y de biomasa
hasta completar dicha potencia. Igualmente se habilitd
mediante un Decreto del Poder Ejecutivo, la
posibilidad de ampliar la contratacion a ofertas no
adjudicadas, si éstas aceptan reducir su precio hasta
igualar el de las ofertas adjudicadas, habiéndose
obtenido respuestas positivas de algunos oferentes,
en el entorno de los 30 MW.

En el marco del decreto del Poder Ejecutivo de
promocién de la generacion edlica de agosto de 2009,
se realizd un llamado para la contratacién por parte de
UTE de energia edlica, habiéndose adjudicado un
total de 150 MW, en tres parques de 50 MW de
capacidad instalada. Seguidamente y para dar
cumplimiento a la segunda etapa prevista en el
decreto mencionado anteriormente, de completar 300
MW de potencia edlica instalada y contratada con
privados antes del afio 2015, en el marco del Decreto
PE 159/011, UTE publico6 un nuevo Illamado
competitivo por otros 150 MW como minimo, cuya
apertura se realizé en agosto de 2011, resultando en
la adjudicacién de cuatro proyectos por un total de
192 MW. En el marco del Decreto PE 424/011, UTE
invitd a mejorar precios a los no adjudicatarios del
proceso anterior, resultando esto en una adjudicacion
de 538 MW adicionales, en once proyectos.
Actualmente se estd en proceso de firma de los
contratos respectivos.

Continuando con los procedimientos de promocién de
generacion con fuentes renovables no
convencionales, en lo que corresponde a biomasa, a
partir del decreto del Poder Ejecutivo de diciembre de
2010, UTE elabord un procedimiento de adhesion que

1 URSEA, Observacion: se agrega como incentivo la

promociona industriales eélicos del Decreto 128/012.
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permanecié abierto hasta fines de 2011. En este
marco estaban habiltados a presentarse los
interesados en instalar centrales de hasta 20 MW,
buscando cumplir con la meta prevista de 200 MW
instalados en base a biomasa. De este proceso se
tiene firmado hasta el presente dos contratos por un
total de 40 MW.

1.1.6 Comercio internacional de energia

La reglamentacién prevé un régimen de comercio
internacional spot realizado por el Despacho Nacional
de Cargas. La propia reglamentacion establece que
dicho régimen de comercio esta subordinado en
materia de precios a lo que establezcan los acuerdos
de interconexién con los paises vecinos.

Aungue la capacidad de la interconexidbn con
Argentina es superior a la demanda total de Uruguay,
las actuales limitaciones existentes en Argentina en
cuanto a disponibilidad de recursos energéticos (gas,
combustibles liquidos) y capacidad de transporte firme
en las redes de transporte, dificultan la importacién de
potencia firme. Existe también comercio de energia
ocasional entre ambos paises, segun las modalidades
previstas en el Convenio de Interconexidn (sustitucion
a la semisuma de costos marginales, exportacion
contingente a precio ofertado, y de emergencia, entre
las principales).

Para el comercio por la interconexién con Brasil, por
Rivera-Livi.amento, UTE posee los derechos de
Transmision Firme, y existe un acuerdo por el uso de
la convertidora firmado por UTE y Eletrobras, y un
mecanismo por el que para las importaciones desde
Brasil, UTE realiza periédicamente licitaciones
competitivas en Brasil para elegir un comercializador
de energia que toma los excedentes determinados por
el ONS vy los exporta a Uruguay en caso de ser las
ofertas de precios aceptadas por UTE.

Si bien con caracter esporadico y sujetas a la
disponibilidad de capacidad de transporte a través de
las redes argentinas, desde 2004 se han realizado
también importaciones de energia de Brasil,
empleando la interconexion entre Argentina y Brasil
en Garabi, alcanzando en algunas ocasiones
potencias muy relevantes para Uruguay, tipicamente
del orden de 300 a 400 MW vy puntualmente
superiores.

UTE esta desarrollando un proyecto de interconexion
en 500 kV con Brasil, a partir de la estacion San
Carlos 500 kV, con una convertidora de frecuencia de
500 MW de potencia.

1.1.7 Planificacién y otras formas de
intervencién estatal directa para

asegurar el abastecimiento

El marco regulatorio no prevé la realizacion periédica
de un plan de generacion de caracter determinativo o
indicativo, si bien establece la obligacién de la ADME
de determinar anualmente los requerimientos de
potencia firme del sistema en un horizonte futuro de
ocho afios y otorga al Poder Ejecutivo la posibilidad
de determinar la construccion de centrales de
generacion en el pais por la remuneracion de reserva
nacional o estableciendo que los contratos del
distribuidor se realicen con centrales nacionales.

