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RESUMEN EJECUTIVO

Para conocimiento del lector el presente trabajo esta distribuido en cuatro

capitulos de la siguiente manera:

En el primer capitulo se describe-la generalidad del VAD y una recopilacion de
antecedentes que la empresa en cuestidon ha proporcionado para el estudio del

calculo del Valor Agregado de Distribucion.

En el segundo capitulo se describe el fundamento tedrico de la metodologia de
Calculo del Valor'Agregado de Distribucion, para su andlisis y con el propdsito
de dar cumplimiento a lo establecido por la Ley del Régimen del Sector
Eléctrico, se ha partido del Reglamento de Tarifas Eléctricas segun el articulo
10 del mismo. En donde el CONELEC Organismo encargado de la aprobacién
del estudio tecnico-econdmico y los resultados del calculo del Valor Agregado
de Distribucién, pone en consideracion que estos resultados deben ajustarse a
los Valores del Valor Agregado de Distribucién de una Empresa de Referencia,
segun lo dispﬁesto en el articulo 56 de la Ley, hasta el ultimo dia !aborable del

mes de mayo.’

Por otro lado segun la normatividad y la metodologia de calculo implementada
actualmente por la Direccién de Tarifas del Consejo Nacional de Electricidad,
CONELEC, el calculo del Valor Agregado de distribucion se desarrolia a partir
de una clasificacién detallada, tanto de la identificacién de las diferentes
etapas del proceso de distribucién, como de los parametros o variables tanto
de entorno como propias de la empresa consideradas en la metodologia de
célculo. Estas etapas y variables sobre las cuales las empresas se
fundamentan para la elaboracién de sus estudios se describen en forma

amplia en este capitulo.

Seguidamente en el capitulo 3 se describe en forma resumiida un analisis
general del VAD de otros paises de la regién como por ejemplo, (Pert, Chile y

Colombia), analisis que ha permitido observar una semejanza de la forma de



calcular el VAD con respecto a nuestro pais, puesto que parten de los mismos
conceptos y variables citadas para el caiculo del VAD ecuatoriano. LLa Unica
diferencia en el analisis es con respecto a Colombia, ya que este incorpora ia
participacion de un nuevo agente que es el comercializador, cuya actividad
principal es la compra de energia eléctrica en el mercado mayorista y la venta a
los usuarios finales, regulados y no regulados (sobre 500 KW), pudiendo
desarrollar su actividad en forma exclusiva o combinada con otras actividades

del sector, con excepcién de la transmisién.

Finalmente en el capitulo 4, titulado “conclusiones y recomendaciones” se
expone criterios de mi autoria como también puntos mas importantes sabre el
desarrollo del trabajo realizado en direccién del Ing. Milton Toapanta Director

de tesis.



INTRODUCCION:

Con fa finalidad de justificar lo establecido por la Ley de Régimen del Sector
Eléctrico, se pone en manifiesto el presente estudio, el mismo que representa
la metodologia para determinar el Valor Agregado de Distribucion (VAD) para el

sistema eléctrico de una determinada Empresa de distribucion.

Para el desarrollo del presente estudio se debe tomar en cuenta las
disposiciones sefaladas en el Reglamento para la fijjacion de Tarifas al

consumidor, elaborado por el CONELEC.

OBJETIVO:

E! objetivo del presente trabajo, es determinar el Valor Agregado de
Distnbucién de la Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A, tomando en
cuenta los estudios técnicos ejecutados por la Direccién de Planificacion de la

misma, los Balances Economicos, Financieros, entre otros datos.

El resuitado del VAD que se obtenga, debera ser comparado con el que
presenta el CONELEC para verificar su valides, puesto que este término
representa el costo por unidad de potencia necesario para prestar el servicio de
distribucién eléctrica, desde la barra de media tensién hasta el punto de

acometida respectiva.

Se propone describir en forma clara y concisa la metodologia utilizada para la

determinacién de! Valor Agregado de Distribucidn.

ALCANCE:

En base al Reglamento de Tarifas eléctricas, se pretende especificar la
metodologia empleada actualmente por el departamento de planificacion del
CONELEC para la determinacién del VAD, a partir de los programas
cuatrienales de inversion preparados por las empresas distribuidoras, en este

caso de la Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCQC.S.A,.



CAPITULO 1

1. GENERALIDADES DEL VALOR AGREGADO DE
DISTRIBUCION

El Valor Agregado de Distribucion es, basicamente, un costo medio que incorpora

todos los costos de inversion y funcionamiento de una empresa eficiente.

Es facultad del Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC, en
conformidad con el articulo 13 de la Ley de Regimen del Sector Eiéctrico,
preparar y proponer para su aprobacion y expedicion por parte del Presidente de
la Republica, los Reglamentos Especiales que se requieran para la aplicacion de

esta Ley.

A partir del articulo 56, especificado bajo esta ley, se dice que el Valor
Agregado de Distribucion corresponde al costc propio de la actividad de

distribucién de una empresa eficiente.

Por otro lado, en el reglamento de Tarifas se emiten los siguientes articulos que

son de utilidad para el desarrolic del estudio, entre ellos se mencionan:

Art. 2.- Jerarquia del Reglamento.- Las normas de este Reglamento

prevaleceran sobre cualquier otra disposicion de igual o menor jerarquia.

Art. 3.- Definiciones.- Los términos sefalados a continuacion tendran los

siguientes significados, se destaca los mas importantes:

Consumidor: Persona natural o juridica gue recibe el servicio eléctrico
debidamente autorizado por el Generador o Distribuidor, dentro del drea de

concesidn. Incluye al Consumidor Final y al Gran Consumidor.

Costo de Capacidad: Valor correspondiente a los costos fijos de

generacion, transmision vy distribucion.



Costo Normalizado: Costos uniformes aplicables a todos los
Distribuidores del pais, aplicables a la valoracion de las Unidades de Propiedad

Estandar, para condiciones de disefo técnico similares.

Unidades de Propiedad Estandar: Es el conjunto de equipos y
materiales de una parte de la instalacion del Distribuidor, que han sido instaladas
obedeciendo normas de diseno y construccion, y constituye un elemento
representativo de una empresa tipo, para la prestacién de una funcién especifica
en el sistema. Ejemplo: kildbmetro de red de media tension, centro de

transformacion de distribucion, etc.

Precios de Referencia: Precios homologados por el Consejo Nacional
de Electricidad, CONELEC, para la valoracion de las Unidades de Propiedad

Estandar

Art. 4.- Sujetos de Aplicacidn.- Son sujetos de aplicacion del presente
Reglamento todas las personas naturales o juridicas dedicadas a las actividades
referidas en el articulo 3 de la Ley, aquellas dedicadas a la importacion y;

exportacion de energia eléctrica y los consumidores o usuarios del servicio.

De acuerdo al Reglamento de Tarifas, el Valor Agregado de Distribucion
(VAD), se define como una componente del Pliego Tarifario, sujeto al articulo 10

de dicho Reglamento, donde manifiesta que:

El Valor Agregado de Distribucion (VAD) sera obtenido para los niveles
de subtransmision, media tension y baja tension y su costo, en cada uno de ellos,
tiene los componentes de costo de capacidad, administracion, perdidas vy

comercializacion.

Ef estudio técnico-econdmico respectivo con los resultados del calculo del
Valor Agregadc de Distribucion (VAD) sera presentado por cada distribuidor al
Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC, hasta el ultimo dia laborable del
mes de mayo de cada afo; estos resultados deberan ajustarse a los valores del
Valor Agregado de Distribucion (VAD) de una empresa eficiente, segin lo

dispuesto en el articulo 56 de la Ley.



A partir de la emision de este Reglamento, los bienes e instalaciones
financiados con fondos del Fondc de Electrificacion Rural Urbano Marginal,
FERUM, no seran considerados en la valoracidon del Valor Agregado de
Distribucion ( VAD ).

Art. 11.- Auditorias Técnicas.- Cuando el Consejo Nacional de
Electricidad, CONELEC, lo solicite, los Distribuidores estan abligados a contratar
auditorias técnicas independientes para evaluar los costos del Valor Agregado de
Distribucion (VAD). Los informes de tales auditorias seran entregados al
CONELEC vy al distribuidor.

Puesto gque una de las funciones de las finanzas corporativas es el de
poder medir de manera adecuada el comportamiento de cada una de las variables
que afectan el valor de una empresa o proyecte. La metodologia del VAD se ha
convertido en una herramienta muy (til para las empresas eléctricas que quieran
saber si la rentabilidad que genera su operacién econdmica es suficiente para
cubrir todas sus obligaciones, principalmente la que tiene con sus socios o

accionistas. !

Basicamente dentro del sistema de distribucion el célculo del VAD, va de
acuerdo con el objetivo que tiene cada empresa el de tener una rentabilidad, a
consecuencia de sufrir un riesgo, el cual implica factores como: mala gerencia,

pérdidas no teécnicas, etc.

Para que una empresa en general sea lo suficientemente eficiente,
ésta tiene que generar una rentabilidad que supere el costo de los recursos
necesarios para poner en funcionamiento, con una tasa de descuentc adecuada,

y a la vez brinde un servicio de calidad al cliente.

Para el calculo del VAD, se partira del analisis de variables tanto de
entorno o exdgenas a la empresa, como de variables propias de la misma, cabe
destacar que algunas de las variables exdgenas como son: Precio Referencial de
Generacion (PRG), Tarifa de Transmisién entre otras no intervienen en el calculo

del VAD, si no mas bien en e| calculo de la Tarifa a usuario final.
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En el capitulo 2 se detallara todas las variables que se emplean en el

calculo del VAD.,

1.1 RECOPILACION DE INFORMACION

1.1 .1 PRESENTACION

La presente informacion estadistica se remite a datos correspondientes al
afo 2004, considerando que los datos del ano 2005 se encuentran en estudio, en
la cual, se hace noterio las variables utilizadas frecuentemente por las empresas

distribuidoras de energia eléctrica como son:

* Disponibilidad de potencia y energia en cada etapa.
* Perdidas de potencia y energia por etapa funcionai
*» NuUmero total de consumidores

* Energia vendida a los usuarios

* Valor facturado a los consumidores

= Precios medios de venta a clientes finales

*  Principales datos de las e‘fnpresas distribuidoras

1.2 DATOS DE LA EMPRESA ELECTRICA COTOPAXI ELEPCO
S.A.

Los datos que se presentan en el anexo 1, son resultados
proporcionados por la empresa en estudio, (0s mismos gue se presentan en forma

resumida, como también desglosada correspondientes al afio 2003 y 2004,



CAPITULO 2

2. FUNDAMENTO TEORICO DE LA METODOLOGIA
UTILIZADA PARA EL CALCULO DEL VAD Y SU
RESPECTIVA DESCRIPCION

2.1 INTRODUCCION.

La distribucidon de energia eléctrica en el Ecuador, opera bajo un
esquema de "Mercado Regulado” lo cual conduce a que se establezcan precios
regulados aprobados por el Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC, para

cada una de |las empresas existentes.

Para cumplir con el propodsito las Empresas Eléectricas de Distribucion
tienen la obligacion de presentar su informacion y estudio del Valor Agregado de
Distribucion, VAD, hasta el ultimo dia laborable del mes de Mayo, plazo a partir
del cual la Direccion de Tarifas del CONELEC, inicia el procesamiento, validacion

y obtencidn de resultados a nivel nacional y para cada una de las Empresas.

Estos resultados deben ser presentados al Directorio del Consejo
Nacional de Electricidad para su evaluacidon y aprobacion, los mismos gue seran
publicados y  entraran en vigencia a partir de Noviembre del afio en que se

realicen los estudios.

Durante este periodo se corrige los errores e inconsistencias de la
informacion suministrada por las Empresas Distribuidoras, con la finalidad de
obtener resultados reales.

La denominada Tarifa Regulada, esta representada por:

T= Py, +T, +VAD



Donde:
P,.. .EselPrecio Referencial de Generacion
T . Representa |la Tarifa de Transmision.

V4D . Representa el Valor Agregado de Distribucién.

En base a este andlisis, |la aplicacidon del método para la determinacion

del VAD consiste en:

Identificar las diferentes etapas del proceso de distribucién, sean estas:
alta tension a nivel de (69KV), media tensién a nivel de (13.8KV), transformadores
de distribucion y baja tension a nivel de 240/220/127/120 V.

Agrupar a los activos homogeneos que posee las Empresas
distribuidoras, y calcular el valor de reemplazo de los mismos sobre la base de
costos unitarios del mercado, considerando tanto los costos directos como los

indirectos.

Calcular los cargos mensuales, utilizando la denominada tasa de
descuento y vida util, incluyendo las péerdidas entre el ncdo de distribucion y el

punto de suministro.

Tomar en cuenta que en la tasa de descuento se involucra fos términecs

de depreciacion y rentabilidad.

Establecer las capacidades dptimas de las redes de distribucion como el
cociente entre la capacidad ideal de los transformadores y los factores de
simultaneidad o coincidencia de acuerdo a la demanda redquerida en sus limites

de carga.

22 DETERMINACION DE COSTOS POR NIVELES
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Los costos para cada nivel de tensién por etapas funcionales se detallan

de la siguiente manera:
a. Generacion.

Esta definido por el Precic Referencial de Generacion (PRG), llamado
también precio de generacion cuatrienal el cual es calculado por el CENACE vy

aprobado por el CONELEC, considerando los siguientes componentes:

« Componente de Energia.

» Componente de Capacidad.

b. Transmision.

Corresponde al costo de capacidad gue se determina como la suma de
los costos de inversion, depreciacion, administracion, operacion, mantenimiento y

perdidas.

Los costos de inversion provendran del programa de expansion
optimizada del sistema, para un periodo de diez afos, cuyo estudio sera
preparade por el Transmisor, en coordinacion con el Centrc Nacional de Control
de Energia, CENACE y aprobado por el Consejo Nacional de Electricidad,
CONELEC.

La tarifa sera la anualidad de los costos medios de inversion para una
vida Uutil de treinta aros vy la tasa de descuento aprobada por el Consejo Nacional
de Electricidad, CONELEC.

Los costos de inversion, administracion, operacion y mantenimiento
seran calculados por el transmisor y aprobados por el Consejo Nacional de
Electricidad. CONELEC.

Los estudios con el calculo de los costos medios de tr‘ansmisién seran
entregados por el transmisor al Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC para

su aprobacion, hasta el ultimo dia laborable del mes de mayo de cada ano, para



que este pueda fijar |as tarifas de transmision.

c. Valor Agregado de Distribucion.

> Alta Tension.
» Lineas de Subtransmision.

» Subestaciones de Subtransmision.

> Media Tension

s Primarios de distribucion

# Baja Tensién
» Transformadores de distribucion.
¢ Redes secundarias

s Acometidas

% Alumbrado Publico

2.3 ESTRUCTURA DE COSTOS

A partir del articulo 6 del capitulo Il de reglamento de tarifas eléctricas, se
especifica los costos atribuibles al servicio, en especial para el caiculo del Valor
Agregado de Distribucién, segun el literal a,b,c,d y e del Articulo 10, los mismos
que especifican los costos relacionados con los bienes destinados a la
distribucion de energia, incluyendo el suministro de materiales y equipos, montaje,

operacion y mantenimiento.

Art. 10.- Valor Agregado de Distribucion (VAD).- E| Valor Agregado de
Distribucicn (VAD) sera obtenido para los niveles de subtrénsmfsién, media
tension y baja tension vy su costo, en cada uno de ellos, tiene los componentes de

costo de capacidad, administracion, pérdidas y comercializacion.

El estudio técnico-econdmico respectivo con los resultados del calculo del

Valor Agregado de Distribucién ( VAD ) sera presentado por cada distribuidor al
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Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC, hasta el dltimo dia laborabie del
mes de mayo de cada ano; estos resultados deberan ajustarse a los valores def
Valor Agregado de Distribucion (VAD) para la empresa de referencia, segun lo

dispuesto en el articulo 56 de la Ley.

A partir de la emisién de este Reglamento, los bienes e instalaciones
financiados con fondos del Fondo de Electrificacion Rural Urbano Marginal,
FERUM, no seran considerados en la valoracion del Valor Agregado de
Distribucion { VAD ).

a.- Componente de Subtransmision para el Valor Agregado de Distribucion
(VAD).

Corresponde al costo de capacidad que se determina como la suma de
los costos de los activos en servicio y los gastos de administracion, operacién vy

mantenimiento asociados a la demanda maxima coincidente del sistema.

El cargo por el componente de capacidad correspondera a |la anualidad
de las inversiones promedioc por la unidad de ciemanda, para una vida util de

cuarenta y cinco anos.

La tasa de Descuento sera aprobada por el Consejo Nacional de Electricidad,
CONELEC.

b.- Componente de Media Tension para el Valor Agregado de Distribucion
{VAD).

La valoracion de activos en servicio, para establecer la Componente de
media tensién para el Valor Agregado de Distribucion (VAD), se llevara a cabo
sobre la base de un inventario fisico de Unidades de Propiedad Estandar
valoradas con Costos Normalizados, obtenidos por el Distribuidor v aprobados por
el Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC.

Las Unidades de Propiedad Estandar se estableceran para caracterizar lo

mas ampliamente posible los activos de media tension en servicio, tomando en
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consideracion, entre otros aspectos, el tipo de construccion, la conformacion del

circuito y el drea geogrdfica que cubre.

La identificacion de la composicion tipica de las Unidades de Propiedad
Estandar sera realizada por el distribuidor, a su costo, y provendra de muestras

representativas de tramos de red construidos con base en normas tecnicas.

El Distribuidor determinara el costo de inversion de cada Unidad de
Propiedad Estandar aplicando ios Costos Normalizados de materiales y montaje a

precio de mercado.

El valor agregado de cada Unidad de Propiedad Estandar correspondera
a la anualidad del costo de inversion mas los costos de operacidon vy
mantenimiento correspondientes. La anualidad se calculara para el periodo de
vida (til y la Tasa de Descuento que el Consejo Nacional de Electricidad,
CONELEC, determine.

E! Distribuidor mantendra actualizado el inventario fisico de los activos en
operacion para determinar con exa'ctitud las existencias de cada unidad de
propiedad definida. ‘

La componente de media tension para el Valor Agregado de Distribucion
(VAD ), resultara de dividir fa valoracion de los activos entre la demanda maxima
coincidente del Distribuidor, excluyendo las cargas conectadas en el Sistema de

Subtransmision.

E£n este punto es necesario recalcar, que para este nivel de tensién no se
ha cumplido a cabalidad lo estipulado por el Reglamento de Tarifas, puesto que
las empresas de distribucién para la valoracion de los activos, en ves de la base
de un inventario fisico de Unidades de Propiedad Esténdar, lo hacen en base a

dafos conlables.

c.- Componente de Baja Tensién para el Valor Agregado de Distribucion
(VAD).
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Comprenderd los activos en servicio que corresponden a las

instalaciones de transformadores de distribucién y las redes de baja tension.

En ambos casos se seguira fa metodologia general indicada en el literal
anterior para la componente de media tension excluyendo, al conformar las
unidades de propiedad, aquellos elementos que ya han sidc considerados en las

unidades de propiedad de media tension.

La componente de ftransformadores de distribucion para el Valor
Agregado de Distribucion ( VAD ) resultara de dividir ia valoracién de los activos
correspondientes, entre la demanda maxima coincidente del Distribuidor,
excluyendo las cargas conectadas en el sistema de subtransmision y aguellos

directamente atendidos en media tension.

La componente de redes de baja tension para el Valor Agregado de
Distribucion  (VAD) resultara de dividir la valoracion de J[os activos
correspondientes, entre la demanda maxima coincidente del Distribuidor,
excluyendo las cargas conectadas en el sistema de subtransmision, y de aguellos

clientes directamente conectadas a transformadores de distribucion.

d.- Componente de Comercializacion para el Valor Agregado de Distribucion
(VAD).

Comprendera los activos en servicio correspondiente a la acometida y
Sistema de Medicién del cliente. Para la determinacion de este costo se utilizara
la metodologia indicada en el literal b) de este articulo. En este caso, las
Unidades de Propiedad Estandar seran definidas y valoradas en funcién del punto
de entrega, sea este en subtransmision, media tension o baja tension. El
inventario se llevard a cabo para determinar las existencias de cada Unidad de

Propiedad Estandar y el nimero de consumidores atendidos.