En los Ultimos afios, la empresa estatal UTE ha
construido la central Punta del Tigre de 300 MW en
turbinas a gas aeroderivadas, capaces de emplear
gasoil y gas natural, que entr6 en servicio en 2006
(200 MW) y 2007 (+100 MW), que se requeria con
urgencia dado el retraso previo de las inversiones en
generacion y la dificultad de realizar contratos de
importacién firme desde los paises vecinos. En el afio
2009 UTE construyé 80 MW de motores a fuel oil en
la central Batlle y Orddénez, los que entraron en
servicio al inicio del afio 2010. En el primer semestre
del 2010 entré en operacion industrial la ampliacion
del Parque Edlico de Caracoles, llegando la potencia
del actual parque edlico de UTE a 20 MW, a los que
se suma la puesta en servicio industrial dentro del
parque de UTE de un aerogenerador de 0.15 MW que
fuera inicialmente instalado con fines de investigacion
por la Universidad de la Republica.

En la actualidad UTE esta desarrollando un proyecto
de Ciclo Combinado con una potencia en el entorno
de 500 MW y gas natural proveniente de la planta
regasificadora de GNL como combustible primario.
Esta prevista la entrada en servicio de las turbinas de
gas que componen el ciclo combinado, para el
segundo semestre de 2014.

Ademas de los 150 MW de equipos ya arrendados,
esta previsto el arrendamiento de 200 MW adicionales
en 2013, que estarian operativos hasta la entrada del
Ciclo Combinado.

1.1.8 Incidencia de la regulacién ambiental

en el desarrollo de la generacion

La Ley 16466 del 19 de enero de 1994, y el decreto
435/94 definen las instalaciones que requieren un
estudio previo de evaluacién de impacto ambiental. La
autoridad para evaluar los proyectos sometidos a
consideracion es la Direccion Nacional de Medio
Ambiente. La mayor parte de las actividades de
generacion, excepto la construcciébn de centrales
menores a 10 MW estéan sujetas a la obligacién del
estudio de impacto ambiental previo.

108

Secretaria Ejecutiva: Blvr. Gral. Artigas 1040 - 11300 - Montevideo - Uruguay | Tel.: {+598) 2709 0611(*) - Fax: (+598) 2708 3193 | secier@cier.org.uy - www.cier.org.uy



-0

'89[‘

COMISION DE INTEGRACION
ENERGETICA REGIONAL

1.1.9

Costo de falla y criterios de seguridad
de abastecimiento ?

Los costos de falla empleados para la optimizacion y
operacion del sistema son los siguientes, segun la
profundidad de la falla:

hasta el 5% de profundidad — 250 US$/MWh

del 5% al 12.5% de profundidad — 400 US$/MWh
del 12.5% al 20% de profundidad — 1200 US$/MWh
mas del 20% de profundidad — 2000 US$/MWh

En la operacion del embalse principal del sistema
(Rincon del Bonete) se aplica un criterio adicional al
gue surge de los valores del agua, que determina el
empleo de generacidn térmica o importacion si el nivel
del embalse se encuentra por debajo de valores
predefinidos en cada semana. Este criterio tiene por
objeto limitar la probabilidad de falla.

1.1.10 Responsabilidades de distribuidores y
generadores que venden en contratos
ante situaciones de racionamiento

Segun el marco regulatorio el distribuidor esta
obligado a pagar a los consumidores una multa en
caso de fallas ocasionadas por escasez de suministro
en el mercado mayorista. EI monto unitario de esas
multas es igual al costo de falla empleado en los
modelos de operacion del sistema de generacion para
igual porcentaje de falla.

Durante las situaciones de sequia de los afios 2006 y
2008, se realizaron campafias para obtener una
reduccion voluntaria del consumo de los clientes
particulares y de caracter compulsivo para los clientes
estatales. En ambos casos se dispuso que no tuvieran
lugar compensaciones a los consumidores.

1.2 Trasmision

1.2.1 Mecanismos de expansion de la red de

transmision

El Reglamento de Trasmision (RT) prevé la
realizacion anual de un Plan de Expansion de la
Trasmisién, con propuestas y estudios a cargo de
UTE y de otros transportistas que reciban
concesiones en el futuro, y sujeto a la aprobacion del
Regulador. En esta planificacion se determina la red
de beneficio general que resulta de la expansion
Optima del sistema.

El marco regulatorio prevé diversas modalidades de

2 URSEA observacion: cuando se indica “los costos de falla
empleados para la optimizacién y operacion del sistema...”
en la practica, el uso de esos valores viene presentando
dificultades.

expansion segun el tipo de instalacion, las que se
describen a continuacioén.

Red de beneficio general

El Regulador examina, propone ajustes y aprueba
anualmente el Plan de Expansién de la Trasmision.
Como transportista a cargo de la red de beneficio
general, UTE puede optar por varias modalidades
para ejecutar la ampliacion, que varian segun: i) si
UTE aporta los fondos para la inversion, i) si UTE
realiza la operacion y mantenimiento.