Adicionalmente incluird los costos de operacion, mantenimiento de
acometidas y Sistemas de Medicién y la facturaciéon al cliente. Estos costos seran
cargados proporcionalmente a los costos de activos obtenidos por nivel de

servicio.



e.- Componente de Administracion para el (Valor Agregado de Distribucidn
VAD).

El Distribuidor incluiréd sus costos de administracion en los costes de
capacidad de los componentes del Valor Agregadc de Distribucion (VAD) de
subtransmision, media tension, baja tensién y comercializacion, en proporciones
iguales o en las proporciones que sean definidas por el distribuidor, con su

respectivo justificativo.

Art. 11.- Auditorias Técnicas.- Cuando el Consejo Naciopal de
Electricidad, CONELEC, lo solicite, los Distribuidores estan obligados a contratar
auditorias técnicas independientes para evaluar los costos del Valor Agregado de
Distribucién (VAD). Los informes de tales auditorias seran entregados al
CONELEC y al distribuidor.

Art. 12.- Pérdidas.- Las cantidades adicionales de potencia y energia
que se requieren para entregar un kilovatio y un kilovatio-hora al consumidor
seran remuneradas al transmisor o al distribuidor, seglin corresponda, mediante |a

determinacion de las pérdidas técnicas y pérdidas no técnicas.

lLas perdidas tecnicas se valoraran a través de las simulaciones de los
sistemas de trapsmision y distribucién, a fin de precisar el porcentaje de ellas para
cada nivel de servicio: transmision, subtransmision, media tension y baja tension,

el calculo se ejecutara para potencia y energia:

Remuneracidon de perdidas por Potencia: corresponde a la compensacion
de las perdidas sobre los costos acumulados de capacidad en los distintos niveles

de tension.

Remuneracion de perdidas por Energia: corresponde a la compensacion
de las pérdidas calculadas sobre la base del precio referencial de energia a nivel

de generacion;

Los estudios en los gue se fijen los porcentajes de pérdidas técnicas

seran elaborados por el Transmisor en coordinaciéon con el Consejo Nacional de
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Control de Energia, CENACE vy por el Distribuidor segun corresponda y seran
presentados al Consejo 'Nacfonal de Electricidad, CONELEC. La magnitud de las
pérdidas técnicas no excedera de los niveles que apruebe el CONELEC, los
cuales se fundamentaran en el andlisis técnico econdémico que le sean

presentados.

Las pérdidas no técnicas resultaran de la diferencia entre las pérdidas
totales menos las pérdidas técnicas. Los |limites admisibles para las perdidas no
técnicas en el calculo de tarifas, seran fijados por el CONELEC para cada
distribuidor en un plazo de 30 dias posteriores a la expedicion de este
Reglamento, hasta llegar al 2% en el afic 2002, porcentaje maximo aceptable que
debera mantenerse a futurc. El CONELEC considerara dentro del calculo dei
Valor Agregado de Distribucion ( VAD ), la incidencia de las inversiones e
incrementos en costos que el Distribuider realizara para cada periodo anual en el

cumplimiento del programa de reduccion de pérdidas no técnicas.
DISPOSICIONES TRANSITORIAS.

PRIMERA.- Fijacion del primer VAD a cuatro afos.- E| Valor Agregado de
Distribucion, VAD, gue regira para el periodo comprendido entre noviembre del
afo 2001 a octubre del ano 2005, sera el ultimo VAD aprobadc por el Consejo
Nacional de Electricidad, CONELEC.

SEGUNDA.- Al finalizar el pericdo de cuatro anos antes referido, el
CONELEC, determinara el VAD aplicable para los siguientes cuatro anos, con
base a los estudios realizados por |la Empresa de Distribucién correspondiente de

conformidad con lo establecido en este Reglamento.

La valoracién de los activos en servicio se considera para la fijacion de
las Tarifas al consumidor final y peajes de distribucion que estaran vigentes a
partir de noviembre del 2005, para efectos de la aplicacién del articulo 10 de este
Reglamento, sera el de mayor valor que resulte de la comparacion entre la
valoracion de los activos del ano 2000 que ha sido considerada por el CONELEC

para la fijacion de Tarifas del pericdo de noviembre del 2001 a octubre del 2005, y
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aquellas que resulte de la aplicacion del inventario fisico de Unidades de

Propiedad Estandar, valoradas con costos Normalizados.

TERCERA.- Durante el cuatriefio noviembre 2001 a octubre del 2005 los
reajustes del VAD, en la componente del costo de inversidn, se realizaran con
base a las inversiocnes ejecutadas en el ano inmediato anterior, para la

disminuciéon de pérdidas, mejoramiento de la calidad y expansion del servicio
revisadas por el CONELEC.

2.4 CALCULO DEL VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION

El estudio del Valor Agregado de Distribucion tiene como objetivo, desde
el punto de vista juridico, el dar pleno cumplimiento a lo estipulado en la ley del
Régimen del Sector Eléctrico, expedido el 10 de octubre de 1996, emitidas por el
CONELEC, en cambio desde el punto de vista conceptual, el estudio del Valor
Agregado de Distribucion conduce a que las actuales Empresas de Distribucion

se ajusten a una "Empresa Eficiente”.

2.5 VARIABLES PARA EL CALCULO DEL VALOR AGREGADO
DE DISTRIBUCION.

Para el calculo del Valor agregado de Distribucion, las variables

asignadas en los formularios de la cartilla, son:

a. Variables de entorno.

b. Variables empresariales o propias de la Empresa.
« Variables fisicas.
« Variables econdmicas: vy

. Variables comerciales,
2.5.1 VARIABLES DE ENTORNO.

Este tipo de variables son aquelias que no pertenecen o no dependen de

las empresas eléctricas de distribucién, pero influyen dentro de los parametros de
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las mismas, esto significa gue las empresas reciben esta informacién y la asumen

como datos de entrada fijos y comunes.
Para el estudio y calculo del VAD, estos parametros son:

Tasa de descuento.
Tasa de inflacién internacional.

Tasa de inflacidon nacional.

> wpd o

Vida (til de los activos.

En cambio las variables comoc Precic Referencial de Generacion, Costo de
Transmision, Precio Unitario de Potencia de Renumeracion y el factor de nodo,

junto con las anteriores sirven para el calculo de la Tarifa a usuario final.
2.3.1.1 Tasa de descuento.

De acuerdo al articulo 3 del Reglamento de Tarifas Eléctricas, la tasa de
descuento es la “tasa media real” gue permite expresar los flujos de fondos
futuros al valor de una fecha determinada, para su calculo, el Consejo Nacional de
Electricidad, CONELEC,; considera el costo de oportunidad del inversionista, el
riesgo financiero y rentabilidad del capital invertido, términos que deberan provenir

de fuentes intemacionalmente aceptadas para este tipo de actividad.

La metodologia de calculo de este término para el Sector Eléctrico fue
aprobada por el Directorio el 19 de diciembre del 2001 por medio de la resofucion
N° 0295/01.

Ecuacion de Calculo.

D) = 100* L [o*[Ry + Ry = B*(Ry = R+ 6* PR+ R, )* (I-T)}|
1+ f '

Donde:

TD = Tasa de descuento real.



W

- 16 -

a. = Factor de ponderacién de los recursos propios empleados por una “muestra

representativa” de 100 empresas.

K

=— ; K = Patrimonio.
D+ XK

o

D = Pasivo de largoe plazo de la empresa.

R, = Tasa internacional, libre de riesgos, con vencimiento a 10 afos.

R, = Coeficiente de riesgo pais, para el Ecuador, calculado por J.P.Morgan, como

“promedio simple”

/S = Coeficiente beta del sector eléctrico, define la correlacién entre el rendimiento

de [as industrias y el rendimiento promedio del total de las empresas

distribuidoras, el cual es calculado como un “promedio Simple”.

Este coeficiente es calculado por consultores calificados, seleccionados por el
CONELEC.

R,, = Rendimiento “promedio simple” de las empresas en el mercado de los

EE.UU. Es la prima de de riesgos del mercado para las empresas Norte

Americanas, igualmente calculado por consultores calificados por el CONELEC.
b= Es el factor de ponderacién del uso de recursos ajenos de largo plazo.

b= D_
D+K -

PR = Costo promedio basicoc del endeudamiento de largo plazo. Se utilizara como

base de caiculo el "promedio simple” de la Prime Rate de los EE.UU.

T = Tasa neta de tributacion en el Ecuador. Es el porcentaje del impuesto a [e

renta mas la participacion laboral en los beneficios empresariales.

T(%) = 100* (L~ L) *r +1)
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Donde:

[_ = Es el porcenje de participacion laboral en los beneficios empresariales.

r = Es |a tarifa de impuesto a la renta para personas juridicas.

f = Es la tasa de inflacidn de los Estados Unidos, calculado mediante el “promedio
simple” del factor implicito del PIB. En el caso en gue no se disponga de este

factor se empleara el indice de precios al productor.

Alguno de estos términos son encontrados como promedios simples de
muestras representativas, tomadas del mercado de los Estados Unidos, en forma
aleatoria por parte de una consulioria especializada seleccionada por el
CONELEC.

Los promedios simples de las variables R, R,y /£, se calcula como la

"media aritmética de los datos de los Ultimos 6 meses previos a la fecha de
calculo de la tasa de descuento, en cambio los promedios simples de las variables
R, .a y b, se calcula como la media aritmética de los datos de los dltimos 5 afos

previos a'la fecha de calculo de |la tasa de descuento.

El calculo de la tasa de descuento se efectuara durante el primer
trimestre del afno en el cual se deben fijar las tarifas segin lo dispone el

Reglamento de Tarifas. [Resolucion No. 0295/01]

Es asi como se puede recordar que para la fijacion del Valor Agregado de
Distribucion del aftio 2001, se utilizo una tasa de descuento equivalente al 11.2 %,
para el afio 2002, se utilizo una tasa de descuento eqguivalente al 7.5 %, sin
embargo, para establecer el Valor Agregado de Distribucion vigente para el
periodo 2004 — 2005, se ha utilizado una tasa de descuento equivalente al 6%,
valor gue permite a que las Empresas Distribuidoras de Energia Electrica, puedan
cubrir sus costos de capital, costos de operacion y mantenimiento y que al haber
fracasado el proceso de venias de las mismas, el valor de |la tasa de descuento
no debe contener un margen que reconozca el riesgo de inversion, pues siguen

perteneciendo al estadc.
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Afio Eléctrico 2001 - 2002 2002 - 2003 2003 - 2004 2004 - 2005
Tasa de Descuento 11.20%|7.50% 6.00% 6.00%

2.5.1.2 Tasa de inflacién internacional.
2.5.1.2.1 Definicion

v La inflacién es el incremento general de los precios de los bienes vy
servicios de un determinado pais.
v~ La inflacién es un exceso de la demanda sobre la oferta, evaluada en

términos de costos, diferencia que se refieja en el alza de los precios.

La tasa de inflacion Internacional que se utiliza para fines de célculo del
Valor Agregado de Distribucion, VAD, esta dada por los indices de (CPI) de
precios de mercado de los Estados Unidos, su periodo de calculo esta definido en
base al ano eléctrico que abarca, desde el mes de noviembre del afio “n-1%,

hasta octubre del afio “n”.
2.5.1.3 Tasa de inflacion nacional

Para determinar la tasa de inflacidn nacional, se emplea la misma
metodologia utilizada para determinar la tasa de inflacion internacional, tomando
en cuenta, que en este caso los indicadores econdémicos son estrictamente

nacionales. De tal manera que se tienen los siguientes resultados.

A partir de informacion del Banco Central del Ecuador, en cuanto a los

valores de inflacién Nacional e Internacional para los Ultimos cuatro afios se tiene:

Afo Electrico 2001 - 2002 2002 - 2003 2003 - 2004 2004 - 2005
Tasa de Inflacion Internacional 1.70%|2.50% 2.50% 2.50%
Tasa de Inflacion Nacional 10.30%9.40% 7.96% 4.00%

2.5.1.4 Vida 1til de los activos en servicio.

Para determinar el Valor Agregado de Distribucién VAD, los activos de

una determinada empresa en funcionamiento presentan una vida util (tiempo de
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duracién del bien), que depende de cada etapa funcional, como se muestra en [a
siguiente tabla, la misma que ha sido aprobada por el Directorio del Consejo
Nacional de Electrificacion, CONELEC.

ETAPA FUNCIONAL VIDA UTIL
ACTIVO {afios)
1 |Lineas de Subtransmision 45
2 |S/E de Distribucion 30
3 |Alimentaderes Primarios(MT) 35
4 [Transformadores de Distribucién 30
5 |Alimentadores secundarios (BT) 35
6 |Alumbrado Publico 25
7 |Instalaciones de Servicio al Cliente 20
8 |Instalaciones Generales 10

Estos datos son de vital importancia, puesto que permiten realizar el
célculo de [a anualidad pertinente, para la recuperacién de las inversiones
realizadas en |la construccion de un determinado proyecto, es decir que al finalizar

Ja vida (itil se pueda reponer el activo.
2.5.2 VARIABLES PROPIAS DE LAS EMPRESAS DISTRIBUIDORAS

Este tipo de variables estan bajo la influencia de la gestidon operativa de
cada empresa distribuidora de energia eléctrica, entre las cuales se denotan las

siguientes.
2.5.2.1  Variables Fisicas.

Este tipo de variabies identifican en forma clara y especifica, la cantidad
de flujo de potencia y energia que las empresas distribuidoras manejan o tienen
proyectado manejar de acuerdo a su programa de expansion de servicio a sus
clientes. Ademas este tipo de variables estan directamente relacionadas con

aspectos técnicos propios de las empresas distribuidoras, estas son:

™

> Potencia

» Compra
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» Venta
= Pérdidas
> Energia.

23522 VYariables Economicas.

»  Activos en Servicio

- Activos

- inversiones

»  Costos de Operaciéon y Mantenimiento

-  Mano de QObra
- Materiales y Suministros

- QOtros Gastos

< Variables Comerciales.

= Numero de clientes por cada etapa funcional

Todas estas variables son de vital importancia para el calculo del Valor

Agregado de Distribucion.
2.53.2.3 Pérdidas

A partir del articulo 12 del Reglamento d‘e Tarifas, las pérdidas tanto de
potencia como de energia, son excedentes gque una determinada empresa

eléctrica de distribucidn debe adquirir para poder cubrir la demanda requerida.

En distribucion se presenta las denominadas pérdidas técnicas y las no
tecnicas. Las perdidas técnicas son propias de la topologia de la red y del
comportamiento de la demanda. Este tipo de perdidas, estan presentes con su

respectivoe valor, de acuerdo a cada etapa funcional como son:

- Lineas de Subtransmision.

- Transformadores de Subtransmision.



- Alimentadores primarios.
- Transformadores de Distribucion.
- Redes secundarias.

- Acometidas y medidores.

Para su calculo se hace a través de simulaciones o corridas de flujos de
potencia a traves de paquetes computacionales gque hoy en dia |a tecnologia nos

ofrece.

Por otra parte, las pérdidas no técnicas tanto de potencia como de
energfa estan relacionadas directamente con factores externos al proceso propio

de distribucién, tales como:

- Hurtos y fraudes
- Error enla toma de lecturas de medidores
- Discontinuidad de mediciones en los contadores de energia o el uso de

promedios de consumos histéricos.

Este tipo de pérdidas se presenta en redes de Baja tension y en Acometidas.

2.5.2.2.1 Activos en servicio

2.3.2.2.1.1 Validacion

Tomando en cuenta que para el calculo del Valor Agregado de
Distribucidn, VAD, el término activo en servicio es una informacién econdmica de
las empresas eléectricas, correspondiente a cada etapa funcional. La informacion
pertinente, es funcién de la tasa de inflacién, tanto Internacional como Nacional,
Para el estudio actual, el Consejo Nacional de Electricidad, CONELEC,
establecid, en base a estudios anteriores un indice inflacionario del 4% para la

inflacion Nacional y un 2.5% para la inflacién Internacional.

Los valores de activos asignados en cada una de las etapas funcionales
de las empresas distribuidoras reportados en’cartillas, son comparados con los

valores obtenidos a través del proceso de revalorizaciéon empleado por el
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CONELEC, asi por ejempio en el estudio del periodo 2004-2005, para la empresa

en cuestion.

La siguiente informaciéon econdémica proporcionada por ELEPCO.S.A,

esta relacionada con los activos en servicio y suministrada en la base de datos.

EMPRESA: COTOPAXI
Informacidn recibida el 31 de octubre de 2004

ACTIVOS RETIROS INVERSIONES

ETAPA FUNCIONAL 2004 2005 2005

Uss Uss$ Uss
Lineas de Subtransmisidn 2.232.617 - 140.000
Subestaciones 5.106.394 11.078 429.000
Alimentadores Primarios 8.703.541 7.787 410.631
Transf. de Distribucion 4.178.926 22.350 522.407
Redes Secundarias 16.163.718 14.462 1.175.4186
Alumbrado Publico 1.579.583 20.893 156.000
Instalaciones de Servicio 6.816.367 __66.155 325.000
Acometidas 3.428.950 4.406 163.475
Medidores . .3.387.417 ) e1.749 | . 161.525_
Instalaciones Generales™ 3.748.987 75.637 640.800
1 OTAL 48.530.143 218.362 3.799.254

En primer lugar, se realizé una revision de los valores asignados en
activos 2004, para lo cual se hizo usoc del balance entregado por el departamento

financiero de ELEPCQ.S.A, realizandose las siguientes cbservaciones:

EMPRESA: COTOPAX
Informadion Balance 2004

ACTIVOS TERRENOS sin terrencs Inst. General. Activos
ETAPA 2004 % para Gene. Distribucién
FUNCIONAL Uss$ uss Us$ uss uss
GENERACION 17.127.302 17.127.302 27.66% 1.037.037
LIneas Transmisicn - -
Lineas Subtransmision 2237.015 2.237.015 2237015
S/E Subiransmision 5.352.981 242 456 5.110.525 5,110,525
Primarios 24.867259 24867259 24 867259
Transformadores Dist, 4.178.926 4.178.926 4,178.926
Secundarios - -
Almbrado Piblico 1.579.583 1.579.583 1.579.583
Inst. Senvido Cliente 6.816.368 6.816.368 6.816.368
Acometidas 3.416.,845 3.416,845 3.416.845
Medidores 3,399,523 3.399.523 3.399.523
Inst. Generales 4,084,781 335.784
SEdeBovadon* | 510.507
Carreteras, caminos y puef 17481 Diferencia Ll . BA2B
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El total de activos registrado en ef Balance 2004 de la Empresa asciende
a US$ 66'244.213, cifra que difiere del valor reportado en la base de datos en
US$ 177714.070.

De la cifra revisada se resta el valor correspondiente el valor de los
terrenos, US$ 578.240; el valor de Generacién, US$ 17127.302, y, la proporcion
UsS$ 1'037.037, que

representa el 27.66% del activo asignado a esta etapa funcional; obteniéndose un

de Instalaciones Generales asignada a Generacion,

activo a considerarse de US$ 48'538.671, estableciéndose una diferencia de US$

8.528, en exceso, respecto del valor reportado por la Empresa.

Los valores correspondientes a subestaciones de elevacion, carreteras,

caminos y puentes han sido afadidos a la etapa de generacion.

INVERSIONES.-

De acuerdo con

los documentos de

respaldo de la

informacion

economica, para el rubro de inversiones se tiene los siguientes datos:

EMPRESA: COTOPAXI
Informacion Presupuesto 2004
INVERSIONES FERUM 2003 FERUM 2004 Total inversiones
CONCEPTOS - 2004 liq.2004 1iq.2004 2.004
uss uss Uss uss
Lineas de Subtransmisién 1.208.000 20.000 1.188.000
Subestaciones -
Alimentadores Primarios 3.406.675 511.627 2.732,920 162,128
Trafos -
Redes Secundarias -
Alumbrado Publice 457.549 457.549
Inst. de Servicio Cliente 1.185.000 1.185.000
Acometidas -
Medidores -
Instalaciones Generales 1.356.000 1.356.000
FERUM 2003 - -
SUB-TOTAL 7.613.224 511.627 2.752.920 ) . - 4.348.677
GENERACION 981,000 [Dato Empresa
Diferencia |
TOTAL 8.594.224
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El valor total del Presupuesto de Inversiones 2004 es US$ 8'594.224, de
los cuales se ha descontado el valor del FERUM 2003, US$ 511.627; el valor de
FERUM 2004, US$ 2'752.920, por lo tanto el valor de las inversiones 2004 final

para la Empresa asciende a la suma de US$ 4'348.677. Existiendo una diferencia

de US$ 529.423, respecto del valor reportado por la Empresa.

El crecimiento de los activos es el siguiente:

ACTIVOS ACTIVOS Incremento | ACTIVOS | Incremento
ETAPA FUNCIONAL 2002 2003 2002 a 2003 2004 2003 a 2004
uss Us$ % Uss %

Lineas de Subtransmision 2.237.015 2.130.002 4.78%| 2.232.617 4.82%
Subestaciones 5.384.606 5.170.398 -3.98%| 5.108.394 -1.24%
Alimentadores Primarios 8.076.853 8.303.6875 2.81%| B8.703.541 4.82%
Transformadores de Distribucion 3.763.848 15.421.110 300.72%| 4.178,926 -72.90%
Redes Secundarias 15.000.055 3.974.343 -73.50%)| 16.163.718 306.70%
Alumbrado Publico 1.489.929 1.612.299 1.50%| 1.579.583 4.45%
Instalaciones de Servicio Cliente 6.032.255 6.416.794 6.37%| 6.816.367 6.23%
Instalaciones Generales 1.222.205 2.476.158 102.60%| 3.748.997 51.40%
TOTAL 43,206,866  45.404.776 5.09%| 48.530.143 6.88%

2.5.2.2.2 Gastos de operacion y mantenimiento

La informacién econémica inicial relacionada con los gastos de operacion

y mantenimiento, suministrada en la base de datos es |a siguiente.

EMPRESA: COTOPAXI
Informacidn recibida el 31 de octubre de 2004
BALANCE 2004

Mano Obra Materiales Otros Total
ETAPA FUNCIONAL Uss uss Uss Uss
Lineas de Subfransmision 4.580 4.580
Subestaciones 182.028 12.154 129.456 333.638
Alimentadores Primarios 164.250 44 276 28.134 236.760
Transformadores de 30.976 14.330 3.704 43.010
Redes Secundarias 246.375 66.564 42 201 355.140
Alumbrado Publico 32.611 59.681 2,393 94.695
Instalaciones de Servicio 201.465 44 . 469 89.914 335.848
Acometidas 70.513 15.564 31.470 117.547
Medidores 130.952 28.905 58.444 218.301
Instalaciones Generales 922.927 71.153 391.717 1.485.796
Comercializacion 252,524 22.577 583.927 859.028

TOTAL 2.047.736 335.314 1.371.446 3.754.495 |
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Las variaciones de los gastos de operaciéon y mantenimiento, en forma

anual, son los siguientes:

Balance | Balance (Rev) { Balance (Rev)| Variac. Variac.
ETAPA FUNCIONAL 2002 2003 2004 20022003 | 2003-2004
US$ US$ US$ % %

Linees de Subransiision 2384 3,048 - ~100.00% 0
Subestaciones 161.908 246457 338218 37.23%) 7.13%
Alirrentadores Primerics 147.945) 211.5654 2%6.760 11.91%4 7.13%
Trafos 31.990 44,367 49010 10.46% 7.13%
Redes Secundarias 221917 317.344 355140 11.91%4 7.13%
Aurrbrado Publico 65071 R %5 695 1.865% 7.13%
Inst. de Senvidio Cliente 194.079 286,450 335848 17.24% 7.13%
Inst. Generales 1284748 1428513| 1485797 4.01% 7.13%
Conercializadion 420271 807,667 850.028 6.36% 7.13%

TOTA 2530.254 348375 9.19%4 7.13%

Si se considera el proceso inflacionario para los afios 2002, 2003 y 2004,

a partir de los gastes del afio 2001, se tiene la siguiente evolucién de los gastos:

Balance f1{Dic. 2002) |f1(Dic. 2003)|f1(Dic. 2004)
ETAPA FUNCIONAL 2001 9.40% o B Ay
uss$ uss$ uss$ Uss
Lineas de Subtransmision 2.384 2.608 2.815 2,928
Subestaciones 161.9086 177.1256 191.225 198.874
Alimentadores Primarios 147.945 161.852 174,735 181.724
Trafos 31.990 34.997 37.783 39.294
Redes Secundarias 221.917 242777 262.103 272.587
Alumbrado Publico 65.021 71.133 76.795 79.867
Inst. de Servicio Cliente 194.079 212.322 229.223 238,392
Inst. Generales 1.284.746 1.405.512 1.517.391 1.578.086
Comercializacion 420.271 459,777 496.375 516.230
TOTAL 2.000.253 2.768.10G3 2.088.343 3.506.147,9

L.a composicion del gasto por etapa funcional es |a siguiente:
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debidamente liquidadas hasta abril de 2004, el valor gue consta como saldo del

FERUM 2004 no se lo considera dentro de estas inversiones.

La empresa hace entrega de los formularios de inversiones solicitados,
acotando que en la inversidn programada para el 2005, esta acorde con el valor
dado en el presupuesto de inversiones del 2005. La Direccién de Tarifas debe

observar respecto del valor asignado por la empresa en la cartilla,

El crecimiento de los gastos para el ano 2004, se establece en un
porcentaje de 7.13%. La empresa senala que este valor se lo ha considerado en

funcién del comportamiento propio de la empresa.

253 ALGORITMO DE CALCULO: ANUALIDADES Y REDISTRIBUCION DE
ANUALIDADES.

En términos econdmicos, en una inversién el valor de la anualidad
representa la depreciacion y la rentabilidad cuando la tasa a la que se evalla es
diferente de cero, por otra parte la anualidad representa un valor que permite la

recuperacion de la inversion en un periodo determinado.

En vista de gue la anualidad es parte de los datos que permite determinar
el Valor Agregado de Distribucidn, para su determinacion debe partir de los

siguientes valores.

» Valor de activos asignados a cada etapa funcional.
» Vida Util establecida para cada etapa funcional, y

» Tasa de descuento.

La expresidn que se utiliza para su célculo es:

A=C*{(l+i)"*f:\

Q+i) -1

Donde:



w-

A = Anualidad
C = Valor de activos
i = Tasa de descuento

n = Vida Util de activos.

Para el célculo del Valor Agregado de Distribucion 2004 — 2005 de la
Empresa Eléctrica Cotopaxi (ELEPCQ. SA.), se ha obtenido los siguientes valores

de anualidades para cada etapa funcional, los mismos que han sido calculados a

partir de jos activos de la Empresa.

Ejemplo de Calculo:

DATOS

A=ld4d5x 10 USS

Activo asignado de Lineas de Subtransmision

Representa la Anualidad de Lineas de Trasmisio

En la siguiente tabla se muestran los resultados de las Anualidades para

cada etapa funcional.

ACTIVOS EN VIDA UTIL ANUALIDAD
ETAPA FUNCIONAL SERVICIO (USJ) (Ahos) (US$)
Lineas de Subtransmision 2.232.617 45 144451.427
S/E de Distribucion 5.106.394 30 370973.966
Alimentadores Primarios ' 8.703.541 35 650849.449
ITransformadores de Distribucion 4.178.926 30 303584.,425
lAlimentadores Secundarics 16.163.718 35 1264434.613
IAlumbrado Publice 1.579.583 25 137715.244
Instalaciones de Servicio al Cliente 6.816.367 20 701831.986
Instalaciones Generales 3.748.997 10 509368.568
TOTALES 48.530.143 4113219.679
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Los valores de la anualidad de instalaciones generales se distribuyen en
forma proporcional en ef resto de etapas funcicnales, debido a que en este rubro
de activos se considera elementos que no son directamente asignables a una

etapa en particular.

Para lo cual se emplea la siguiente ecuacion:

A
— ; ETAPA
A.E‘II-LPA.REDJ’.ST - ‘451'.-!}'.-! + ‘411\'_5'1'.55\'. " [ A A
TOTAL — “LINST.GEN
Donde:
Aetapa = Anualidad de cualquier etapa excepto instalaciones generales.

AwsT:cen = Anualidad de instalaciones generales
AtotaL = Anualidad total.

Para el caso de la Empresa Eléctrica Cotopaxi la anualidad redistribuida se

obtiene de la siguiente manera: (para las iineas de Subtransmision).

Datos
AqGen = 09368.568 Us s
Aot = 4113219.679 Us s
ALineas
AlineasRedistrib = ALineas + | A InstGen A _ A
Total InstGen
- 5
AlLineasRedistrib = 1652 x 10 Uss

ALineas Redistrib — 16468.202 US$
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Por lo tanto la siguiente tabla muestra los valores de anualidades

redistribuidas, con la consideracion de gue la anualidad total tiene que ser la

misma para ambos casos.

ACTIVOS EN VIDA UTIL | ANUALIDAD ANUALIDAD
ETAPA FUNCIONAL SERVICIO (USS§) (Afios) (USS) REDISTRIBUIDA

Lineas de Subtransmision 2,232.617 45 144451.,427 164868.202
S/E de Distribucion 5,106.394 30 370973.966 423407.452
Alimentadores Primarios 8.703.541 35 680849.448 777080.758
Transformadores de Distribucion 4,178.926 30 303584.425 346504.482

limentadores Secundarios 16.163.718 35 1264434,613 1443149.890
IAlumbrado Publico 1.579.583 25 137715.244 157179.926
instalaciones de Servicio al Cliente 6.816.367 20 701831.986 801028.968
Instalaciones Generales 3.748.997 10 505368.568 0.000
@'ALES 48,530,143.0 4,113,219.675 4,113,2419.679

2.5.4 VALIDACION DE COSTOS DE OPERACION Y MANTENIMIENTO:

La validacion y asignacion de los costos de operacion y mantenimiento,

para el calculo del Valor Agregado de Distribucion 2004 — 2005, considera:

2.

th

th

Los costos de Operacion y Mantenimiento reportados en cartilla por la
empresa.

Los costos de operacion y mantentmiento utilizados en el estudio del VAD
2002, a partir de los cuales se revaloriza por medio de la inflacién interna,
para los anos 2003 y el ano objetivo 2004, es decir se realiza una
proyeccion.

El costo estandarizado, el cual esta estrechamente ligado con el concepto
de empresa eficiente, por cuanto reconoce el derecho de cualguier
distribuidor a cubrir los costos que demanda brindar el suministro de

energia electrica a sus clientes.

ALGORITMO DE CALCULO: DE REDISTRIBUCION DE LOS COSTOS

DE OPERACION Y MANTENIMIENTO.
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Para la redistribucién de los costos de Operacion y Mantenimiento, se
emplea el mismo criterio que la redistribucion de las Anualidades, Unicamente
considerando que el rubro asignado a instalaciones generales pertenece a los
costos de O&M.

La ecuacion de céalculo es:

CO&M,
CO&M = CO& Mg+ COEM prom * %
ETHPAREDIST ETAPA |: INSTGEN [CO &Mory—CO&M pyorapy ]jl

Donde:

CO&MeTapa = Costo de O&M de cualquier etapa excepto Instalaciones Generales.
CO&M nsT cen = Costo de O&M de Instalaciones Generales.

CO&M roraL = Costo de O&M Total.

Para el caso de la Empresa Eléctrica Cotopaxi (ELEPCQO. S.A.), la redistribucion

de los Costos de O&M es la siguiente,
Ejemplo de Calculo:

Redistribucion a |la etapa de Lineas de Subtransmision.

COYMY jpeqs = 4330 Uss
COYM ST GEN = 1483797 uss
COYM gy = 3754496 Us s
COYMineas
PO Lincasedisto = EOM yineas * [CO}MINST'GEN[ COMTopal = CO}'MJNST.GEN]:l

= 3
COYMY jpeasRedistrip = 7-579% 107 US$

La siguiente tabla muestra los valores de los costos de O&M Redistribuidos:



CO&M CO&M
ETAFA FUNCIONAL Uuss Redistribuidos

Lineas de Subtransmisiéon 4.580.00 7.377.62
S/E de Distribucién 333.638.00 537.435.22
rﬂ\limentadores Primarios 236.760.00 381.380.90
Transformadores de Distribucion 49.010.00 78.946.94
Alimentadores Secundarios 355.140.00 572.071.35
Alumbrado Publico 94.695.00 152.537.86
Instalaciones de Servicio al Cliente| 335.848.00 540.995.16
Instalaciones Generales 1.485.797.00 -
Comercializacion §55.028.00 1.383.750.95
TOTALES 3.754.496.00 | 3.754.496.00

(O8]
1>
1

Una vez que se ha realizado el proceso de redistribucion de los valores,

tanto de Anualidades como de los Costos de Operacion y Mantenimiento, se

procede a calcular el costo total de servicio ¢ llamado tambien parte contable, a

partir del siguiente modelo matematico:

CostoTotal oy = Agpypy +CO &M 0,

A partir de esta expresion, para el caso de la Empresa Eléctrica Cotopaxi

ELEPCO S.A, los costos totales de cada etapa funcional son los siguientes:

Comercializacion

L 0

Anualidades C.C&M Costo Total
Redistribuidas |Redistribuidos
ETAPA FUNCIONAL Uss Uss uss$
Lineas de Subtransmision 164868.202 T377.617] 172245818
S/E de Distribucion 423407 452 537435.216] 960842.668
lAlimentadores Primarios 777080.758 381380.903] 1158461.661
Transformadores de Distribucion 346504 482 78946.942 425451.425
Alimentadores Secundarios 1443149.890 572071.354| 2015221.244
IAlumbrado Publico 157179.926 152537.864| 309717.790
Instalaciones de Servicio al Cliente 801028.9638 540895.157| 1342024.126
Instalaciones Generales 0.000 0.000 0.000

1383750.947

1383750.947

TOTALES

| a,113,210.679

3,754,496(7,867,715.679
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2.6 VALIDACION DE LA INFORMACION FISICA DE LA
EMPRESA ELECTRICA PROVINCIAL COTOPAXI ELEPCO S.A.

2.6.1 MEMORIA TECNICA.-

LLa informacion proyectada correspondiente a los afios 2003 y 2004, han
sido utilizados como fuentes de informacion para la asignacion de los valores de

la cartilla y para la determinacion del VAD.

En virtud de que la informacién fisica esta relacionada con los aspectos
técnicos propios de cada empresa distribuidora, el factor mas importante en la
validacion de los volumenes de energia y potencia, que cada empresa
distribuidora ente

reporta al regulader de energia (CONELEC), son los

porcentajes de pérdidas técnicas y pérdidas no técnicas, que a la par debhen estar

acorde a las nuevas obras de inversion para reducirlas.

2.6.2 DISPONIBILIDAD TOTAL Y BALANCE FISICO.-

El balance en la infermacion inicial es el siguiente:

EMPRESA: COTOPAX]
Informacion 2004-2005

BALANCE FISICO ESTRUCTURA PORCENTUAL

ENERGIA | POTENCIA ENERGIA | POTENCIA

FUENTES kWh kW % %
Disponibilidad Total 265.481.225 53.000 100.00% 100.00%
Compras MEM 27.381.826 17.063 10.31% 32.19%
Compras Contratos 199,669.399 26.937 75.21% 50.82%
Importaciones - - 0.00% 0.00%
Grandes Consumidores 38.400.000 9.000 14.46% 16.98%
usos
Total 265.481.225 53.000 100.00% 100.00%
Ventas 183.500.007 32.719 69.12% 81.73%
Grandes Consumidores 38.400.000 9,000 14.46% 16.98%
Pérdidas Técnicas 31.791.373 8,795 11.97% 16.59%
Pérdidas No Técnicas 4.541.625 880 1.71% 1.66%
Pérdidas no Aceptadas 7.248.220 | 1.606 2.73% 3.03%

De acuerdo con la informacion anterior se observa que existe un
crecimiento respecto de la informacién suministrada en el estudio del VAD 2003~

2004, del 7.25% y 2.51% en energia y potencia respectivamente.



ENERGIA (kWh) POTENCIA (kW)
EMPRESAS 2003-2004 2004-2005 CRECIMIENTO| 2003-2004 2004-2005 | CRECIMIENTOQ
COTOPAX] 247.522.497 265,481,225 7.25% 51.700| ~ s3.000 |~ 2.51%

La evolucién de la disponibilidad, considerada en los estudios del VAD,

tanto en potencia como en energia se muestra a continuacion:

DISPONIBILIDAD DE ENERGIA Y

300,000,000 53,000
250,000,000 52,000
- 51,000
200,000,000 - '
kw e N
h 150,000,000 4 1 22’888 kw
100,000,000 4 T 47,000
50,000,000 - { 46,000
0 L 45,000
2002-2003 2003-2004 2004-2005
E—= ENERGIA | 231,398,532 247,522,497 265,481,225
e POTENCIA 49,478 51,700 53,000

Periodo Base

Por otro lado, la estructura de los usos tanto en energia como en

potencia es la siguiente:

ESTRUCTURA PORCENTUAL DE USOS

273%

100%
90%
80%
70% A
60%
50%
40%
30%
20%
10%
0%

[}
acq
~
%
-

POTENCIA
O ~ Epergfa de Grandes Consumidores
. * Pérdjdas no técnicas

ENERGIA
0O " Ventas a clienies propios de la empresa
o * Pérdidas téenicas
O * Pérdidas no aceptadas por CONELEC
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Las variaciones en cada uno de los rubros por usos de energia respecto

del Estudio del VAD anterior, son las siguientes:

ESTUDIO VAD

2003-2004 2004-2005 Variacion
ENERGIA (kWh)
Usos: 247.522.497 265481225, 7.26%
*Ventas a clientes propios de la empresa 164.988.866 183.500.007 11.22%
* Grandes Consumidores 43,308.035 38.400.000] -11.33%
* Pérdidas técnicas 28.365.187 31.781.373 12.08%
* Pérdidas no técnicas 4.084.288 4.541.625 11.20%
* Pérdidas no aceptadas por CONELEC 6.776.121 7.248.220 6.97%
POTENCIA (kW)
Usos: 51.700 53.000 2.51%
*Ventas a clientes propios de la empresa 30.372 32,719 7.73%
* Grandes Consumidores 9.000 9.000 0.00%
* Pérdidas técnicas 8.546 8.795 2.91%
* Pérdidas no técnicas 850 880 3.53%
* Pérdidas no aceptadas por CONELEC 2,932 1.606] -45.23%

2.6.3 PERDIDAS.-

Se realizd la revision de los documentos de

fisica y se puntualiza lo siguiente:

respaldo de la informacion

La empresa presenta un anexo denominado: “Pérdidas 2004", el mismo

gque contiene un cuadro en el que se detalla los valores de pérdidas de energia y

potencia en cada una de

observandose lo siguientes valores:

las etapas funcionales del

sistema eléctrico,

RESUMEN DE PERDIDAS ELECTRICAS - 2004
PERDIDAS TECNICAS
ETAPA FUNCIONAL ENERGIA o POTENCIA o
(KWh) ° (KW) °
Pérdidas Técnicas 31.791.373.00 11.97% 8795.. 16.59%
* Lineas de Subtransmision 4.922.381.00 | 1.90% 1390.. | 2.80%
* S/E de Distribucion 2.737.325.00 1.10% 381.. 0.90%
* Primarios 7.755.751.00 | 2.90% 2694.. | 5.30%
* Transformadores de Distribucion 5.162.495.00 | 1.90% 797.. | 1.70%
* Secundarios 7.971.855.00 | 3.00% 2648.. | 5.10%
* Alumbrado Publico 1.176.568.00 | 1.07%| =~ 278..| 0.60%
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El valor total de pérdidas técnicas de energia del cuadro anterior,

31.791.373 KWh, representa un 11.97% respecto de la disponibilidad total de

energia,

Dentro de este mismo anexo, existe un detalle de las pérdidas no

técnicas de la empresa resumida de la sigutente forma:

RESUMEN DE PERDIDAS ELECTRICAS - 2004

PERDIDAS NO TECNICAS

ETAPA FUNCIONAL ENERGIA Y POTENCIA y
(KWh) ° (kW) |7
TOTAL 4,541,625 1.71% 880.. 1.66%
Fraude y hurtos 2,354,890 | 0.90% 405, | 0.77%
Consumos no regisfrados 1,058,385 | 0.38% 250.. | 0.48%
Debilidades administrativas 1,128,350 | 0.43% 215 | 0.41%

En primera instancia, se observa que uno de los rubros importantes

dentro del total corresponde al concepto de Debilidades Administrativas, las

mismas gue, realizada una consulta, tiene relacién con mala digitacion, o errores

propios en el procesamiento de la informacion; sin embargo es necesario que ia

empresa tome mucha atencién en la eliminacion de este porcentaje.