Para la ampliacién de la transmisién zonal (redes de
tensibn menor a 500 kV), es obligatorio que UTE
aporte los fondos de inversion, opere y mantenga las
instalaciones.

Expansiones por requerimiento particular de
usuarios

Estas expansiones son las construidas por usuarios
de la red, por iniciativa propia y asumiendo el usuario
los costos respectivos. En caso de que las
instalaciones resulten prestando servicio publico de
transporte para terceros, deben dar lugar a una
concesion y al pago de peajes por parte de los
restantes usuarios, a aquél que ha construido la
instalacion.

Interconexiones internacionales

Para la construccibn de nuevas interconexiones
internacionales se prevé que los agentes interesados
que tengan acordados contratos de importacién o
exportacion, se presenten ante el Regulador, para que
éste apruebe la construccion de las instalaciones de
interconexion y licite la construccion, operacion y
mantenimiento de la misma, que se concede a un
transportista de interconexién internacional, que
recbe a cambio el pago de un canon.
Alternativamente puede aprobarse un proyecto de
interconexidon internacional a propuesta de un
transportista que presenta un proyecto, asumiendo
sus costos y especificando el peaje solicitado.

La construccion actualmente en curso de una
interconexion entre Uruguay y Brasil de 500 MW se
realiza en el marco de un Memorandum de
Entendimiento acordado por los gobiernos de ambos
paises.

Ampliaciones menores

Son aquéllas cuyo monto de inversidbn es menor a
cierto monto, fijado en un millén de dolares y que
amplian instalaciones preexistentes. Las mismas son
construidas por el transportista respectivo, quien
puede pactar su remuneracién con los usuarios, 0
bien solicitar al regulador que apruebe la inversiény la
incluya en el mecanismo general de peajes.

1.2.2 Ingresos del transportista
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La regulacion prevé mecanismos distintos para
remunerar las instalaciones existentes a la puesta en
funcionamiento del mercado y las instalaciones con
entrada posterior a esa fecha.

Para las instalaciones existentes a la puesta en
funcionamiento del mercado se le remunera al
transportista la suma de:

® Una anualidad a Valor Nuevo de Reemplazo
(VNR) de las instalaciones existentes, calculada con
una vida util de 30 afios, a la tasa de retorno regulada
de la transmision. La tasa de retorno regulada se
calcula mediante el método WACC, y debe ser
aprobada por el Poder Ejecutivo.

® Los costos reconocidos de administracion,
operacion y mantenimiento, correspondientes a una
empresa eficiente, cuyo célculo se debe basar en
comparaciones internacionales (benchmarking). Estos
costos anuales se expresan como un porcentaje del
VNR de las respectivas instalaciones.

® Otros gastos, incluso tributos.

® Un monto de compensaciones por confiabilidad,
que es el que el corresponderia pagar a una empresa
eficiente en su operacién y mantenimiento, dado el
mecanismo de descuentos incluido en el régimen de
calidad de servicio.

Estas remuneraciones deben ser determinadas por el
Poder Ejecutivo por un periodo de cuatro afios, junto
con sus férmulas de reajuste que deben incluir indices
representativos de los principales precios que inciden
en los costos. El RT prevé también una reduccion
anual de costos reconocidos a ser determinada por
estudios comparativos, por concepto de mejoras de
eficiencia.

Para las instalaciones nuevas, y durante el
periodo de amortizacion (de duracidon no mayor a 15
afos), se le reconoce a UTE y a sus subcontratistas
una remuneracion que depende del papel respectivo
gue hayan cumplido. Si UTE aporta el capital para la
misma, la remuneracién por la inversibn es una
anualidad del monto de las obras calculada a la tasa
de retorno regulada. En todo caso las remuneraciones
del subcontratista son las que resulten de la licitacion
realizada por UTE para adquirir sus servicios. Una vez
finalizado el periodo de amortizacion, las instalaciones
nuevas se remuneran como las existentes a la puesta
en funcionamiento del mercado eléctrico.

Hasta el momento las ampliaciones de transmision las
ha decidido UTE en su rol de transportista, en
coordinacibn con las autoridades competentes:
Direccion Nacional de Energia, URSEA, Direccion
Nacional de Medio Ambiente. . Dichas obras han
tenido por objeto el atendimiento del crecimiento de la
demanda, la confiabilidad del sistema, y la conexion
de nuevos proyectos de generacion.

En este dltimo caso, cuando se trata de la conexién
de generadores independientes, las obras de
transmisién estan a cargo de dichos generadores y
son realizadas segun especificaciones de UTE. El
costo de las mismas se remunera como un rubro
dentro del precio de compra de la energia. Estas
instalaciones pasan a propiedad de UTE una vez
habilitada su operacion.

Para las instalaciones de transmisibn de servicio
publico no hay otro transportista aparte de UTE, con la
sola excepcion de la Comisién Técnica Mixta de Salto
Grande (CTMSG), que es el transportista de las
instalaciones de transmision binacionales asociadas a
la central de Salto Grande.

1.2.3 Cargos por el empleo de la red de
transporte por parte de los
generadores y cargas

Los conceptos por los cuales los usuarios de la red de
transporte deben pagar por la misma son:

® Ingreso Tarifario (en forma implicita en la
comercializacion de energia a precio de nodo).

® Peajes de Localizacion, pagados por los
generadores, cualquiera sea el nivel de tension al que
se conecten, y las importaciones, supuestas
conectadas en el nodo frontera.

® Peajes de Potencia, pagados por todas las
demandas, con cargos diferenciados segun el nivel de
tension al que estan conectadas, Yy los contratos de
exportacion.

® Cargos de Conexiéon.

La Transmision Central consiste esencialmente en las
redes de 500 kV y transformadores 500/150 kV. La
Transmisién Zonal en las redes de 150 kV.

El Ingreso Tarifario resulta de la existencia de
precios spot de nodo distintos, debido a la aplicacion
de factores de nodo.

Los Peajes de Localizacibn buscan cobrar a los
generadores e importaciones de acuerdo a la
intensidad de su uso de los elementos serie de las
redes de interconexion (es decir lineas,
transformadores y sus elementos de maniobra). Para
calcular los peajes de localizacion, la reglamentacion
prevé la simulacién de varios escenarios mediante
flujos de carga tipicos para cada afio, representativos
de afio seco, medio y himedo para la demanda
maxima. El célculo de los peajes de localizacion tiene
las siguientes caracteristicas:

® Requiere determinar la matriz de flujos
incrementales B, en la que el elemento By es el
aumento en el fluo en MW en el elemento | de la red
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(en un sentido prefijado), cuando aumenta la
generacion en el nodo k en 1 MW, y aumenta la
demanda en el nodo mercado (Montevideo A 500 kV)
para compensar dicho aumento de generacion.

® Del costo anual de cada elemento | de la red de
interconexion, se pasa a peajes de localizacién una
fraccion igual al porcentaje de la capacidad del
elemento que es utilizado cuando el mismo tiene su
maxima carga entre todos los escenarios
considerados.

® Cada escenario es ponderado segin su duracién
relativa.

® Un elemento | de la red contribuye en el escenario
e al peaje de localizacion de una demanda o0 una
generacion situadas en el nodo k de la red, cuando un
incremento de dicha demanda o generacién,
contribuye a aumentar el flujo en el elemento | en
dicho escenario e. Esa contribucion al peaje es
proporcional al R respectivo y al monto total de la
demanda o generacion en el nodo k en dicho
escenario e.

® lLos generadores pagan peajes de localizacién
segun su uso esperado de la red en el conjunto de los
escenarios simulados, y no por la generacion real que
tiene lugar en cada afio.

En forma transitoria por un periodo de 4 afios (2007-
2010) se determind que los peajes de localizacion a
ser pagos por los generadores e importaciones se
distribuyan entre ellos segin un cargo de peaje
estampillado en US$/MWh inyectado en la red, cuyo
valor unitario permite en valor esperado recaudar los
peajes de localizacion totales para los generadores
calculados por el procedimiento anterior.

Existe un Peaje por Potencia por la Transmision
Central y otro por la Transmisién Zonal, expresados
en dblares por MW. Los Peajes por Potencia de cada
etapa de la red permiten recuperar los costos de la
red de interconexién de dicha etapa que no son
recuperados por Ingreso Tarifario y Peaje de
Localizacion de la misma.

Los Peajes por Potencia se cobran a los
consumidores en proporciéon a su demanda maxima.
Los consumidores conectados en la Transmision
Zonal pagan los peajes de potencia de ambas etapas
y los conectados en la Transmision Central sélo los de
esta etapa.

Los Cargos de Conexién remuneran los costos tipicos
(anualidad de inversibn y costos de operacién y
mantenimiento) de los equipos de conexion a la red
de transmisibn empleados por generadores vy
demandas. De haber equipamientos de conexion
compartidos, los usuarios cuyo uso tiende a cargar los
equipos, pagan los cargos de conexién en proporcion
a su capacidad de generacibn o demanda maxima

anual segln se trate de un generador o una demanda.

Mediante el Decreto 574/012, del 24/04/2012, el
Poder Ejecutivo encomendd a URSEA realizar una
propuesta de metodologia de cargos de transmisién a
regir a partir de 2013.

1.3 Distribucion

El VADE es la remuneracion para el distribuidor y se
calcula para un determinado ndmero de areas de
distribucion tipo, sobre la base de la densidad de
distribucion y, cuando corresponda, otras variables
geogréficas o climaticas que expliquen una diferencia
de costos eficientes de la actividad de distribucion que
no pueda ser explicada solamente por la densidad de
distribucion.