Por otro lado, la empresa anexé un documento denominado: “Plan

estratégico de reduccion de Pérdidas no técnicas. Afic 2004”, en el mismo se

describen las acciones que se desarrollaran para la disminucion del 2% del global

acumulado del afio 2003, en el afio 2004, este plan posee 4 etapas:

v" Etapa de estructura estadistica; orientar la toma de decisiones.

v' Etapa comercial administrativa; reducir al 2% de pérdidas no técnicas.

v' Etapa técnica y capacitacion; mediciones en tiempo real y capacitar al

personal.

v" Etapa de campo; supervisar, normalizar y regularizar los diferentes tipos

de medicién mediante inspecciones especificas.
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De acuerdo al estudio del VAD del 2003-2004, el porcentaje de pérdidas
no técnicas es equivalente a 2.19% y 2.0% para potencia y energia,
respectivamente. Mientras que la empresa reporta 1.65% para potencia y energia.
Por tal razén, se realizdé el ajuste de dichos valores, de tai forma que para el
Estudio del VAD 2004-2005 se tiene los siguientes datos:

PERDIDAS ENERGIA POTENCIA
kWh kW
Técnicas 31.791.373 | 11.97% 8.795 16.59%
No Técnicas 45416251 1.71% 880 1.66%
Total Aceptadas 36.332.998 | 13.68% 9.675 18.25%
No Aceptadas 7.248.220 | 2.73% 1.606 3.03%
43.581.218
[TOTAL | 43.581.218 | 16.41%)] 11.281]  21.28%)

En este caso, en particular, el ajuste hecho a las cantidades de pérdidas
no técnicas es hacia arriba, es decir, la empresa ha reportado valores por debajo
de lo admisible; sin embargo, se tiene un porcentaje de perdidas no aceptadas

alto, que al final se ve disminuido debido a este ajuste.

En referencia del estudio del VAD 2003-2004 se tiene que los porcentajes
de pérdidas totales han incrementado en un 0.24% en energia y reducido en un

0.27% en potencia.

PERDIDAS ENERGIA POTENCIA
2002-2003(2003-2004] 2004-2005]2002-2003 | 2003-2004| 2004-2005
Técnicas 11.60% 11.60% 11.97% 14.69% 16.50% 16.59%
No Técnicas 2.00% 1.76% 1.71% 2.19% 1.80% 1.66%
Totales 13.60% 13.36% 13.68% 16.88% 18.30% 18.25%

Finalmente, utilizando la infermacioén inicial y efectuada las correcciones

correspondientes se procedera al calculo del VAD

OBSERVACIONES:
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La empresa sefiala que una posible disminucion en las ventas de energia
se deberia, principalmente, al incremento en pérdidas no técnicas, inciusive se ha

detectado el robo de energia en media tension, caso la Mana.

Ademas, de la salida de clientes especiales que se han calificado como
grandes consumidores, lo que se evidencia en el incremento de la dispenibilidad

de estos grandes consumidores.

La empresa se encuentra implementando un plan intensivo de control y

reduccién de pérdidas no técnicas.

lLa empresa sefala que aproximadamente existen 15000 medidores de

clientes con consumo cero.

2.6.4 ALGORITMO DE CALCULO: VALORACION DE LAS PERDIDAS EN
DINERO.

Uno de los componentes mas importantes y representativos en el calculo
del Valor Agregado de Distribucién, VAD, son las pérdidas y su valoracion en
dinero, es decir cuanta potencia y energia adicional debe comprar la Empresa

Distribuidora para satisfacer |a demanda de sus clientes.

Para la valoracion de las perdidas en dinero se evallia en tres rubros:

> Pérdidas en energia.
> Pérdidas en potencia, y
» Pérdidas en transmision.

Para el caso de la Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A. la

valoracion de las pérdidas en dinero esta dada de la siguiente manera.

Datos basicos.




PRGe = 0.0415

US$/Kwh
PRGp := 0.01308 US$/KWh
PotenciaRenumerable = 5.70 USE/KW-mes
CostoTransmisién = 0.00763 USH/KWh
FactorNodo = 1.00168
ComprasEnergia = 227081225 kWh
TotalVentasEnergia = 183500007 kWh
PérdidasNoAceptadasEnergia = 7248220 kWh
ComprasPotencia = 44000 kW
TotalVentasPotencia = 32719 kW

1. Pérdidas en energia

CostoCompraE = ComprasEnergia -PRGe -FactorNodo

CostoCompraE = 9.44 x 108 uss

IngresoVentasE ;= (TotalVentasEnergia + PérdidasNoAceptadasEnergia
IngresoVentasE = 7.916 x 106 uss

PerdidasEnergia = CostoCompraE - IngresoVentasE

PerdidasEnergia = 1.524 x 10° Us s

2. Pérdidas en potencia.

CostoCompraP = ComprasPotencia

CostoCompraP = 3.01 x 106

-PotenciaRemunerable +12

Uss

lngresoVentasP ;= (TotalVentasEnergla -+ PérdidasNoAceptadasEnergia

IngresoVentasP = 2,495 x ]06
PérdidasPotencia := CostoCompraP

PérdidasPolencia = 5.146 x 107

Us s

— IngresoVentasP

Uss

}-PRGe

)-PRGp

-39 .
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CostoCompra := ComprasEnergia -CostoTransmisién

CostoCompra = 1.733x 10° Uss

IngresoVentas := (TotalVentasEnergia + PérdidasNoAceptadasEnergia )-CostoTransmision
IngresoVentas = 1455 x 10° us s

PérdidasEnergia := CostoCompra - IngresoVentas

PérdidasEnergia = 2.772x 10° Uss

TotalPerdidasDinero := PerdidasEnergia + PérdidasPotencia + PerdidasTransmision

TotalPerdidasDinero = 2.315 x 10° uss

4. Peérdidas en energia {Sin considerar pérdidas no aceptadas)

CostoCompraE = ComprasEnergia -PRGe -FactorNodo
CostoCompraE = 944 x 10° Uss

IngresoVentasEl := TotalVentasEnergia -PRGe
IngresoVentasEl = 7.615x 10° USS

PérdidasEnergial := CostoCompraE - IngresoVentasEl

PérdidasEnergial = 1.824 x 10° USS$

5. Pérdidasen p'otencia. {Sin considerar pérdidas no aceptadas)

- CostoCompraP  := ComprasPotentia -PotenciaRemunerable -12
CostoCompraP = 3.01 x 10° Us s

IngresoVentasP1 := TotalVentasEnergia -PRGp
IngresoVentasP1l = 2.4 x 10° Us s

PérdidasPotencial := CostoCompraP — IngresoVentasPl

PérdidasPotencial = 6.094 x 10° USS$

6. Perdidas Transmision. {Sin considerar pérdidas no aceptadas)
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CostoCompra := ComprasEnergia -CostoTransmision
CostoCompra = 1.733 x 108 us s

IngresoVentasl := TotalVentasEnergia -CostoTransmision
IngresoVentas] = l.4x 10° US 3
PerdidasTransmisiénl := CostoCompra — IngresoVentas]
PordidasTransmisiénl = 3.325 x 10° Us s

TotalPérdidasDinero:= PerdidasEnergial+ PérdidasPotencial+ PerdidasTransmisionl

TotalPérdidasDinero= 2.766x 1¢° Uss

A partir de este analisis se identifica claramente las denominadas

pérdidas no aceptadas en dinero de la siguiente manera.

Pérdidas no aceptadas en dinero.

PérdidasEnergia?2= PerdidasEnergial— PerdidasEnergia

5
PérdidasEnergia2= 3.008x 10 US$

PérdidasEnergia2 = 300800 US$

PérdidasPotencia2 := (PérdidasPotencial — PérdidasPotencia } + (PerdidasTransmisiénl — PerdidasTransmision )

PérdidasPotencia2 = 1.501x 107 US 5

PérdidasPotencia2 = 150100 US$

2.7 ALGORITMO DE CALCULO: MATRIZ DE TRANSACCIONES Y
COSTOS UNITARIOS.

W
A partir de la presente metodologfa empleada spara el calculo del Valag
Agregado de Distribucion (VAD), se interrelaciona la informacién fisica con la

econdmica, con el propésito de obtener los costos unitarios de potencia y energia
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eléctrica, como también los peajes de distribucion para los grandes consumidores,

como se indica en ef siguiente flujo fisico.

Como se puede observar en el siguiente esquema, el calculo de los
costos unitarios requiere de la dispenibilidad de potencia y energia en cada una
de las etapas funcionales, como también de valores de: pérdidas técnicas y no
técnicas propias de cada etapa, ventas a clientes regulados y entrega a grandes

consumidcres.

FLUJO FiSICO




2

Disponibilidad Total
1
Pérdidas técnicas en lineas de Subiransmision
Pérdidas no téenicas en lineas de Subtransmision

Disponibilidad en Lineas de Subtransmision

Venfas en Alta Tension Entrega en Lineas de Sublransmision

Pérdidas en Subestaciones
I
Disponibilidad Subestaciones Subtransmision

—’ Entresa en S/E lado de Baja Tension

Pérdidas técnicas en Primarios
Pérdidas no técnicas en Primarios
1
Disponibilidad en Primarios

Ventas en Media Tension Entrega en Alimentadores Primarios

Pérdidas en Transformadores ‘

— .
Disponibilidad en Transtormadores
L

Pérdidas técnicas en Sccundaﬁos

[ 1
Pérdidas técnicas Alumbrado Piblico Pérdidas en Acometidas
Pérdidas no técnicas en BT

I
Ventas en Alulmbrado. Publico |
Pérdidas técnicas en BT Aceptadas

N

|
Ventas en Baja Tension

Pérdidas no Aceptadas

De acuerdo al esquema anterior, el fujo fisico se inicia con la entrega en
blogues de energia y potencia por parte del Sistema Nacional Interconectado, a |a
Empresa Distribuidora en S/E de Transmision a nivéles de voltaje de 230 y 138
KV; segun corresponda, constituyendo la disponibilidad total. Este esquema se

ajusta mas a un flujo fisico de energia y se distribuye como indica el esquema.
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La descripcion de la metodologia, para el calculo del Valor Agregado de
Distribucion 2004 — 2005, se detallara paso a paso las respectivas operaciones,
utilizando datos correspondientes al estudio 2003 —2004 de la Empresa Eléctrica

Cotopaxi (ELEPCO S.A.) citada como ejemplo de Calculo.
DESCRIPCION: Datos iniciales

E! calculo del Valor Agregado de Distribucion mediante la metodologia

planteada toma como punto de partida [os siguientes puntos:

» Ladisponibilidad propia de energia y potencia de la empresa en cuestion

» Los costos de compra de potencia y energia correspondientes a tales

disponibilidades.

DiponibilidadPropiaEnergia= 227081225 kWh

DisponibilidadPropiaPotencia= 44000 kW
CostoEnergia:= 9440000 us §
CostoPotencia:= 3010000 uss

En primera instancia, se considera el costo de perdidas en energia y
potencia no aceptadas como una venta efectiva de potencia y energia de Ia
empresa, por lo tanto en la metodologia utilizada para el calculo del VAD, estos
rubros representan ingresos, que aun cuando no son efectivos, deben ser

deducidos de los costos iniciales.

Es decir gue mientras mas elevados sean los porcentajes de pérdidas no
aceptadas que la empresa distribuidora presente, mas altos seran los ingresos
que deja de percibir la empresa distribuidora por concepto de ventas. Esta es una

forma de sancionar la ineficiencia de la Empresa de Distribucion.

A continuacién se detalla el célculo de costos tanto de potencia como de

energia en cada etapa funcionat.

Ejemplo de calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A
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CostoEnergial := CostoEnergia — PérdidasEnergia2
CostoEnergial = 9.139 % 10° uss

CostoPotencial  := CostoPotencia — PérdidasPotencia2
CostoPotencial = 286 x 106  USS

Luego, al costo de potencia resultantes se adiciona el costo de compra de
transmision, en tanto que, en la parte fisica se considera la energia y potencia
total recibida por la Empresa, es decir, se incluye la energia y potencia recibida

para los grandes consumidores.

Ejemplo de calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

EntregasEnergia := 38400000 kWh
EntregasPotencia = 9000 kW
CostoTotal Transmision = 1733000 Uss

DisponibilidadTotalEnergia := DiponibilidadPropiaEnergia + EntregasEnergia

DisponibilidadTotalEnergia = 2.655 % 10°

kKWh

DisponibilidadTotalPotencia  := DisponibilidadPropiaPotencia  + EntregasPotencia

DisponibilidadTotalPotencia = 5.3 % 10% kW
CostoEnergia2 = CostoEnergial

CostoEnergia2 = 9.139 x 10° uss

CostoPotencia? = CostoPotencial + CostoTotalTransmision
CostoPotencia2 = 4.593 x IOG Us s

Los dos ultimos valores de costos, tanto de energia como de potencia, se
constituyen en datos para la proxima etapa. Por otra parte, en funcion de estos
datos y de fas disponibilidades propias se calcula [0s costos unitarios tanto de
potencia como de energia, valor que para esta etapa garantiza la recuperacion de

dichos costos.

Ejemplo de calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A
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CostoEnergia2 -100
DiponibilidadPropiaEnergia

CostoUnitarioEnergial :=

. . S
CostoUnitarioEnergial = 4.025 Use
kWh
. CostoPotencia?
CostoUnitarioPotencial = — - ?S_ °-° enc%a._ -
DisponibilidadPropiaPotencia
. . USD
CostoUnitarioPotencial = 104.384 —_—
kW — afio

ETAPA DOS. Lineas de Subtransmision.

Para los calculos en esta etapa se requiere de |os siguientes valores.

> Disponibilidad propia y total de potencia y energia en lineas de
subtransmisidn, obtenidas en el fiujo fisico.

> Ventas de energia y potencia en alta tension.

> Entrega de potencia y energia a grandes consumidores en lineas de
subtransmisién.

> Costo a proxima etapa en potencia y energia.

»  Anualidad redistribuida de lineas de subtransmision.

> Costos de operacion y mantenimientc redistribuidos de lineas de

subtransmision

Ejemplo de célculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

PérdidasEnergialineas = 4922381 kWh .
PérdidasPotencial.ineas = 1390 kw
DisponibilidadPropialinergial ~ := DiponibilidadPropiaEnergia  — PérdidasEnergialineas
DisponibilidadPropiaEnergial = 2,222 x 10%

kwh
DisponibilidadPropiaPotencial = DisponibilidadPropiaPotencia ~ — PérdidasPotencialineas
DisponibilidadPropiaPotencial = 1261 x 10* W
DisponibilidadTotalEnergial = DisponibilidadPropiaEnergial ~ + EntregasEnergia

DisponibilidadTotalEnergial = 2.606 x 10%  kWh
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DisponibilidadTotalPotencial := DisponibilidadPropiaPotencial + EntregasPotencia

DisponibilidadTotalPotencial = 5.161 x 10 KW
CostoEnergia2 = 9.139 x 10° US s

CostoPotencia2 = 4.593 x 10° Uss

En primer lugar, se calculan los costos acumulados considerando los

costos de la etapa anterior y los costos de la etapa de lineas.

En el caso de los costos de potencia de la etapa de lineas de
Subtransmisién se asignan la anualidad y los costos de operacién y
mantenimiento redistribuidos dados en esta etapa, los mismos que se adicionan al
costo de potencia de la etapa anterior, puesto que los costos de potencia son
fijos. Mientras que, en el caso de los costos de energia de la etapa son cero,

puesto que los costos de energia asignados se consideran costos variables.

Ejemplo de Calculo: Empresa Electrica Cotopaxi S.A.

ALineasRedistrib = 164868.202  US'$

COYM LineasRedistrib = 7377.617 Uss

CostoEtapalineas = Ap jpeasRedistrib + COM LineasRedistrib

CostoEtapalineas = 1.722 % 10° Us s
CostoEnergia3 := CostoEnergia2

CostoEnergia3 = 9.139 x 10° uss
CostoPotencia3 := CostoPotencia2 + CostoEtapalineas

CostoPotenciad = 4.765 x 10° uss

En esta etapa funcional se tiene dos rubros que se les considera
ingresos, los ingresos por ventas en alta tensidn a clientes regulados y los
ingresos por transporte de potencia de los grandes consumidores en lineas o al

lado de alta de transformadores de Subestaciones.
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Para determinar el ingreso por el transporte de potencia de grandes
consumidores se calcula, previamente, el valor del peaje en lineas de
Subtransmision, el mismo que esta dado por el costo de potencia de Ia etapa de
lineas y la disponibilidad total en iineas. Luego, el ingreso por peaje en lineas se

determina tomando en cuenta el peaje en lineas y la entrega de potencia echa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi S.A.

e ~ CostoBtapal.ineas
PeajeLineas := — — -
DisponibilidadTotalPotencial
g USD
PeajeLineas = 3.337 ———
kW — ano

EntregaPotencial.ineas= 0
IngresoPeajelineas:= EntregaPotencial.ineaPeajelineat

IngresoPeajeLineas= 0 US 3

Previo al calculo de los ingresos por ventas de potencia y energfa en alta
tension, se debe determinar los costos unitarios de potencia y energi’a‘, a los que
se debe realizar las ventas, para lo cual se debe tomar en cuenta la disbonibilidad
propia de energia y potencia, los ingresos por peaje en lineas y los costos

acumulados hasta esta etapa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

CostoEnergia3 - 100
DisponibilidadPropiaEnergial

CostoUnitarioEnergia2 :=

USc

CostoUnitanioEnergia2 = 4.113
& Wh

CostoPotencia3 — IngresoPeajelineas
DisponibilidadPropiaPotencial

CostoUnitarioPoiencia? :=

UsD

CostoUnitaricPotencia? = 111.834 _—
kW — ano
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Una vez establecidos los costos unitarios de energia y potencia para la
etapa en estudio, se determina los ingresos por ventas en alta tension, con el

proposito de establecer los costos hacia la préoxima etapa.
VentasEnergiaAT:= 26400000 kWh
VentasPotenciaAT:= 4467 . kW

CostoUnitarioEnergia2
100

IngresoVentasEnergiaAT= VentasEnergiaAT:

IngresoVentasEnergiaAE 1.086x 10° us %

IngresoVentasPotenciaAT= VentasPotenciaATCostoUnitarioPotencia2

IngresoVentasPotenciaA= 4.996x 10° Us $

CostoEnergia4:= CostoEnergia3— IngresoVentasEnergiaAT
CostoEnergiad4= 8.033x 100 us$ Costo a préxima etapa
CostoPotenciad := CostoPotencia3— IngresoVentasPotenciaAT- IngresoPeajeLines

CostoPotenciad = 4.266x 10° uss Costo a proxima etapa
ETAPA TRES: Subestaciones de subtransmision.
Para los célculos en esta etapa funcional se requiere de los siguientes valores:
v~ Disponibilidad total de potencia y energia en subestaciones de
subtransmision, obtenidas en el flujo fisico.

¥" Entregas de potencia y energia a grandes consumidores en subestaciones

de subtransmision, barras del lado de baja tension.