1.3.1 Papel del distribuidor como
intermediario en la energia. Traslado a
las tarifas de los costos de compra en
el mercado mayorista

La reglamentacién prevé que los distribuidores
puedan trasladar a las tarifas integramente el costo de
compra de energia adquirida en contratos de
suministro, siempre que los mismos hayan sido
adjudicados mediante la realizacién de licitaciones
competitivas, o se trate de convenios internos iniciales
aprobados por el Poder Ejecutivo. También pueden
trasladar a tarifas los costos resultantes de contratos
realizados en el marco de programas de politicas
energéticas del Poder Ejecutivo.

En caso de que los contratos que hayan realizado los
distribuidores, no procedan de un procedimiento de
licitacion como el descrito, los distribuidores pueden
trasladar a tarifas un precio regulado por la energia y
potencia adquirida. Los precios regulados trasladables
en ese caso son: i) para la energia, el minimo entre el
80% del precio del dltimo contrato licitado y el precio
spot estabilizado ii) para la potencia, el minimo entre
el 80% del precio de la potencia del Gltimo contrato
licitado y el 50% del precio de referencia de la
potencia vigente.

Los precios spot estabilizados se calculan
semestralmente, como el valor esperado de los
precios spot en una programacion semestral, para los
distintos blogues horarios definidos.

El precio de referencia de la potencia se calcula como
la anualidad de los costos de inversion, operacién y
mantenimiento fijos de una unidad generadora de
punta, considerando una vida Gtil de quince afos,
incrementada por un porcentaje de indisponibilidad
previsto inicialmente en 10%.

La energia que el distribuidor no compre en contratos
es adquirida en el mercado spot a los precios spot
estabilizados.
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Determinacion de los activos del
distribuidor a remunerar

1.3.2

El costo de inversion por unidad de potencia
transmitida en la red de distribucién es calculado a
partir de la anualidad constante de costo de capital
correspondiente al Valor Nuevo de Reemplazo de la
red eficiente de referencia. La anualidad es calculada
considerando una vida util de Instalaciones de
Distribucion de treinta (30) afios y la tasa de
actualizacion definida para fines tarifarios.

El célculo se realiza para cada una de las areas de
distribucion tipo determinadas por el regulador.

Tasa de retorno de los activos 3

1.3.3
Las tasas de actualizacion a utilizar para la
determinacion de precios regulados de energia
eléctrica, son las tasas de costo de capital antes de
impuestos, que defina el Poder Ejecutivo, tomando
como base las propuestas por el Regulador. El costo
de capital debe integrar el costo de capital propio y el
costo de endeudamiento. Hasta el presente el
Regulador no ha determinado publicamente el valor
de la tasa de retorno que se aplicara, si bien un
decreto del Poder Ejecutivo establece que en tanto no
tenga lugar esa determinacion se empleara una tasa
del 10% real antes de impuestos. La tasa de impuesto
a los beneficios de las empresas es del 25%.

1.3.4 Remuneracion de los costos de
administracion, operacion y
mantenimiento y gastos de
comercializaciéon

Los costos de administracion, operacion vy

mantenimiento por unidad de potencia, se determinan
bajo el supuesto de un nivel de eficiencia estandar en
las condiciones de gestion de la red de referencia.

Reduccion de la remuneracion al
distribuidor por mayor eficiencia o
aumento de economias de escala

1.3.5

La normativa establece una reduccion del VADE por
concepto de economias de escala alcanzadas dentro
del periodo de revision tarifaria. EI Reglamento de
Distribucion estipula que dado que los costos medios
componentes del VADE se calculan tomando como
denominador del cociente que requiere su célculo, la
demanda del afio inicial del periodo de vigencia del
mismo, en la formula de ajuste del VADE en sus
componentes correspondientes a costos de inversion
y costos de operacién y mantenimiento de la red de

% URSEA observacion: cuando se indica “se empleara una
tasa del 10%", URSEA entiende que el articulo 1 del
Decreto 296/001 que refiere al 10% ya no estéa vigente.

distribucion debe incorporar un factor que da lugar a
una reduccion anual de dichas componentes por
concepto de crecimiento de la demanda.

1.3.6 Ajuste e indexacion de la
remuneracion al distribuidor (VADE,
VAD, u otra denominacion)

Los componentes de las tarifas de suministro del
Servicio Publico de Electricidad y del servicio de
transporte en redes de distribucion, y sus formulas de
reajuste, tienen una vigencia de cuatro afios y al
interior de su periodo de vigencia, son reformulados
solo cuando las tarifas ajustadas dupliquen el valor
inicial de las tarifas. El Distribuidor puede solicitar al
Poder Ejecutivo el reajuste de sus tarifas, en funcién
de la variacién de los precios equivalentes de
adquisicion de potencia y energia, VADE, VAST
(cargos por la subtrasmision), y Cargos de
Trasmisién, de acuerdo con sus respectivas formulas
de ajuste. Los ajustes son realizados en forma
semestral, a partir de la entrada en vigencia del nuevo
pliego tarifario.

No se aplica aun el VADE y sus formulas de
indexacion.

1.3.7 Ingresos por actividades no reguladas

La percepcion de ingresos por el uso de activos de

distribucion en actividades no reguladas reduce los
ingresos regulados del distribuidor.

Para el calculo de la remuneracién del distribuidor de
acuerdo con lo dispuesto en el articulo 17 de la Ley
N° 16.832, en caso de que algunas de las
instalaciones de distribucion sean utilizadas para
actividades distintas al servicio de distribucién, debe
determinarse la proporcion de esas instalaciones que
resulta afectada a dicho servicio.

Dicha proporcién se determina para cada afio como la
relacion existente entre los ingresos brutos que se
prevén para el servicio de distribucién, considerando
para ello el total de las instalaciones afectadas a esas
actividades, y el monto que resulte de sumar a tales
ingresos, el 60% (sesenta por ciento) de los ingresos
brutos por las otras actividades a las que se destinen
las mismas instalaciones, previstos para el siguiente
afo.

1.3.8 Procedimientos y estudios técnicos

para determinar las remuneraciones

Las tarifas a los consumidores finales y la
remuneracion  del  distribuidor (VADE) son
determinadas por el Poder Ejecutivo a propuesta del
Regulador.

El Poder Ejecutivo fija cada cuatro afios y publica los
valores de los VADE, VAST y Tasas de Conexion asi

112

Secretaria Ejecutiva: Blvr. Gral. Artigas 1040 - 11300 - Montevideo - Uruguay | Tel.: {+598) 2709 0611(*) - Fax: (+598) 2708 3193 | secier@cier.org.uy - www.cier.org.uy



-0

'89[‘

COMISION DE INTEGRACION
ENERGETICA REGIONAL

como sus férmulas de ajuste y la fecha de su entrada
en vigencia. En la misma oportunidad, el Poder
Ejecutivo fija la estructura tarifaria, valores base y
férmulas de indexacion de las tarifas aplicables al
suministro del Servicio Publico de Electricidad y al
servicio de transporte en redes de distribucién, por
parte del Distribuidor.

Los componentes del VADE y de la Tasa de Conexién
se calculan para cada area de distribucion tipo
mediante estudios de costos contratados por el
Regulador. La determinacién de las remuneraciones
del distribuidor, como todo acto administrativo de
autoridades publicas es recurrible, siendo la
jurisdiccién de ultima instancia la del Tribunal de lo
Contencioso Administrativo. No esta prevista de
manera explicita la realizacién de audiencias publicas
para la fijaciéon de las remuneraciones del distribuidor
y tarifas.

1.3.9 Seguridad de cobro y corte de servicio
a consumidores en incumplimiento

Es normal el corte a los consumidores morosos,
con la excepcién de algunos clientes publicos
como las intendencias municipales. Otro punto
gue presenta problemas al distribuidor - UTE -
respecto a la recaudacién tarifaria es el de los
hurtos de energia, y la dificultad de facturar la
energia en zonas econémicamente carenciadas.

1.3.10 Adecuacioén de algunas disposiciones
vigentes en el Reglamento de
Distribucion

La resolucion de URSEA N° 88/005 del 28 de
diciembre 2005 realiza adecuaciones al
Reglamento de Calidad de Servicio aprobado por
resolucion de URSEA N° 29/003 del 24 de
diciembre del 2003. El Reglamento de Calidad de
Servicio entro en vigencia el 1° de enero 2006.

(Calidad de Servicio de Distribucién. Texto
sugerido por URSEA: “La La URSEA ha
aprobado una reglamentacion de calidad del
servicio de distribucién eléctrica que fija
indicadores de calidad de servicio técnico y
producto por area de distribucion, asi como de
calidad de servicio comercial, los que obligan al
Distribuidor. Tal reglamentacion se ha venido
aplicando desde el afio 2006 y ha recibido
algunas adecuaciones. EI no cumplimiento de los
pardmetros respecto de determinados usuarios,
implica la aplicacion de multas que se traducen
en compensaciones recibidas por quienes
hubieren sido afectados.”)

(Sigue texto de UTE.)

El decreto del Poder Ejecutivo N° 366 del 1° de
octubre de 2007, (cuya entrada en vigencia se
prorrogd hasta noviembre de 2008), introdujo
modificaciones en algunos articulos del
Reglamento de Distribucién con el fin de habilitar
la aplicacién del criterio de zona electrificada, del
Régimen de Garantias de Permanencia y las
Tasas de Conexion previsto en dicha normativa.*

La reglamentacion prevé que para la dotacién de
nuevos suministros, ampliacién de la potencia
conectada a suministros existentes o bien el
servicio de transporte en Media y Baja Tensidn,
el Distribuidor tenga la potestad de exigir al
solicitante el deposito de una Garantia y/o cobrar
un Cargo por Expansion de Red.