\

Costo a proxima etapa en potencia y energia.
v" Anualidad redistribuida de subestaciones de subtransmision.
v~ Costos de operacion y mantenimiento redistribuidos de subestaciones de

subtransmision.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.
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PérdidasEnergiaSE := 2737325 kWh
PérdidasPotenciaSE := 381 kW
VentasEnergiaAT:= 26400000 kWh
VentasPotenciaAT := 4467 kW

DisponibilidadPropiaEnergia2= DisponibilidadPropiaEnergial- PérdidasEnergiaSE— VentasEnergiaAT
DisponibilidadPropiaEnergia2= 1.93% 10 KWh
DisponibilidadPropiaPotencia2:= DisponibilidadPropiaPotencial- PérdidasPotenciaSE — VentasPotenciaAT

. —y ey - . — 4
DisponibilidadPropiaPotencia2= 3.776x 10 W

DisponibilidadTotalEnergia?= DisponibilidadPropiaEnergia2- EntregasEnergia
DisponibilidadTotalEnergia2 2314x 105 KWh

DisponibilidadTotalPotencia2= DisponibilidadPropiaPotencia?+ EntregasPotencia

Disponibilidad TotalPotencia2= 4.676x 104 kW

CostoEnergiad = 8.053x 10° uss

CostoPotenciad = 4.266% 105 uss

Inicialmente, se calculan los costos acumulados hasta esta etapa,
considerando los costos de la etapa anterior y los costos de la etapa de
subestaciones. En el caso de los costos acumulados de potencia de ia etapa de
subestaciones de subtransmision estan dados por los costos de potencia a
proxima etapa de lineas mas la anualidad y costos de operacion y mantenimiento

de esta etapa redistribuidas.

En tantc que, los costo de potencia de la etapa de subestaciones estan
dados por los costo de potencia de la etapa de lineas mas la anualidad y costos
de operacion y mantenimiento de esta etapa redistribuidos y disminuidos por los
ingresos por peaje de lineas. Mientras que, en el caso de los costos de energia de

la etapa de subestaciones de subtransmision son cero.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.
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AQER edistrib = 423407.452 Uss
COYMSER edistrib := 537435.216 uUss
CostoEtapaSE := CostoEtapalineas + AggRedistrib T COYMSERedistrib— [neresoPeajelineas

CostoEtapaSE = 1.133x 10° Us $

CostoEnergia3 := CostoEnergia4

CostoEnergia3 = 8.033x 10° uss Costo Acumulado
CostoPotencia3 := CostoPotenciad + ASERedistrib T COYMIERedistrib

o 6
CostoPotenciad = 5.227x 10 Us s Costo Acumulado

En esta etapa funcional no se tiene ningun ingreso, ya que no existe ventas ni

entrega a terceros de potencia.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

. CostoEtapaSE
PeajeSE = — — -
DisponibilidadTotalPotencia2
D
PeajeSE = 24232 ——US
kW — aifio

EntregaPotenciaSE = 0
IngresoPeajeSE = EntregaPotenciaSE -PeajeSE

IngresoPeajeSE = 0

Aun cuando en esta etapa funcional no se tiene un rubro de ventas de
potencia y energia, se puede determinar sus costos unitarios, para lo cual se debe
tomar en cuenta la disponibilidad total de energia y potencia y los costos

acumulados hasta esta etapa.

Ejemple de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.
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CostoEnergia3-100
DisponibilidadPropiaEnergia2

CostoUnitarioEnergia3 ;=

USc
kWh

CostoUnitarioEnergia3 = 4,172

CostoPotencia3 — IngresoPeajeSE

CostoUnitarioPotencia3 := - 0 - -
DisponibilidadPropiaPotencia2

CostoUnitarioPotencia3 = 158.414 USD
kW — afio

Finalmente, se establecen los costos para la proxima etapa, en funcion

de los costos acumutados hasta esta etapa y l0s ingresos por peajes son.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

CostoEnergia6:= CostoEnergia$

CostoEnergia6= 8.053x 107 Uss Costoa préxima etapa

CostoPotenciat:= CostoPotencia5— IngresoPeajeSE

CostoPotenciad= 5.227x 168 US$  Costoa proxima etapa
ETAPA CUATRO: Alimentadores Primarios.-

Para desarrollar los calculos en esta etapa, como punto de partida, se

requiere de los siguientes valores:

v" Disponibilidad propia y total de potencia y energia en alimentadores
primarios, obtenidas en el flujo fisico.

v" Ventas de energia y potencia en media tension.

¥v" Entregas de potehcia y energia a grandes consumidores en alimentadores

primarios.
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v Costo a proxima etapa en potencia y energia, provenientes de la etapa
anterior.

v Anualidad redistribuida de alimentadores primarios.

v Costos de operacion y mantenimiento redistribuidos de alimentadores

primarios.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

PérdidasTécnicasEnergiaPrimarios := 7755751 kWh
PérdidasTécnicasPotenciaPrimarios := 2694 kW
VentasEnergiaSE:=0 kwh
VentasPotenciaSE =0 kW

DisponibilidadPropiaEnergia3 := DisponibilidadPropiaEnergia2 — PérdidasTéenicasEnergiaPrimarios — VentasEnergiaSE

e . . - s
DisponibilidadPropiaEnergia3 = 1.853 x 10 KWh
DisponibilidadPropiaPotencia3 = DisponibilidadPropiaPotencia? — PérdidasTécnicasPotenciaPrimarios — VentasPotenciaS)

Disponibilidad PropiaPotencial = 3.507x 10 W ‘
i

Disponibilidad TotalEnergia3 := DispanibilidadPropiaEnergin3 + EntregasEnergia
DispenibilidedTotalEnergin3 = 2.237 x 108 kWh
DisponibilidadTotaiPotencia3 = DispenibilidadProplaPotenciad + EntregasPotencia
Disponibilidad TotalPotencia3 = 4.407 % 10° KW
CostoEnergia7 := CostoEnergiab

. — 6
CostoEnergia7 = 8.053x 10 us s
CostoPotencia7 := CostoPotenciat

CostoPotencia7 = 5.227x 10° uss

De similar forma que en las etapas precedente, inicialmente, se calculan
los costos acumulados hasta esta etapa considerando los costos de la etapa
anterior y los costos de la etapa de alimentadores primarios. Para los costos
acumulados de potencia de é[imentadores primarios se asignan la anualidad y

costos de operacién y mantenimiento de esta etapa redistribuidos, adicionandolos
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a los costos a proxima etapa anteriores. Mientras que, en el caso de los costos

acumulados de energia se asigna los costos a préxima etapa anteriores.

Los costos de potencia de la etapa de alimentadores primarios estan
dados por los costos de potencia de la etapa de subestaciones mas la anualidad y
costos de operacion y mantenimiento de esta etapa redistribuidos y disminuidos
por los ingresos por peaje de subestaciones. Mientras que, en el caso de los

costos de energia de la etapa de alimentadores primarios son cero.

Ejemplo de Célculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A
AprimariosRedistrib:= 777080.758 US's

COYMprimariosRedistrib ™= 381380.903  US'$

CostoEtapaPrimarios:= CostoEtapaSE + AprimariosRedistrib™ COYMprimariosRedistrib— [ngresoPeajeSE
CostoEtapaPrimarios= z.292x 106 . US$
CostoEnergia8 := CostoEnergia7

CostoEnergia8 = 8.053 x 10° Us $ Costo Acumulado

CostoPotencia8 := CostoPotencia7 + Appi marioeRedistribT COMprimariosRedistrib

CostoPotencia® = 6.385 x 10° Us s Costo Acumulado

Para esta etapa funcional se tiene dos rubros considerados como
ingresos, los ingresos por ventas en media tensidon a clientes regulados y los
ingresos por ftransporte de la potencia de los grandes consumidores en

alimentadores primarios.

El ingreso por el transporte de potencia de grandes consumidores esta
dado por el valor del peaje en alimentadores primarios, que se lo determina por
medio del costo de potencia de la etapa de alimentadores primarios y la
disponibilidad total de potencia en esta etapa. Luego, el valor del ingreso se

calcula tomando en cuenta el peaje de lineas y la entrega de potencia hecha.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléectrica Cotopaxi ELEPCO S.A.
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CostoEtapaPrimari
PeajePrimarios = —; os: D_ - apa anos -
DisponibilidadTotalPotencia3
e UsD
PeajePrimanios = 51.998 ————
kW — afio

EntregaPotencialercerosMT := 9000 kw

IngresoPeajePrimarios := EntregaPotenciaTercerosMT -PeajePrimarios

IngresoPeajePrimarios = 4.68x 10° US$

Para el calculo de los ingresos por ventas de potencia y energia en media
tensién, se debe determinar los costos unitarios de potencia y energia a i0s que
se debe realizar dichas ventas, para lo cual se debe tomar en cuenta la
disponibilidad propia de energia y potencia, los ingresos por peajes en lineas y los

costos acumulados hasta esta etapa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Electrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

CostoEnergia8 -100

CostoUnitarioEnergiad := — — - -
‘ DasponibilidadPropiaEnergia3
.. . us
CostoUnitarioEnergiad = 4.346 ©
kWh

.. . CostoPotencia® — IngresoPeajePrimarios
CostoUnitarioPotenciad := l J

DisponibilidadPropiaPotencia3

CostoUnitanioPotenciad = 168.72 _
kW — ario

Una vez establecidos los costos unitarios de energia y potencia para esta
etapa funcional se determina los ingresos por ventas en media tensidon. Con el

proposito de establecer los costos hacia la proxima etapa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Electrica Cotopaxi ELEPCO S.A
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VentasEnergiaMT := 58038200 kWh

VentasPotenciaMT := 16114 - kW

CostoUnitarioEnergias
100

IngresoVentasEnergiaMT := VentasEnergiaMT-
IngresoVentasEnergiaMT = 2.522 % 10° Us$
IngresoVentasPotenciaMT := VentasPotenciaMT -CostoUnitarioPotenciad

IngresoVenlasPotenciaMT = 2.719x 10° US$

CostoEnergia% := CostoEnergia® — IngresoVentasEnergiaM T

CostoEnergia9 = 5.551% 10° uss Costo a préxima etapa

CostoPotencia9 := CostoPotencia8 — IngresoVentasPotenciaMT — IngresoPeajePrimarios

CostoPotenciad = 3.198x 10° Uss Costo a préxima etapa

ETAPA CINCO: Transformadores de Distribucién.-

Para los calculos en esta etapa funcional se requiere de los siguientes valores:
!

v" Disponibilidad total de potencia y energia en transformacores de
distribucién, obtenida en el fiujo fisico.
¥ Costo a proxima etapa en potencia y energia, provenientes de la etapa

anterior.

\

Anualidad redistribuida de transformadores de distribucion.
v" Costos de operacion y mantenimiento redistribuidos de transformadores de

distribucion.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléectrica Cotopaxi ELEPCO S.A

PérdidasTécnicasEnergiaTrafos = 3162496 kWh
PérdidasTécnicasPotenciaTlrafos =797 kw
VentasEnergialv(T := 58038200 kWh

VentasPotenciaMT := 16114 kW
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DisponibilidadPropiaEnergiad := DisponibilidadPropiaEnergia3 — PérdidasTécnicasEnergiaTrafos — VentasEnergiaMT

DisponibilidadPropiaEnergiad= 1.221 % 1® KWh
DisponibilidadPropiaPotencia4 := DisponibilidadPropiaPotencia3 — PérdidasTécnicasPotenciaTrafos — VentasPotenciaMT

DisponibilidadPropiaPatenciat = 1.816 % 10 W

DisponibilidadTotalEnergia ;= DisponibilidadPropiaEnergiad

DisponibilidadTotalEnergiad = 1.221 % 10° kWh
Disponibilidad Tota!Potenciat = DisponibilidadPropinPotencia-t

ADisponibilidadTotaiPotcncizul = 1416 % 10* kW
CostoEnergial 0 := CostoEnergia9
CostoEnergial 0 = 5,55t x-10° uss

- CostoPotencial 0 := CostoPotencia®

CostoPotencialQ = 3,198 x 106 uss

Al igual gque las etapas antericres, previamente, se acumulan los costos
acumulados hasta esta etapa. Es asi que en el caso de los costos acumulados de
potencia de la etapa de trafos estan dados por los costos de potencia a proxima
etapa de primarios mas la anualidad y costos de operacion y mantenimiento de
esta etapa redistribuida. En tanto que, los costo de potencia de |a etapa de trafos
esta dados por los costo de potencia de la etapa de primarios mas la anualidad y
costos de operacién y mantenimientos de esta etapa redistribuidos. Mientras que,

en el caso de los costos de energia de la etapa de trafos son cero.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

ATpafosRedisth = 346304.482 Uss

COYMTratosRedistib = 78946.942 uss

CostoEtapaTratos := CostoEtapaPrimarios + ATpafosRedistrib T COYMryafosRedistab — IngresoPeajePrimarios
CostoEtapaTrafos = 2.249 x 10° Uss

CostoEnergiall := CostoEnergia 10
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CostoEnergiall = 5.531 x 10° Uss Costo Acumulado

CostoPotenciall := CostoPotencialQ + ArpafocRedistib T COYMTrafosRedistrib

CostoPotenciall = 3.623 x 10° Us s Costo Acumulade

AlUn cuando esta etapa funcional no se tiene registro de entregas de
potencia a los grandes consumidores se puede determinar el valor del peaje
correspondiente a transformadores de distribucién, que esta dado por el costo de

potencia y la disponibilidad total en esta etapa.

Ejemplo de Calcule: Empresa Electrica Cotopaxi ELEPCO S.A

) CostoEtapaTrafos
PeajeTrafos = — — -
DisponibilidadTotalPotencia4
D
PeajeTrafos = 123.865 L
EW — ario

EntregaPotenciaTercerosTrafos =0 kW
IngresoPeajeTrafos := EntregaPotenciaTercerosTrafos -PeajeTrafos

IngresoPeajeTrafos = 0 uss

En jgual forma en esta etapa funcional no se tiene un rumbo de ventas de
potencia y de energia; sin embargo es factible determinar sus costos unitarios,
para lo cual se debe tomar en cuenta la disponibilidad total de energia y potencia

y los costos acumulados hasta esta etapa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

!

CostoEnergiall -100

CostoUnitarioEnergiaS = — — p .
DisponibilidadPropiaEnergia-}

UBce
CostoUnitarioEnergiad = -.531

k¥Wh

CostoPotenciall — IngresoPeajeTrafos
CostoUnitarioPotencia5 = osto ,0 o ‘1a. 1 gr >0 Bﬁ_]f::
DisponibilidadPropiaPotencia4
S - UsD

CostoUnitarioPotenciaS = 195562

kW — aflo
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Por otra parte en esta etapa no existe ingresos por ventas tanto de

potencia como de energia, como tampoco existe ingresos por peaje.

Finalmente, se establece los costos para fa proxima etapa en funcién de

los costos acumulados hasta esta etapa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

CostoEnergial 2 := CostoEnergiall
CostoEnergial2 = 5.531 x 10° uss Costo a proxima etapa
CostoPotencial2 := CostoPotencial l

CostoPotencial2 = 3.623x 10° uss Costo a préxima etapa

ETAPA SEIS: Redes Secundarias.-

Los célculos a realizarse en esta etapa funcional requieren de los

siguientes valores.

v~ Disponibilidad total de potencia y energia en redes secundarias (previa ;

para alumbrado publico) obtenidas en el flujo fisico.

¥v" Costo a proxima etapa en potencia y energia, provenientes de la etapa
anterior.

¥~ Anualidad redistribuida de redes secundarias.

¥~ Costo de operacion y mantenimiento redistribuido de redes secundarias.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A
PérdidasTécnicasEnergiaSecundarios = 7971854 kWh
PérdidasTécnicasPotenciaSecundarios := 2649 kW

DisponibilidadTotalEnergia3:= DisponibilidadTotalEnergiad— PérdidasTécnicasEnergiaSecundarios

. . S ’ ) %
DisponibilidadTotalEnergiad= 1.141x 10 kWh
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DisponibilidadTotalPotencia5 := DisponibilidadTotalPotencia4 — PérdidasTécnicasPotenciaSecundarios
DisponibilidadTotalPotencia3 = 1.551 x 10* KW

CosioEnergial3 ;= CostoEnergial2

CostoEnergial3 = 5.531x 10° US$

CostoPotencial 3 := CostoPotencial2

CostoPotencial3 = 3.623 x 106 Us s

En esta etapa, previamente, se calcula los costos acumulados hasta esta
etapa. Para los costos acumulados de potencia de la etapa de secundarios estan
dados por los costos de potencia a proxima etapa de transformadores mas la
anualidad y costos de operacion y mantenimiento de esta etapa redistribuido. En
tanto que, los costos de potencia de la etapa de secundarios estan dados por los
costos de potencia de la etapa de trafos mas la anualidad y costos de operacion y
mantenimiento de esta etapa redistribuidos. Mientras que, en el caso de los

costos de energia de la etapa de secundarios son cero.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A ,

ASecundariosRedistrib = 1443149.890 us s

COyMgecundariosRedistrip = 572071354 US$

CostoEtapaSecundarios := CostoEtapaTrafos + AgecundariosRedistrib T COYMSecundariosRedistrib
CostoEtapaSecundarios = 4.264x 10° USS$§

CostoEnergial4 := CostoEnergial3

CostoEnergiald = 5.551 x 10° us s Costo Acumulado

CostoPotencial4 := CostoPotencial3 + AgecundariosRedistrib T COYMSecundariosRedistrb

CostoPotencial4 = 5.639x 10° us s Costo Acumulado

A pesar de que, en esta etapa funcional no se realiza entregas de

potencias a los grandes consumidores se puede determinar el valor del peaje
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correspondiente a redes secundarias, que esta dado por el costo de potencia y la

disponibilidad total en esta etapa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Electrica Cotopaxi ELEPCO S.A

CostoEtapaSecundarios
DisponibilidadTotalPotencia3 4

PeajeSecundarios :=

: . UsD
PeajeSecundarios = 274.97 ————
kW — afio
EntregaPotenciaTercerosSecundarios := 0 kW

IngrescPeajeSecundarios := EntregaPotenciaTercerosSecundarios -PeajeSecundarios

IngresoPeajeSecundarios = 0 us s

De la misma manera en esta etapa funcional no se tiene un rubro de
ventas de potencia y energia sin embargo, es factible determinar sus costos
unitarios, para lo cual se debe considerar la disponibilidad total de energia y
potencia y los costos acumulados hasta esta etapa.

Ejemplo de Célculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

CostoEnergial4-100

CostoUnitarioEnergiaG:= — — —
DispenibilidadTotalEnergial
CostoUnitanoEnergia6 = 4.848 USe
kWh

CostoPotencial4d — IngresoPeajeSecundarios
DisponibilidadPropiaPotencia+

Ush

— ano

CostoUnitarioPotencial =

CostoUnitarioPotenciab = 310.551

Finalmente se establece los costos para la a proxima etapa en funcion de

los costos acumulados hasta esta etapa.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A




CostoEnergial3 := CostoEnergiald |

i
I .
- CostoEnergial3 = 5.531 x 10° uss$ COSf‘O a proxima etapa

CostoPotencial3 := CostoPotencial4

!
i
CostoPotencial3 = 5.639 x 10° uss Costo a préxima etapa

a
ETAPA SIETE: Clientes de Baja Tension y Alumbrado Publico.-

!
En esta etapa se realiza un tratamiento especial para la determinacion de

los costos unitarios para clientes y alumbrado publico, sobretodo, en la asignacion

de las perdidas, tanto de potencia como de energia. Es asi que los célculos a

w

realizarse requieren de los siguientes valore

¥" Ventas de potencia y energia de clientes en baja tension y para alumbrado
plblico, obtenidas en e! flujo fisico.
v Costo a proxima etapa en potencia y energia provenientes de la etapa

anterior.

N

Anualidad redistribuida de clientes en baja tension y alumbrado publice.
v~ Costos-de operacion y mantenimientos redistribuidos de clientes de baja

tension y alumbrado publico.