®* El monto de la Garantia de Permanencia
quedard estipulado en el Contrato de Suministro
o de Transporte (segun corresponda) y es
proporcional al monto de la inversion en
ampliacion y extension de las Instalaciones de
Distribucion. Esta garantia le asegura al
Distribuidor que la potencia  solicitada
permanecera inalterada en el sistema eléctrico
por un periodo determinado

® En el caso de edificios y otros tipos de
construcciones colectivas, se podra exigir el
depésito de una Garantia de Contratacion al
responsable de la solicitud colectiva. Con esta
garantia el Distribuidor se asegura que la
potencia requerida se correspondera con la suma
de potencias individuales que seran contratadas
por los usuarios finales.

®* En ambos casos, las garantias rigen cuando
la potencia solicitada supera 50 kW y ademas el
monto de las mismas no podra ser superior al
80% del avalio de las obras proyectadas por el
Distribuidor para la conexién.

®* Estas garantias se pueden constituir en
efectivo, aval bancario o péliza de caucion.

® Elplazo maximo de devolucion de la Garantia
de Permanencia es de 7 afios, procediéndose
anualmente a la liberacion de la proporcion
correspondiente a dicho periodo, sin intereses,
salvo en el caso del efectivo.
Independientemente de la forma en que se
constituya la Garantia de Contratacién, la misma
se devuelve de manera proporcional cada vez

* URSEA observacion: Con relacion al Reglamento de

Distribucion, véase también el Decreto No. 598/009.
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gue se realizan contrataciones individuales.

® El Cargo por Expansion de Red (cargo no
reembolsable), se solicitara so6lo en los siguientes
casos:

a) Solicitudes individuales o colectivas, dentro de
la zona electrificada que superen las siguientes
potencias:

- ADT urbanas: 250 kW
- ADT rurales: 50 kW

- Instalaciones de Media Tension clasificadas
como Subtrasmision: 500 kW.

b) Solicitudes que se ubiquen fuera de la zona
electrificada.

Por otro lado, aquellos costos vinculados
directamente con la conexion del Suscritor y que
no estan incluidos en el VADE, daran lugar al
cobro de Tasas de Conexion.

- Cuando la potencia contratada es menor o
igual a 50kW, los valores de las Tasas seran
incluidos en el Pliego Tarifario que aprueba el
Poder Ejecutivo.

- Para el resto de los usuarios, las Tasas de
Conexion las calculara el Distribuidor segun los

valores unitarios de la Instalaciones de
Distribucion.
Finalmente, la modificacion introducida en el

articulo que define la Zona Electrificada,
determina que es el Distribuidor quien elige el
nivel de tensidon de los Usuarios de Distribucion,
atendiendo a la optimizacion del sistema eléctrico
y a las necesidades de los usuarios.

Este régimen de Tasas y Garantias presenta
grandes diferencias con lo que UTE aplicaba
desde hacia mas de 20 afios, por lo tanto su
implantacion significé importantes esfuerzos en
definir  nuevas practicas de (gestibn vy
presupuestaciéon, asi como la adecuacion de las
herramientas informaticas. Manteniendo las
sefiales econ6micas que estimulen una
adecuada conexion al sistema, la aplicacién de
las Tasas de Conexién significa rebajas de mas
del 60% en los costos que deben afrontar los
clientes nuevos y aquellos que solicitan
modificaciones.

Microgeneracion

Por decreto del Poder Ejecutivo N°176/010 se
establecieron las principales condiciones
relativas a la microgeneracion en base a
energias renovables (edlica, solar, microturbinas)
conectada en baja tension.

Enresumen en el decreto se establece que:

- se autoriza a los suscriptores conectados a la
red de distribucion de baja tension a instalar
generacidn de origen renovable edlica, solar,
biomasa o mini hidraulica. La corriente maxima
de régimen generada en baja tensién por los
equipos instalados no debera superar los 16
amperios, salvo en los suministros de retorno por
tierra, en los que la corriente no podra superar
los 25 amperios. Asimismo la potencia pico del
equipamiento no podra superar la potencia
contratada del suscritor. Los suscriptores
interesados en superar estos maximos
establecidos deberan recabar en forma previa la
conformidad de UTE.

- El suscriptor mencionado podra intercambiar
energia en forma bidireccional con la red de
Distribucion.

- La energia entregada a la red de baja tension
por el microgenerador se remunerara por un
periodo de 10 afios al mismo precio del cargo por
energia vigente en el Pliego Tarifario de UTE, de
acuerdo a la tarifa contratada por el
microgenerador como suscriptor de UTE, salvo
algunas excepciones establecidas.

- EIl microgenerador no pagard cargos por el
uso de redes eléctricas.