Para el alumbrado publico se asigna las perdidas técnicas de secundarios
y perdidas técnicas de alumbrado publico; rjnientras gue, para los clientes de baja
tension se asigna las perdidas técnicas de secundarios, las perdidas tecnicas de
acometidas y la perdida no técnicas de be}xja tensién, tanto en energia como en
potencia a partir de esta consideracion {ge determina los costos unitarios de
potencia y energia para clientes y afumbrad:opub“oo_ |

ENERGIA:
En primer lugar, se totaliza el requerimiento de energia para alumbrado

publico y clientes de baja tension, es decir se realiza la sumatoria de las ventas y

las perdidas asignadas a los dos sectores. |
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El costo unitario requerido de ene\'gl’a esta dado por la relacion entre el

costo de energia proveniente de la etapa a{nterior y el total de energia requerido.

Luego, para evaluar los costos a recuperar de cada sector y el costo de las
perdidas de secundarios, que son comunes a los dos, se utiliza el costo unitario

calculado anteriormente y la porcién de energia correspondiente a cada uno.

Ejemplo de Célculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

VentasEnergiaBT := 85272760 kWh
VentasEnergiaAP := 13785046 kWh
PTEnergiaSecundarios := 7971834 kWh
PTEnergiaAcometidas := 2064558  kWh
PTAP := 1176569 kWh
PNoTBT := 5309625 kWh
RequerimientoClientes ;= VentasEnergiaBT+ PTEnersiaAcometidas + PNoTBT
RequerimientoClientes = 9.265% 107 kWh
RequerimientoAP = VentasEnergiaAP+ PTAP
Requerimiento AP = 1.497 x 10
RequerimientoBT := RequerimientoClientes + RequerimientoAP 4+ PTEnergiaSecundarios

RequerimientoBT = 1.156x 10°  kWh

CostoEnergial3
CostoUnitarioBT :=

RequerimientoBT

CostoUnitarioBT = 0,048 US $/Kwh

CostoClientes := RequerimientoClientes- CostoUnitaricBT
CostoClientes = 4435 x 10°  US $
CostoAP := RequerimientoAP- CostoUnitarioBT
CostoAP = 7.161 x 10° US §
CostoPTSecundarios := PTE[;ergiaSecundarios -CostoUnitarioBT

CostoPTSecundarios = 3.815x 10° Uss
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El costo ocasionado por las pérdidas de energia en secundarios se
1

| . s
prorratea entre el alumbrado publico y los clientes de baja tension de acuerdo con

el peso de cada uno réspecto del requerim]énto total de energia de esta etapa.

Ejemplo de Célculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

CostoPTSecundariosClientes := CostoPTSecundarios

CostoPTSecundariosClientes = 3.284x 10° US$

CostoPTSecundariosAP := CostoPTSecundarios -

CostoPTSecundarios AP = 5.305 x 10% Us§

CostoClientes

CostoClientes + CostoAP

CostoAP

CostoClientes + CostoAP

Una vez hecha esta reparticion de costos, se anade la proporcion de
\

costos de las perdidas de secundarios a los costos recuperados de cada sector.

Entonces, los costos unitarios de energia p

or alumbrado publico y clientes de baja

tension estaran dados por la relacion entre estos nuevos costos y las ventas de

energia de cada sector.

Ejemplc de Calculo: Empresa Eléctrica Cot

CostoClientes] = CostoClientes + CostoPTSecundari

CostoClientes] = 4.762x 10° US $

CostoAP1 := CostoAP + CostoPTSecundariosAP

CostoAP1 = 7.692 % 10° us s
CostoClientes1
VentasEnergiaBT

CostoUnitarioClientes :=

CostoUnitardoClicntes = 0.056 Us $/Kwh

CostoAP1
VentasEnergiaAP

CostoUnitarioAP :=

CostoUnitarioAP = 0.056 Us §/Kwh

opaxi ELEPCO S.A

osClientes
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POTENCIA:

|
El procedimiento de cdlculo y prorrateo de los costos es similar al
|

aplicado de energia, la diferencia radica en que a los costos prorrateados de
alumbrado publico se deben afiadir los| valores de anualidad y costos de

operacion y mantenimiento redistribuidos de alumbrado publico.

Ejemplo de Calculo: Empresa Electrica Cotopaxi ELEPCO S.A

VentasPotenciaBT := 8209 kW
VentasPotenciaAP := 3229 kW
PTPotenciaSecundarios := 2649 kW
PTPotenciaAcometidas = 606 EW
PNoTBT := 1060 kW
PTAP =278 kW
AAPRedistrib = 157179.926 Uss
COYM A pRedistrip = 132537.864 Us s
AServ.ClienteRedistrib ‘= 801028.968 uss
COYMgery. ClientcRedistrib = 540995.157  US'$

RequerimientoClientes := VentasPotenciaBT -+ PTPotenciaAcometidas + PNoTBT
RequerimientoClientes = 1.058x 10* kW
Regquerimiento AP := VentasPotenciaAP + PTAP
RequerimientoAP = 3.507 x 10°
RequerimientoBT := RequerimientoClientes + RequerimientoAP -+ PTPotenciaSecundarios

RequerimientoBT = 1.673 x 10° kW

CostoPotencial

CostoUnitarioBT := —
RequerimientoBT-12

CostoUnitarioBT = 28,085 US $/kW-mes




CostoClientes:= RequerimientoClientesCostoUnitarioBF 12
CostoClientes = 3.564 x 10°  US3
CostoAP = Requerimiento AR CostoUnitarioBT 12

. _ 6
CostoAP = 1182 % 10 Us s

CostoPTSecundarios := PTPotenciaSecundarios-CostoUnitari

CostoPTSecundarios = 8.92¢ % 10° Uss
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BT 12

CostoClientes

CostoPTSecundarinsClientes := CostoPTSecundarios -

CostoClientes+ CostoAP

CostoPTSecundariosClientes = 6.704 x 10° US §

CostinAP

CostoPTSecundariosAT := CostoPTSecundarios -

CostoClientes+ CostoAP

CostoPTSecundariosAP = 2,225 % 10° Uss

CostoClientes] := CostoClientes+ CostoPTSecundariosClients

CostoClientest = 5576 x 106 US S

S+ ASery ClienteRedistribt COYMServ, ClienteRedistri

CostoAP1 := CostoAP + CostoPTSecundariosAP + AxpRedistribT COMAPR edisteib

CostoAPIL = 1714 x 108 US s
StadoCli CostoClientesl
CostoUnitarioClientes= ostot-l n 5
VentasPotenciaBT-12

CostoUnitarioClientes= 52.161 US 5/ KW -mes

. - CostoAP1
CostoUnitarivAP:= o7 -
VentasPotenciaAP-12
CostoUnitarioAP = 44334 US 5/ KW - mes

2.8 ALGORITMO DE CALCULO: EL VALOR AGREGADO DE LA

DE DISTRIBUCION Y LA TARIFA N

TEDIA.-

i
. . . - |
La tarifa media o precio medio es

el valor que abarca todos los costos

que demanda el Suministro de energia eléctrica, excepto los costos de

comercializacion, y que se recuperan a través de las ventas de energia.

Basicamente |a tarifa media esta constituida por;

1. Precio Referencial de Generaciéon, PRG,

2. Costo Medio de Transmision T1x; Y

FLEE
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3. Valor Agregado de Distribucion, VAD.

Todos los algoritmos de célculo desarrollados hasta el momento han sido
orientados a la determinacién del tercer componente de la tarifa media, pues, en

los dos primeros la empresa distribuidora no tiene ninguna ingerencia, mientras

que el Valor Agregado de Distribucion, VA[|), es estrictamente dependiente de las
caracteristicas, la eficiencia y administra]cién de las empresas distribuidoras.

Dentro de los componentes del Valor Agregado de Distribucion, se tiene:

Anualidad
Costo de operacién y mantenimiento.

Perdidas valoradas en dinero; e,

> wo o=

ingresos por peajes.

La suma algébrica de estos cuatro elementos determina el Valor
i
Agregado de Distribucidon total, mientras qpe, si a este valor se lo relaciona con
|
. | . - . .
las ventas totales de energia de la empresa distribuidora se obtiene el Valor

Agregado de Distribucion unitario que forma parte de |a tarifa media.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

ATota) = 4113219.679 - Uss "
COYMqq) = 3654496 Us s

TotalPérdidasDinero := 2315000 US5
VentaTotalEnergia:= 183500007 US$
IngresoPeaje := IngresoPeajeLineas + IngresoPeajeSE + IngresoPeajePrimarios
IngresoPeaje = 4.68x 10 Us s

VADTotal := Aqyia1 + COYMToa) + TotalPérdidasDinerc — IngresoPeaje

VADTotal= 9.615x 10° Us $
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VADTotal

VADUnitario:= -
VentaTotalEnergia

VADUnitario= 0.052  US $/KWh

PRG := PRGe + PRGp

PRG = 0.055 Us $/kWh
CostoTransmisién := 0.00763 US$
TarifaMedia := PRG + CostoTransmisién -+ VADUnifari

TarifaMedia = 0.115 US $/kwh

2.8.1 CALCULO: BALANCE DE INGRESOS Y EGRESOS .-

El balance de ingresos y egresos se realiza con el objetivo de establecer

la consistencia de la tarifa media calculada, pues, esta tarifa debe permitir la
recuperacion de los costos o egresos gue ia empresa distribuidora realiza para
|

lograr el suministro de energia electrica. Por tal razon dentro de los ingresos que
tiene la empresa se considera: } :
|

|

. | -

1. Ingresos por ventas de energia a tarifa media y,

2. Ingreso por peajes J

Por otro lado, dentro de los egresos se con;sidera los siguientes rubros:
Costo de Energia 1
Costo de la potencia J
Costo de Transmision. 5
Costo de operacién y mantenimiento%,

Costo de capital, y,

S N N

Perdidas de energia y potencias no reconocidas y valoradas en dinero.

Resulta evidente que, dentro del balance el total de ingresos tendra que
\ . .
ser igual de costos o egresos, lo que implica que la tarifa media calculada es la

mas adecuada para la empresa distribuidora.
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Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

TarifaMedia:= 0.115 Uss

TotalVentasEnergia := 183300007 Us$
IngresoVentas := TotalVentasEnergia-TarifaMedia
IngresoVentas = 2,108 x 10’ US %
IngresoPeaje := 463000 Us s

|
Totallngrescs = IngresoVentas + IngresoPeaje i
Totallngresos = 2.155x 10’ uss |
TotalPérdidasNoAceptadas := PérdidasEnergia2 + Pér}didasPotcncia?‘
TotalPérdidasNoAceptadas = 4.503x 10°  USS |
Totallnsumos := CostoCompraE + CostoCompraP + CostoCompraT
Totallnsumos = 1.423 x 10’ Us s

TotalEgresos := Totallnsumos + Aggia) + COyMryta) ~ TotalPérdidasNoAceptadas

TotalEgresos = 2.155% 10 US $

BALANCE:= Totallngresos — TotalEgresos

BALANCE:= 15.75 uss

Como se puede cbservar el pequeno valor existente en el balance se

debe a las aproximaciones que realiza el paquete computacional de MATHCAD.

2.9 METODO 2: FACTORES DE EXPANSION DE PERDIDAS.-

|
El método para el célculo del Valor Agregado de Distribucion, VAD, por
medio de la ufiizacién de factores de expansién de pérdidas, se basa
tedricamente, en el flujo fisico de potencia y energia a traves de las etapas

funcionales los activos asignados y los cos%os de operacion y mantenimiento.

|
Un factor de expansion de pérdid‘as es un valor adimensional que esta

dado en funcién de las disponibilidades a lo largo del flujo fisico solo el momento
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en que se dan pérdidas sean técnicas o no técnicas en cada una de las etapas
funcionales ademas, el factor de expansion de pérdidas representa en términos
fisicos, la cantidad adicional de potencias y ienergl’a requerida (aguas arriba } para
suplir las perdidas, en tanto que, en término:s economicos, un factor de expansion
de péerdidas representa el incremento enilos costos de cada etapa funcional

i . . .
ocasionado por la presencia de perdidas a io largo del proceso de distribucion.

|
Al igual que el método, anteriormente descrito, el proceso de célculo re-

quiere la recopilacion de datos iniciales que%'son los siguientes:
|
Tasa de descuento,
Vida dtil de activos, i
Precio referencial de generacién componente de energia estabilizado,
Precio unitario de Potencia para remt@neracién
Costo de transmisidn, |
Factor de nodo,
Compras de energia y potencia paralel periodo,

Ventas de energia y potencia para el periodo por nivel de tension,

Entregas de energia y potencia para el periodo por punto de entrega,
Pérdidas técnicas de energia y potencia por etapa funcional,
Pérdidas no técnicas de energia y pétencia para el periodo,

Numero total de abonados, |

Activos por etapa funcional; y,

AR N N N N Y U N N N N RN

Costos de operacion y mantenimiento por etapa funcional
J

Con el objetivo de una explicacion|clara y consistente de este método de

calculo del, VAD, se utilizara como ejemplo los datos presentados por la Empresa

¢

Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A. Citados én el literal 2.5y 2.6.

2.9.1 ALGORITMO DE CALCULO: ENERGIA Y POTENCIA DISPONIBLES
(Flujo Fisico) Y FACTORES DE EXPANSION DE PERDIDAS.-

Los valores de los facteres de ex;f:ansién de pérdidas estan dados tanto

para potencia como para energia y se (fjeterminan a lo largo del flujo fisico,
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mientras que para la etapa de transmision el factor de expansion de pérdidas en
energia esta dado por el factor de nodo de l? empresa y el factor de expansién de

perdidas en potencia esta dado por el valor jde 1.03.

En forma esquematica, el flujo fl'sjco y la ubicacién de los factores de
expansion de pérdidas, se lo muestira en jla Figura 2.9.1 En este esquema se
puede observar la relacion existente entre ios factores de expansién de perdidas
con las disponibilidades luego de haber sfdo disminuidas las pérdidas en cada
etapa funcional. Cabe destacar que, en baja tension se establecen los factores de

expansion de pérdida tanto para clientes cohwo para alumbrado publico.

+

FLUJO FISICO
Generici o
: FEPPO=1.03
: FEPED=Factor de nodo
‘ Transmision ’
[
| Disponibilidad Total Empresa l
Pérdidas téenicas Lineus 7' | FEPPI

- FEPEL
Disponibilidad Q:’ncu
[

Ventag en Aha Tensién ‘

‘ Disponibilidid ‘

Pérditlns téenicas S/E { |[ 1 FEPP2
e FEPE2

Dispontbilidad SubeStaciones
Pérdidas técnicas Primarios [ FEPP3
Pérdidas no técnicas Priﬂlﬂi‘ius ‘r ! FEPE3

Disponibilidad en P:n'mu.n'us

Ventas en Medis Tension |‘
Entrega Grandes Consumidores

DEpDnibiﬁ@d

Perdidas en Transformudores FEPP4

- FEPEA4
Disponibilidad iTml'us
Pérdidus Teéenicas Secundarios FEPPS FEPFP6 Pérdidus téenicas Secund
Pérdidas en Acometidus FEPES FEPES Pérdidas Tecnicas AP
Perdidas no técnicas ¢n BT - ‘ {
| , Disponibilidad
i
Disponibilidad
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Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

Lineas de Subtransmision

ENERGIA_

DisponibilidadTotalE:= 263481223 kWh

PérdidasTécnicasELineas := 4922380 kWh

|
1
|
1
|

DisponibilidadTotalELineas:= DisponibilidadTotalE— PérdidasTécnicasELineas

DisponibilidadTotalELineas= 2.606% 10° kWh

FEPE] == — Dis;.)oTli.bilidadTotal”E
DispombilidadTotalELineas
FEPEL = 1.019

VentasEAT := 26400000 kWh

EntregaETerceros := 0

DispdnibilidadEl:: DisponibilidadTotalELineas— VentasEAT — EntregaETerceros

3

DisponibilidadEl1= 2.342x 10° kWh
POTENCIA
DisponibilidadTotalP:= 53000 kW

PérdidasTécnicasPLineas := 1390 |'4%%

DisponibilidadTotaiPLineas:= DisponibilidadTotalP—

DisponibilidadTotalPLineas= 5.161x 10° kW

. ‘bilidad TotalP
FEPPI = — DlS]i)Ofuvbl 1dad Ota.

DisponibilidadTotalPLineas
FEPP1 = 1.027

VentasPAT := 4467 kW

EntregaPTerceros =0

PérdidasTécnicasPLineas

DisponibilidadP1 := DisponibilidadTotalPLineas— VentasPAT — EniregaPTerceros

DisponibilidadP1 = 4.714x 10* kW




Subestaciones de Subtransmision

ENERGIA .

PérdidasTécnicasESE := 2737324 kWh

DisponibilidadTotalESE:= DisponibilidadE 1— PérdidasTécnicasESE

DisponibilidadTotalESE= 2.314x 10° kW

DisponibilidadE1
FEPE2 := —; ——
DisponibilidadTotalESE
FEPE2 = 1.012
VentasESE := 0 kwh

EntregaETerceros :=0  kWh

DisponibilidadE2:= Disponibilidad TotalESE— VentasESE — EntregaETerceros

DisponibilidadE2= 2.314x 10° kWh

POTENCIA

PérdidasTécnicasP3SE =381 kW

DisponibilidadTotalPSE:= DisponibilidadP1— PérdidasTécnicasPSE

)

DisponibilidadTotalPSE= 4.676x 10° kW

DisponibilidadP1
DisponibilidadTotalPSE

FEPP2 :=

FEPP2 = 1.008
VentasPSE := 0 KW

EntregaPTerceros =0 kW

DisponibilidadP2 := DisponibilidadTotalPSE— VentasPSE — EntregaPTerceros

DisponibilidadP2 = 4.676x 10* kW

Alimentadores Primarios

ENERGIA




PérdidasTécnicasEPrimarios = 7755750 kWh
DisponibilidadTotal EPrimarios := DisponibilidadE2— P

Disponibilidad TotalEPrimarios = 2.237x 10° kWh

DisponibilidadE2
DisponibilidadTotalEPrimarios

FEPE3 =

FEPE3 = 1.035
VentasENMT := 58038200 kWh

EntregaETerceros = 38400000 kWh

FérdidasTécnicasEPrjmaﬁos
|
|
|

DisponibilidadE3 := Disponibilidad TotalEPrimarios — VentasEMT — EntregaETerceros

DisponibilidadE3= 1.272x 10° kWh
POTENCIA

PérdidasTécnicasPPrimarios = 2694 kW

Disponibilidad ToralPPrimarios := DisponibilidadP2 — F
4

Disponibilidad TotalPPrimarios = 4.407x 10 KW

FEPP3 = — I‘Di.SI.)ODibiﬁdad_PQ: .
DisponibilidadTotalPPrimarios

FEPP3 = 1.061

VentasPMT := 16114 kW

EntregaPTerceros := 9000 kW

érdidasTeécnicasPPrimarios

DisponibilidadP3 := DisponibilidadTotalPPrimarios — VentasPMT — EntregaPTerceros

DisponibilidadP3 = 1.895x 107 kW

Transformadores de Distribucion

ENERGIA _

PérdidasTécnicasETrafos := 35162496  kWh

DisponibilidadTotalETrafos := DisponibilidadE3— PérdidasTécnicasE Trafos

DisponibilidadTotalETrafos = 1.221x i kwh
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DisponibilidadE3
FEPE4 = — —
DisponibilidadTotalETrafos
FEPE4 = 1.042
POTENCIA

ENERGIA

PTEsec := 7971854 kWh
PTEAcom := 2064998 kWh
PNTEBaja:= 3309625 kWh

FEPES := - —
DisponibihdadE4

FEPES = 1.144

POTENCIA

PTPsec = 2649 kW

PTPAcom := 60G kW

PérdidasTecnicasPTrafos := 797 kW

DisponibilidadTotalPTrafos := DisponibilidadP3— Pér
4

DisponibilidadTotalPTrafos = 1.816x 10" kW

FEPP4 == — D.iSI:){')nibilidadP3
Disponibilidad Total PTrafos

FEPP4 = 1.044

Clientes en baja tension

DisponibilidadE4:= Disponibilidad TotalETrafos — PTEsec — PTEAcom — PNTERBaj:

DisponibilidadB4= 1.067x 10°  kWh

DispenibilidadTotalETrafos

PNTPBaja:= 1060 kw

didasTécnicasPTrafos
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DisponibilidadP+:= DisponibilidadTotaiPTrafos — PTPsec — PTPAcom — PNTPBaja
DisponibilidadP4= 1.384x 107 kW

DisponibilidadTotalPTrafos

FEPES =
DisponibilidadP4

FEPES = 1.312

Alumbrado Pablico
ENERGIA

PTEAlumbrado := 1176369 kWh
DisponibilidadE>:= DisponibilidadTotalETrafos — PTEsec — PTEAlumbrade
DisponibilidadE3= 1.129x 10°  kWh

DisponibilidadTotalETrafos

FEPEG := - — -
DisponibilidadE3
FEPEG = 1.081
!
POTENCIA

PTPAlumbradoe = 278 kW
DisponibilidadP5:= Disponibilidad TotalPTrafos — PTPsec — PTPAlumbrado
DisponibilidadP5= 1.523x 167 kW

DisponibilidadTotelPTrafos

FEPEG = - — —
DisponibilidadP3

FEPEG = 1.192

Ventas Clientes
ENERGIA
VentasAlumbradoEnergia:= 13789046 kWh

VentasBTEnergia:= DisponibilidadE4— VentasAlumbradoEnergia— PTEAlumbrado

VentasBTEnergia= 9.175x 100 kWh
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POTENCIA
VentasAlumbradoPotencia := 3229 kW
VentasBTPotencia ;= DisponibilidadP4— VentasAlumljJradoPotencia — PTPAlumbrado

VentasBTPotencia = 1.034x 10'“l kW

2.9.2 ALGORITMO DE CALCULO: COSTO PROPIO DE POTENCIA .-
' J

Los costos propios de potenciag se establecen desde la etapa de
generacion en donde dicho costo esta dar:jo por el valor del precio unitario de
potencia para la renumeracién (5.70 US$/KW-Mes). Luego en la etapa de
transmision el costo propio esta dado por] la tarifa media en potencia mensual
(3.104 USS/KW- mes). En tanto que, el costo propio de potencias en cada una de
las etapas funcicnales de la empresa distritf)uidora esta dado por Ia relacién entre
el costo total de la etapa funcional y la disponibilidad de la potencia en la misma.

Cabe anotar que este valor no considera los factores de expansion de pérdidas.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A,

Generacion

CostoPropioGeneracion = 5.7 Us &/ kW-mes

Transmision

CostoPropioTransmisién :=3.104 US $/kW-mes

Distribucion i
CostoTotalLineas := 172245.818 Us s
CostoTotalSE := 960842.668 - Uss

CostoTotalPrimarios = 1158461.661 uss
CostoTotalTrafos := 425431.425 Us %
CostoTotalSecundarios = 2015221224 US$

CostoTotal AP == 309717.790 Uss
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Lineas

.o CostoTotalLineas
CostoPropioLineas 1= — — -

DisponibilidadTotalLineas 12
CostoPropioLineas = 0.278 US 3 /kW-mes
Subestaciones
) . CostoTotalSE
CostoPropioSE = — - _D_ 0
DisponibilidadTotalSE 12

CostoPropioSE = 1.712 US &/ kW-mes
Primarios

P e . CostoTotalPrimarios
CostoPropioPrimarios == —; — —

DisponibilidadTotalPrimarios 12

CostoPropioPrimarios = 2.191 US 8/kW-mes

Transformadores.de Distribucién

CostoTotalTraf;
CostoPropioTrafos = — f)s_? e raios
DisponibilidadTotal Trafos-12
CostoPropioTrafos = 1.952  US §/kW-mes
Secundarios
. . CostoTotalSecundarios
CostoPropioSecundarios :=

VentasPotenciaBT-12

CostoPropioSecundarios = 16.241 US §/kW-mes

Alumbrado Piiblico

CostoTotalAP
VentasPotenciaAP-12

CostoPropioAP =

CostoPropioAP = 7.993 US $/kW-mes

293 ALGORITMO DE CALCULO:
REFERIDO A ENERGIA. .-

COSTO PROPIO DE POTENCIA
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Los costos propios de potencia referidos a energia se establecen desde
la etapa de generacion, en la que e! cos;to esta dado por el valor del precio
unitario de potencia para la renumeratjsién referido a energia (0.013088
US$/KWH). Posteriormente el costo propiolé de potencia referido a energia en la
etapa de transmision, esta dado por ]a%tarifa media de flujos de energia.
(0.007631 US$/ KWH). ‘

Por otro lado, el costo propio de thencia referido a energfa en cada una
de las etapas funcionales de la empresa distribuidora esta dado por la relacion
entre el costo total de la etapa func]onal}y la disponibilidad de energia en la
misma. En igual forma que el caso anteriof, este valor no considera los factores

de expansion de péerdidas. \

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotoipaxi ELEPCO S.A.

1
Generacion

CostoPropioGencracién = 0.01308 US $/kWh

Transmision

CostoPropioTransmisidn =0.00763 US §/kWh j

Distribucidn !
CostoTotalLineas := 172245.818 us s
CostoTotalSE := 960842.668 us §
CostoTotalPrimarios := 1138461.661 uss
CostoTotalTratos = 4235451.425 Us s

CostoTotalSecundarios :=2015221.224 US§

CostoTotalAP :=309717.790 Uus s
Lineas
CostoPropioLineas := CostoTotallineas

DisponibilidadTotallineas

CostoPropioLineas = 6.611x 16°% US §/kwh




&
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Subestaciones

CostoTotalSE
DisponibilidadTotal SE

CostoPropioSE =

CostoPropioSE = 4.152x 107> US $/kWh
Primarios

CostoTotalPrimarios

CostoPropioPrimarios = —; — —
Disponibilidad TotalPrimarios

CostoPropioPrimarios = 35.179x 10~ US $/kWh

Transformadores de Distribucion

CostoTotal Trafos
DisponibilidadTotal Trafos

CostoPropioTratos :=
CostoPropioTrafos =3.485x% 10 3 UsS $/kWh
Secundarios

. . CostoTotal3 darios
CostoPropioSecundarios = oo ccun >
VentasEnergiaBT

CostoPropioSecundarios = 0.022 US $/kwh

Alumbrado Publico

CostoTot
CostoPropioAP = —— oTe ahj\P
VentasEnergiaAP
CostoPropioAP = 0.022 Us %/ kWh

2.9.4 ALGORITMO DE CALCULO: COSTO ACUMULADO DE POTENCIA .-

Los costos acumulados de potencia son aquellos que consideran los
factores de expansion de pérdidas de potechia y los costos propios de cada etapa
funcional que se van acumulando a lo largo de todo el proceso de distribucion. Es
decir, este costo acumulado representa los incrementos en los costos debido al

valor agregado y las pérdidas que se producen durante toda la cadena de valor.
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El valor inicial constituye la potencia remunerable en generacion, luego
|

este valor es afectado por el factor de e?xpansic’)n de pérdidas de transmision

(1.030) y se adiciona el costo propio de tJ;"ansmisién, este valor calculado es el

punto de partida para la siguiente etapa, es decir, en primer lugar se lo afecta del

factor de expansién de pérdidas de potencia de lineas y se adiciona el costo

propic de lineas; y asi sucesivamente hasta llegar a [a etapa de A.P.

Para el caso de alumbrado publice al valor de partida constituye el costo

acumulado hasta transformadores de distribucion al cual se lo afecta por el factor

de expansion de perdidas de potencia de al

propio de la etapa.

umbrado publico y se adiciona el costo

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

Generacion

CostoAcumuladoGeneracion := CostoPropioGeneraci
CostoAcumuladoGeneracién = 5.7 US & /kW-mes

Transmision

FEPPO :=1.030
CostoAcumuladoTransmisidn = (CostoAcumuladoGe
CostoAcumuladoTransmision = 8.975 US $/kW-ir

Distribucion

Lineas

FEPP! := 1.027

DI1

neracién -FEPPO) + CostoPropioTransmision

es

CostoAcumuladoLineas := (CostoAcumuladoTransmision -FEPP1) + CostoPropioLineas

!
i

CostoAcumuladoLineas = 9.493 Us &/ kW-mes

Subestaciones

FEPP2 := 1.008

CostoAcumuladoSE := (CostoAcumuladoLineas -FEPP2) + CostoPropioSE

CostoAcumuladoSE = 11.283 Us §/kW-mes




Primarios _

FEPP3 := 1.061
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CostoAcumuladoPrimarios := (CostoAcumuladoSE -FEPP3) + CostoPropioPrimarios

CostoAcumuladoPrimarios = 14,163 USs $ / kW-mes

Transformadores de Distribucion

FEPP4 := 1.044

CostoAcumuladoTrafos := (CostoAcumuladoPrimarios -FEPP4) + CostoPropioTrafos

CostoAcumuladoTrafos = 16.738 US § t kW-mes

Secundarios _

FEPP5 = 1.312

CostoAcumuladoSecundarios = (CostoAcumuladoTrafos -FEPP3) + CostoPropioSecundarios

CostoAcumuladoSecundarios = 38.201 US 3/ kW-mes

Alumbrado Pablico

FEPPG = 1.192
CostoAcumuladoAP := (CostoAcumuladoTrafos -FEP

CostoAcumuladoAP = 27.944 US 5/ kW-m

PG) + CostoPropioAP '

.
2S5 P

2.9.5 ALGORITMO DE CALCULO: COSTO REAL DE POTENCIA POR

ETAPA FUNCIONAL.-

El costo real de potencia de una e

tapa funcional es aquel que incluye el

costo propio de la etapa y la proporcidén del costo acumulado hasta dicha etapa

afectada por el factor de expansion de pérdidas de potencia. Es decir, este valor

representa el costo verdadero y necesario

de un Kilowatic (1 kw), en una etapa

funcional especifica. Otra forma de establecer el costo real de una etapa funcional

dada, es haciendo la diferencia entre el ca

costo acumulado de la etapa anterior. El

sto acumulado hasta dicha etapa y el

costo real de potencia en la etapa de

generacién constituye la potencia remunerable. Luego, para establecer el costo

real de la etapa de transmision se puede

utilizar cualquiera de las dos formas



descritas anteriormente, asi por ejemplo;

acumulado de transmision menos el costo a

En igual forma se precede para
empresa distribuidora, por ejemplo: el costc
la diferencia entre el costo acumulado de s
lineas, o tambien, puede ser calculado n
potencia de lineas por el factor de exp
subestaciones disminuido uno, al resultado

propio de potencia de la etapa de subestaci

Para el- caso de alumbrado pubii

diferencia entre el costo acumulado de alu

de transformadores de distribucion.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotc

Generacion

CostoRealGeneracion = CostoAcumuladoGeneracion

CostoRealGeneracion = 3.7 US § / kW-mes

Transmision

CostoRealTransmisidn = CostoAcumuladoTransmision

CostoRealTransmision = 3275 US $/kW-mes
Distribucion

Lineas

CostoRealLineas := CostoAcumuladoLineas — CostoA
CostoReallineas = 0.52 US 8 / kW-mes
Subestaciones

CostoRealSE  := CostoAcumuladoSE  ~— CostoAcumulad

CostoRealSE = 1.788 US § /kW-mes

-8

D

su valor esta dado por el costo

cumulado de generacién.

el resto de etapas funcionales de la
> real de subestaciones esta dado por
ubestaciones y el costo acumulado de
nultiplicando el costo acumulado de
ansion de pérdidas de potencia de
de este producto se adiciona el costo

ones.

co su costo real se determina de la

mbrado publico y el costo acumulado

paxi ELEPCO S.A.

— CostoAcumuladeGeneracion

umuladoTransmision

ioLineas
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Primarios

CostoRealPrimarios := CosteAcumuladoPrimarios — CostoAcumuladoSE

CostoRealPrimarios = 2.879  US B /kW-mes

Transformadores de Distribucion

CostoRealTrafos := CostoAcumuladoTrafos — CostoAcumuladoPrimarios

CostoRealTrafos = 2.575 Us §/ kW-mes

Secundarios

CostoRealSecundarios = CostoAcumuladoSecundarios — CostoAcumuladoTrafos

CostoRealSecundarios = 21.463 US 5/ kW-mes

Alumbrado Puablico

CostoReal AP := CostoAcumuladoAP — CostoAcumuladoTrafos

CostoReal AP = 11.207 Us s/ kw-mes

2.9.6 ALGORITMO DE CALCULO: PEAJES POR ETAPA FUNCIONAL.-

i

Los grandes consumidores, al no ser clientes regulados o clientes
cautivos de la empresa distribuidora, ﬁ‘enen la libre opcidbn para negociar
directamente su potencia requerida con cualquier agente generador. Sin embargo,
estos grandes consumidores hacen uso de las instalaciones de |la empresa
distribuidora para transportar esa potencia contratada hasta su punto de entrega,
este servicio de transpoerte, dado por la empresa distribuidora, es remunerado; a

la misma, a través del pago de un peaje, el miso que se establece por los costos
de las instalaciones utilizadas hasta el punto de entrega. Los valores de peajes
por etapa funcional se puede determinar| mediante dos formas, la primera es
utilizando los costos reales de potencias de cada etapa; y la segunda es utilizando

los costos acumulados de potencia.

Cuando se utiliza los costos reales|de potencia se procede de la siguiente

forma: el peaje de lineas es igual costo real de potencias de lineas; luego, para el
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peaje de subestaciones se suma al peaje de lineas el costo real de potencias de

subestaciones; y asi sucesivamente hasta el peaje de redes secundarias en

cambio, cuando se utiliza los costos acumulados de potencia se procede a

realizar la diferencia entre cada unc de los costos acumulados de potencia de |as

etapas funcionales, hasta redes secundarias, y el costo acumulado de
transmisién. Asi por ejemplo: El peaje de redes primarias esta dado por la
diferencia entre el costc acumulado de potencia de alimentadores primarics vy el

costo acumulado de transmision.

AUn cuandoe, en el estudio los valores de peaje se determinan para 5
puntos de entrega, de acuerdo con la infofmacion presentada por las empresas

eléctricas de distribucion del pais, los grandes consumidores existentes hacen

uso de las instalaciones de las distribuidoras hasta la etapa funcional de

alimentadores primarios.
Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

Distribucion

Lineas

PeajeLincas := CostoRealLineas
Peajellineas = 0.32 US $/kW-mes

Subestaciones

PeajeSE := Peajelincas+ CostoRealSE

PeajeSE = 2.308 Us &/ kW-mes
Primarios

PeajePrimarios := PeajeSE + CostoRealPrimarios
PeajePrimarios = 3.188 US $/kW-mes

Transformadores de Distribucion

PeajeTrafos := PeajePrimarios + CostoRealTrafos

PeajeTrafos = 7.763 US 5/ kW-mes




-
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Secundarios

l

PeajeSecundarios := PeajeTrafos + CostoRealSecundanos
' 1

PeajeSecundarios = 29.226 US §/ kW-mes

2.9.7 ALGORITMO DE CALCULOQ: COSTO DE POTENCIA REFERIDO A LA
ENERGIA

Los costos de potencia referidos a energia se establecen considerando

los factores de expansion de pérdidas de energia y los costos propios de potencia
referidos a energia de cada etapa funcional que se van acumulande a [o largo de

todo el proceso de distribucidn. Los valores|de estos costos, equivalen a diluir los

costos de potencia en energia, 10s mismos gue adicionadoes, posteriormente, a los

costos de energia dan lugar a las costos totales de energia.

El valor inicial constituye el costo medio mensual de potencia referido a
energia. Luego, a este valor se adiciona el costc propic de transmision

para cobtener el costo de potencia referj[do a energia de transmisidon. Este

ultimo valor calculade, es el punto de partida para la siguiente etapa, es

\
decir, en primer lugar se lo afecta del factor de expansién de pérdidas de

energia de lineas y se adiciona el costo propio de potencia referidc a energia de

lineas; y asi sucesivamente hasta llegar a la etapa de alumbrado publico.

Para la etapa funcional de alumbrado publico el valor de partida
constituye el costo de potencia referidc a energia de transformadores de
distribucién al cual se lo afecta por el factor de expansién de pérdidas de energia
de alumbrado publico y se adiciona el costo propio de potencias referido a energia

de la etapa.

Ejemplo de Célculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

Generacion

CostoDiluidoGeneracion := CostoPropioGeneracion

CostoDiluidoGeneracion = 0.013  US $/kWh ‘




Transmision

CostoDiluidoTransmisidon := CestoDiluidoGeneracion

CostoDiluidoTransmisién = 0.021 Us §/kWh

Distribucién

Lineas

FEPEL := 1.019

+ CostoPropioTransmision

CostoDiluidoLineas := {CostoDiluidoTransmision -FEFE1) + CostoPropioLineas

CostoDiluidoLineas = 0.022 Us 5/ kWh

Subestaciones

FEPE2 := 1.012

CostoDiluidoSE := (CostoDiluidoLineas-FEPE2) + CostoPropioSE

CostoDiluidoSE = 0.026 Us § 7/ kWh

Primarios

FEPE3 := 1.035

CostoDiluidoPrimarios := (CostoDiluidoSE-FEPE3) + CostoPropioPrimarios

CostoDiluidoPrimarios = 0.032 US $/kWh

Transformadores de Dijstribucién

FEPE4 := 1.042
CostoDiluidoTrafos = (CostoDiluidoPrimarios -FEPE
CostoDiluidoTrafos = 0.037 Us $/kwh

Secundarios

FEPES == 1.144

) + CostoPropioTrafos

CostoDiluidoSecundarios := (CostoDiluidoTrafos -FEPES) + CostoPropioSecundarios

CostoDiluidoSecundarios = 0.064 US $/kWh

Alumbrado Pablico

FEPEG := 1.081

CostoDiluidoAP := (CostoDiluidoTrafos -FEPEG) + GostoPropioAP

CostoDiluido AP = 0.063 Us $/kWh
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2.9.8 ALGORITMO DE CALCULO: COSTOS DE ENERGIA AFECTADOS POR
FACTORES DE EXPANSION DE PERDIDAS DE ENERGIA.-

Los costos de energia o valores ejigregados de energia representan la

!
evolucidon del precio referencial de generaci(jin, componente de energia { PRG(e)),
a lo largo de cada una de las etapas funo}ionales de transmision y distribucion,-
para lo cual se utiliza los factores de expanjsién de péerdidas de energia. En otras
palabras, los costos de energia representani cuanto cuesta tener un kilowatio-hera
en una etapa funcional especifica, consfdelrando pérdidas, en términos estrictos

de energia.

En la etapa de generacion el costoi de energia constituye |la componente
en energfa del precio referencial de generacion. Luego, a este valor se lo

multiplica por el factor de nodo asignado alla empresa distribuidora para obtener

el costo de energia de transmisién; luego a este valor multiplicando por el factor

de expansion de pérdidas de energia se ob‘

Subtranmision y asi sucesivamente hasta tlegar a la etapa de alumbrado publico.

tiene el costo de energia de lineas de

Para la etapa funcional de alumbrado puﬂalico el valor de partida constituye el

costo de energfa de transformadores de distribucidon al cual se lo afecta por el
factor de expansion de perdidas de energia de alumbrado publico para obtener el

costo de energia de |a etapa.