- Todo equipamiento comprendido en las
instalaciones interiores que sea necesario para la
conexion a la red de baja tension sera de cargo
del microgenerador.

- Los costos vinculados a la instalacion del
medidor adecuado a esta modalidad de
intercambio de energia dard lugar al cobro de
una tasa de conexién por parte de UTE

- El microgenerador se autodespachard,
considerdndose su costo variable nulo.

- Los costos de energia asociados a esta forma

de contratacién se incluirdn en el calculo de las
tarifas de UTE.
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Actividades realizadas por el Grupo de Trabajo CIER 08

Il Congreso Internacional de Supervision del Servicio Eléctrico — Lima, Perti — Setiembre 2012

» Il Congreso Internacional de Regulacién Eléctrica — Octubre 2011.

» Senales Regulatorias para la Rentabilidad e Inversion en el Sector Eléctrico- Generacion, Transmision y
Distribucion — ediciones 2008, 2009, 2010, 2011.

» |1l Congreso Internacional de Supervision del Servicio Eléctrico — Lima, Perti — Setiembre 2010

» Il Encuentro Internacional de Regulacion Eléctrica — Lima, Pert — Setiembre 2009.

» 1° Congreso Internacional Supervision del Servicio Eléctrico — Setiembre 2008, Lima -Peru

> Sefiales Regulatorias para la Inversion en Generacié6  ny Transmisién — Noviembre 2007.

» Seminario Internacional: Subastas Reguladas de Ener  gia en Mercados Eléctricos. Una nueva férmula
de estimular la inversién — 2007, San Salvador - EI ~ Salvador.

» Regulacion de la Transmision y el Transporte de Int erconexion — Documento de Analisis y Discusion

— Noviembre 2006.

» Remuneracion del Generador y Disefio de los Mercados Mayoristas de Sudaméricay Espafia —
Documento de Analisis y Discusion — Setiembre 2005

> Foro Internacional: Competencia y Requlacion en el Sector Eléctrico Regional _ - Julio, 13-15/ 2005,
Lima — Per(. Foro con presencia de Reguladores, Delegados Empresariales, Especialistas, Inversores, Agentes del
Mercado y publico en general.

» Interconexiones Eléctricas Regionales de Sudamérica: Marco Legal y Comercial, Resultados y Lecciones

Aprendidas - Documento de Analisis y Discusién — 2004.

El documento describe las principales interconexiones eléctricas regionales de Sudamérica: sus aspectos técnicos,
razones que dieron motivo a su concrecion, marco legal y comercial, derechos y responsabilidades de los inversores,
resultados de la interconexion, lecciones aprendidas y recomendaciones para futuros proyectos.

» Marco Normativo de la Remuneracion del Negocio de Distribucion - Documento de Analisis y Discusion —
Estudio — 2003.
Presenta los puntos relevantes de la normativa con impacto en la rentabilidad del negocio de distribucién

» Foros Virtuales en varios temas — 2003.
Complementado la actividad que se llevé a cabo en el 2003, se realizaron foros virtuales via Web en diversos temas.

» Conferencia: La Crisis en el Sector Eléctrico Sudamericano (transmisién en vivo, via Web, con el apoyo de
la Universidad Internacional de Florida - FIU) - 2003, Uruguay

Conferencia Virtual en vivo y en transmision simultdnea via Web. La conferencia se llevé a cabo utilizando una
tecnologia informética de vanguardia y con la participacion de la Universidad Internacional de Florida (FIU) — Centro
para la Energia y Tecnologia de las Américas (CETA).

» Sefiales Regulatorias para la Inversion y el Abastecimiento Eficiente de Energia Eléctrica - Documento de
Analisis y Discusion — Estudio — 2002.
Presenta los puntos trascendentes de la regulacién que incentiva la expansién de los sistemas.

» Il Seminario Intemacional: Regulacion, Acceso al Mercado y Competencia - 2002, Asuncion - Paraguay
Asistieron representantes de casi todos los paises de la CIER y Canada.

» Perfil Institucional y Regulatorio del Sector Eléctrico Sudamericano - Documento de Analisis y Discusion
— Estudio - 2001

Primer trabajo del Grupo CIER 08 con lo cual se realiza un relevamiento completo del marco legal y reglamentario del
sector para los paises de la CIER y Espafia.

» | Seminario Internacional: Regulacion, Acceso a los Mercados y Competencia en el Sector Eléctrico
Sudamericano - 2001, Santiago - Chile

Fueron tratados temas tales como: desempefio de los Mercados Mayoristas, la competencia por clientes servidos
desde redes de distribucién, la seguridad y calidad de servicio, el caso California, la proteccién del medio ambiente, la
proteccion de la competencia y la coyuntura del sector eléctrico brasilefio.

» Integracion y constitucion del Grupo de Trabajo CIER 08 "Regulacion de los Mercados Eléctricos" - 2000
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