Ejemple de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

Generacion

PRGe :=0.0415 US §/kWh
FéctorNodo = 1.00168
CostoEnergiaGeneracién :== PRGe

CostoEnergiaGeneracién = 0.042  US 5/kWh

Transmision

CostoEnergiaTransmisidn := CostoEnergiaGeneracion-FactorNodo

CostoEnergiaTransmision = 0.042 US $/kWh




Distribucion

Lineas

FEPE] = 1.019

CostoEnergiaLineas := CostoEnergiaTransmisién -FEPE]

CostoEnergiaLineas = 0,042  US $/kWh

Subestaciones

FEPEZ2 :=1.012

CostoEnergiaSE = CostoEnergialineas-FEPE2
CostoEnergiaSE = 0.043 Us 5 /kwh
Primarios

FEPES3 := 1.035

CostoEnergiaPrimarios := CostoEnergiaSE-FEPE3
CostoEnergiaPrimarios = 0.044 US 3/ kWh

Transformadores de Distribucion

FEPE4 := 1.042
CostoEnergiaTrafos := CostoEnergiaPrimarios- FEPE
CostoEnergiaTrafos = 0.046  US $/kWh

Secundarios

FEPES := 1.144
CostoEnergiaSecundarios := CostoEnergiaTrafos -FEE
CostoEnergiaSecundarios = 0.053 US §/kWh

Alumbrado Publico

FEPEG = 1.081
CostoEnergiaAP := CostoEnergialrafos -FEPEG

CostoEnergiaAP = 0.05 Us §/kWh

.

E:

2.9.9 ALGORITMO DE CALCULO: RECONOCIMIENTO POR PERDIDAS

TRANSPORTE DE ENERGIA DE GRAND

ES CONSUMIDORES.-

~-89-

DE



»

-90 -

Resulta evidente establecer el v1aI0r gue los grandes consumidores
pagaran, en forma de peaje, por el transpo:rte de su potencia contratada, pero el
transporte de la energia que esa potencia p?roduce esta determinada, por el punto
de medicion que la empresa distribuidora establece para el gran consumidor. Es
decir, el transporte de una cantidad d:aj\da de energia desde el nodo de
interconexion de la empresa con el sistemainacfonaf interconectando, S.N.1, hasta
el punto de entrega al gran consumidor, [o[cual ocasiona perdidas de energia y
por tanto incremento de costos de energig que de ninguna manera deben ser
trasladados a los clientes cautivos de la eméaresa distribuidora, sino que deben ser
asumidos por los grandes consumidores, con este objetivo se establece lo que se
podria denominar como peajes de energia "que estan dados para cinco puntos de

entrega y en funcién de los costos de energja.

En tal virtud el peje de energia en I|1'neas de subtransmision esta dado por
la diferencia entre el costc de energia %je lineas y el costo de energia de
transmision; en tantc que, el peaje en sué)estaciones se determina a partir del
costo de energia de subestaciones menos}el costo de energia de transmision; vy

asi sucesivamente hasta llegar al punto de ﬁantrega de distribucion secundaria.
| |.

De la misma manera que para el tllansporte de potencia en el estudio fos
valores de peaje de energia se determfnasn para cinco puntos de entrega.- Sin
embargo, de acuerdo con la informacion p}resentada por las empresas eléctricas
de distribucion del pais, los grandes consumidores existentes hacen uso de las
instalaciones de las distribuidoras hasta |la etapa funcional de alimentadores

primarios.

El monto de pérdidas en ddlares que el los grandes consumidores deben
reconocer a la distribuidora por el uso da?a sus instalaciones, esta dado por el
producto de la energia medida al gran cons‘umidor y la diferehcia entre el costo de
energia establecido para el punto de entrega y el costo de energia en el nodo de

intercambio de la distribuidora.

, . — * L
A/IOHIOPBT dUSD - EGr'dee.)Curmlm. (PRGePunwEnzregu ] PRGeBanuEntr'eguJ
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Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotciwpaxi ELEPCO S.A.

Distribucion

Lineas

PeajeEnergialineas:= CostoEnergial.ineas — CosloEnergiaTransmisién

PeajeEnergial.ineas= 7.898x 1077 US§/kwWh

Subestaciones

1

\

PeajeEnergiaSE:= CostoEnergiaSE — CostoEnergiaTransmision
i

PeajeEnergiaSE = 1.298x 1677 US$/kWh

Primarios

PeajeEnergiaPrimarios := CostoEnergiaPrimarios — Co

PeajeEnergiaPrimarios = 2.799x 107> US $/kWh

Transformadores de Distribucién

PeajeEnergiaTrafos := CostoEnergiaTrafos — CostoEn
t

PeajeEnergiaTrafos = 4.662x 107> US §/kWn

Secundarios

PeajeEnergiaSecundarios := CostoEnergiaSecundarios

PeajeEnergiaSecundarios = 0.011 US §/kwh

stoEnergiaTransmision

ergiaTransmision

— CostoEnergiaTransmisién

2910 ALGORITMO DE CALCULO: COSTd DE COMERCIALIZACION.-

El costo total de comercializacion de la empresa distribuidora esta dado

por la sumatoria de la anualidad de

instalaciones de servicio al cliente

redistribuida, mas los costos de operacion y mantenimiento de instalaciones de

servicio al cliente y los costcs asignados de comercializacion redistribuidos.

Luego, se determina el costo unitario (por abonade) mensual de comercializacion

en funcion del costo total y el nimero total de abonados.

Este ultimo valor calculado, (CUCE

de comercializacion nacional, (CUCN), que

), es comparado con el costo unitario

es determinado de la relacion entre la
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sumatoria de los costos de comercializacTIén de todas las distribuidoras y el

nimero total de abonados de las mismas; de tal forma que, si el valor calculado

para la empresa resultare mayor que el copsolidado nacional, se asignara como
costo unitario de comercializacion de la err|1presa el valor resultante de sumar al
costo unitario de comercializacidon nacional la mitad de la diferencia entre el valor
de la empresa y el consolidado nacional. [En caso de que el costo unitario de
comercializacion de la distribuidora fuese /menor al nacional se asignara como

costo unitario de comercializacion de valor calculado de la empresa.

Un a vez que se a hecho la modificacion correspondiente, se determina el
costo total modificado en funcidn del costo unitario de comercializacion modificado
(CUCE™) y el ndmero total de abonados de la empresa. Utilizando este dltimo

valor calculado, se determina el costo de comercializacién referido a energia,

(CUCEE), para lo cual se utiliza la relacién entre el costo total de comercializacion

|

meodificado y el total de ventas de energia de la distribuidora.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A.

Anualidad ;=I 801028.97 US 5 Anualidad de inst.de Servicio al Cliente Redist.
COyMI1 = 540995.157 US$ COyMde inst.de Servicio al Cliente Redistribuido
COyM2 := 1383730.947 US & COYMde Comercializacién Redistribuido
AbonadosEmpresa = 83942
VentaTotalEnergia:= 183500007 kWh
CostoComercialEmpresa = Anualidad+ COyM1 + COyM2

CostoComercialEmpresa = 2.726x 10° Uss

CUCE = CostoComercialEmpresa

AbonadosEmpresa-12

CUCE= 2706 US $/ Abonado — mes

CostoComercial Empresa

VentaTotalEnergia

CUCEE:=

CUCEE= 0.013 US 5 /kWh
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Para el ejemplo de calculo se puede observar que el costo unitario de
comercializacion de la empresa es inferior al costo unitario de comercializacion

consolidado nacional, por lo gque no es necesario ajustario

2.9.11 ALGORITMO DE CALCULO: COSTO TOTAL REFERIDO A ENERGIA.-

El costo total referido a la energia o valor agregado de distribucion total

de energia esta determinado por dos elementos:

1. El costo de energia afectado por los factores de expansién de pérdidas de
energia; v,

2. El costo de potencia referido a energia.

La suma de estos componentes representa el costo total referido a la

|

energia para cada uno de las etapas funcionales de la distribuidora

adicionalmente, en la etapa de redes secundarias se incorpera el valor del costo

unitario de comercializacién referido a la energia.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotopaxi ELEPCO S.A

Generacion

CostoTotalEnergiaGeneracidn := CostoDiluidoGeneracién + CostoEnergiaGeneracion
CostoTotalEnergiaGeneracion = 0.055  US $/kWh

Transmision

CostoTotalEnergiaTransmision := CostoDiluidoTransmisién + CostoEnergiaTransmision
CostoTotalEnergiaTransmisién = 0.062 US $/kWh
Distribucion

Lineas

CostoTotalEnergialineas == CostoDiluidoLineas + CostoEnergialineas

CostoTotalEnersiaLineas = 0.064 US $/kWh




®

Subestaciones
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CostoTotalEnergiaSE := CostoDiluidoSE + CostoEnergiaSE
|

CostoTotalEnergiaSE = 0.069 US $/kWh

Primarios

CostoTotalEnergiaPrimarios := CostoDiluidoPrimaries + CostoEnergiaPrimarios

CostoTotalEnergiaPrimarios = 0.077 US $/kWh

Transformadores de Distribucion

CostoTotalEnergiaTrafos := CostoDiluidoTrafos + CostoEnergiaTrafos

CostoTotalEnergiaTrafos = 0.083 US &/ kWh

Secundarios

Sin Comercializacion

CostoTotalEnergiaSecundarios := CostoDiluidoSecundarios + CostoEnergiaSecundarios

CostoTotalEnergiaSecundarios = 0.117 US §/kWh

Con Comercializacion

CostoTotalEnergiaSecundarios := CostoDiluidoSecundarios + CostoEnergiaSecundarios + CUCEE

CostoTotalEnergiaSecundarios = 0.132 US $/kWh

Alumbrado Publico

CostoTotalEnergiaAP := CostoDiluidoAP + CostoEner

CostoTotalEnergiaAP = 0.113  US $/kWh

roia AP

2.9.12 ALGORITMO DE CALCULO: INGRESOS Y PRECIOS MEDIOS EN

CADA NIVEL DE TENSION.-

Es muy importante establecer el pr

|

ecio medio de cada uno de los niveles

de tension de la empresa distribuidora y, sobretodo, el precio medio total, pues,

en este precio medio se resume todos [os

costos en los que incurre la empresa

para suministrar energia eléctrica a sus clientes regulados, incluyendo las

pérdidas ocasionadas en este proceso.




-95-

La determinacion de los precios medios esta directamente relacionada
con los puntos donde se efectuan venta‘s de potencia y energia a clientes
regulados, es asi que, los precios medios se determinan para:

i

1. Alta tension |

2. Media tension,

3. Bajatension; v,
4. Alumbrado publico.

El concepto de precio medio puede‘l ser explicado desde el punto de vista
de que este valor representa el precio al cual el distribuidor debe vender 1 kWh al
cliente, tomando en cuenta gue para llegér con ese kilowatio hora debio haber
comprado una cantidad adicional de energl':a gue se perdio durante el proceso de
distribucion. Es decir, en el precio medio se'}' considera, a través de Ics factores de
expansion de pérdidas, los montos adicionales de energia que el distribuidor
recibe en sus subestaciones de inter@nexién con el Sistema Nacional
Interconectado, SIN. \

! '

Resulta evidente, entonces, que !ei precio medio total de la empreéa
distribuidora debe estar en funciéon de Jos:ingresos per las ventas de energia y
potencia, pues, es a través de las ventas, jque el distribuidor recupera los costos
de las instalaciones existentes y las inversiones a realizarse, costos de
comercializacion, ademas de los costos porg la compra de energia y potencia.

|
Para la determinacion de los precﬁos medios en cada nivel de tensién y

del precio medio total, se utiliza la sfguientei informacién:

1. Ventas de potencia y energia por nivel de tension,

2. Costo acumulado de potencia,

3. Costo de energia; y. |

4. Costo total de comercializacion modificado.

i
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El célculo de los precios medios reguiere de que en cada nivel de tensidn

se evalle las ventas de potencia y de energia en dinero, para lo cual en el caso

de la potencia se utiliza el costo acumuladoj, en tanto que, para energia se utiliza

el costo de energia, de esta forma se det

obtener el precio medio se relaciona el t

- :
ermina los ingresos por ventas. Para

otal de ingresos (por potencia y por

energia} y, Unicamente, el total de ventas de energia de la etapa, por lo que las

unidades de los precios medios estaran defi

nidas por délares y kilowatios-hora.

En la determinacion del precio medjo total de la empresa distribuidora se

toma en cuenta el total de todos los ingresos por ventas de energia y potencia en

cada nivel de tensién, al que se adiciona el

costo de comercializacion modificado

y se lo relaciona con el total de ventas de energia. De esta forma, se obtiene un

. - e
valor que refleja los costos reales del suministro de energia electrica.

Ejemplo de Calculo: Empresa Eléctrica Cotdpaxi ELEPCO S.A

VentaEnergiaAT := 26400000  kKWh
VentaEnergiaMT := 38038200 kWh
VentaEnergiaBT:= 85272760  kWh VentaPo
VentaEnergiaAP:= 13789046  kWh VentaPo
VentasTotalEnergia:= 183500006 kWh

CostoComercialEmpresa := 2726000 US §

ALTA TENSION

|
|
VentaPo#enciaAT = 4467 kW

VentaPolenciaMT := 16114 kW

enciaBT := 8909 kW

enciaAP := 3229 kw

IngresoPoienciaAT := VentaPotenciaAT-CostoAcumuladoLineas-12

IngresoPotenciaAT = 5.09x 10

IngresoEnergiaAT := VentaEnergiaAT CostoEnergiaL"‘hleas

IngresoEnergiaAT = 1.109x 10° USSs

IngresoPotenciaAT + IngresoEnergiaAT

PrecioMedioAT := -
" VentaEnergiaAT

PrecioMedioAT = 0.061 U8 §/kWh




-,

MEDIA TENSION

IngresoPotenciaMT = VentaPotenciaMT-CostoAcumuladoPrimarios - 12

IngresoPotenciaMT = 2.739% 1° Uss
IngresoEnergiaMT := VentaEnergiaMT- CostoEnergiaPrimarios
IngresoEnergiaMT = 2.354x 10 USs$

IngresoPotenciaMT + IngresoEnergiaMT
VentaEnergiaMT

PrecioMedioMT =

PrecioMedioMT = 0.091 US §/kWh

BAJA TENSION

IngresoPotenciaBT := VentaPotenciaBT-CostoAcumuladoSecundarios -12
IngresoPotenciaBT = 4.084% 10> USS
IngresoEnergiaBT := VentaEnergiaBT:CostoEnergiaSecundarios
IngresoEnergiaBT = 4.319% 10° Uss

IngresoPotenciaBT + IngresoEnergiaBT
VentaEnergiaBT

PrecioMedioBT :=

PrecioMedioBT = 0.101  US $/kWh

ALUMBRADO PUBLICO

IngresoPotenciaAP := VentaPotenciaAP-CostoAcumuladeAP-12
IngresoPotenciaAP = 1.083x 1% USS
IngresoEnergiaAP := VentaEnergiaAP-CostoEnergiaAP
IngresoEnergiaAP = 6.895x 10° US §

IngresoPotenciaAP + IngresoEnergiaAP
VentaEnergiaAP

PrecioMedicAP =

PrecioMedioAP = 0.12¢  US §/kWh

TOTAL EMPRESA
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|
i
j

IngresosAT := IngresoPotenciaAT + IngresoEnergiaAT
IngresosAT = 1.618x 10° US'$
IngresosMT := IngresoPotenciaMT + IngresoEnergiaMT

IngresosMT = 3.292x 1 US$

IngresosBT := IngresoPotenciaBT + IngresoEnergiaBT

IngresosBT = 8.603x 10° US$ !

IngresosAP := IngresoPotenciaAP + IngresoEnergiaAP

IngresosAP = 1.772x 1° USS !

InsresoVentas := IngresosAT + IngresosMT + Ingre§osBT + IngresosAP

IngresoVentas = 1.729x 1o’ US$ |

(IngresoVentas + CostoCDmercilalEmpresa)

PrecioMedioTolal = —
VentasTotalEnergia

PrecioMedioTotal = 0.117 USS 7/ kWh

|

Puesto que el valor de Precio Medio Total es equivalente a decir Tarifa
Media, para determinar el VAD, partimos de su ecuacion como se indica:
PRG:= 0.055 US S /kWh

CostoTransmisidn :=0.00763 Us §/kwh

PrecioMedioTotal :=0.117 US $/kwWh

VADUnitario:= PrecioMedio Total — PRG— CostoTransmision

VADUnitario=0.054 US $/kWh

Una ves determinado el VAD ;I‘Jara la Empresa Eléctrica Cotopaxi
ELEPCO. S. A., para su validacién este résultado es necesario comparar con el
presentadc por el CONELEC, de lo cual 'se concluye gue existe una pequena

diferencia en su valor, el mismo que se;puede justificar considerando que la
|
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utilizacion del paquete computacional (MATHCAD) realiza aproximaciones, como

también en la observacion de los datos de la empresa en cuestion.

Los

informacion de todo el Pliego Tarifario,

distribucion, de todas las empresas del pais.

resultados

presentados er

ANALISIS DE COSTOS EMPRESAS DISTRIBUIDORAS
ESTUDIO DEL VALOR AGREGADO DE DISTRIBQCIC)N 2004-2005 i
PARTICIPACION EN % DEL COSTO DEL SERVICIO, DE LA GENERACION,
TRANSMISION Y DISTRIBUCION

la siguiente tabla proporcionan

tanto de generacidon, transmision y

F‘MREEDCIIOO GENERACION TRANSMISION|GENERACION[TRANSMISION| SOLO VAD

EMPRESAS US$/kWh | US$/kWh  US$/KWh EN % EN % EN %

AMBATO . _0b,1205  0,0581 | 0,0071 49,3% 4,7 %| _4_6,0%
AZOGUES _ 0,569 0,0581 | 0,0077  379%| = 3,6% _ 585%
BOLIVAR _ 0,735 _ 0,0581 | 0,0081  343% 3,6% __ 62,1%
CATEG o 0,0919/  0,0581 | 0,0077 64,7%  7.8%  27,6%
CENTRO SUR 0,0581 0,0078 47,4% 48%  47,8%
COLOBAK) 11@%'
ELORO = . 548% 7%  38,0%
EMELGUR 5 0,0581 | 0,0077)  550% = 64%  38,6%
ESMERALDAS 01036/ _ 0,0581 | 0,0051  57.4%| __ d41%|  38,5%
LOS RiOS B 0,113 00581 | 0,0086|  53,4%  65%  40,1%
MANABI ¢,1075 _ 0,0581 0,0112 55,3%| 6,9%|  37,9%
MILAGRO 0,1062 0,0581 0,0073) _ 56,0% 6,4% 37,7%
NORTE 0,1243 0,0581 | 0,0100|  47.8% _  58%  46,4%
QUITO ) 0,1040 0,0581 0,0088 57,2%|  6,4% 36,4%
RIGCBAMBA 0,1439 0,0581 _ | 0,0072 41,3% C40%  547%
SANTAELENA |  04181] 00581 | 0,009  50,3% 59%  43,8%
SANTO DOMINGO _ . 0,080 _0,0581 | 0,0084  550% _  62%)  388%
SUR 0,1579 0,0581 0,0098 37,7% 4,1% 58,3%
TOTAL™. - 37,7%
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CAPITULO 3

3. ANALISIS GENERAL DEL VAD DE OTROS PAISES DE
LA REGION

, -
3.1 DESCRIPCION. |

Es importante destacar, que e%te andlisis no se puede realizar
detalladamente, puesto que los sectores eféctricos en cuestion no proporcionan
una informacién completa y adecuada que|se requiere para tal andlisis, es decir
que consideran como informacién privada, gue uUnicamente cada pais puede

|

hacer uso de la misma.

La opinién cada vez mas generalizada de los experios en cuanto a
desregular lo mas posible los mercados feféctricos, ha hecho que en muchos
paises se haya decidido bajar progresive]lmente el limite minimo de potencia
conectada que permite a un cliente ser o no libre de pactar su precio y de elegir
su suministrador. Es decir, cada vez clientes mas peqguefios tienen |la oportunidad
de ser "clientes libres". Por eso es pertinent;e hacer un analisis de como cambia la

. y . |
situacion con uno y ofro sistema. |

Con el sistema del VAD, a los distfribuidores se les fijan sus ingresos tal

que siempre cubren sus costos de compra; cubren los costos de inversion,
operacion, m_antenimiento y pérdidas que tendria una empresa ideal eficiente; y el
resto se transforma en ganancias (para la l‘empresa modelo sera una rentabilidad
de 10% sobre su Valor Nuevo de Reemplaizo (VNR). Luego, si una empresa en |
particular tiene costos por sobre los de la e?mpresa ideal o modelo, rentara menos
y a la inversa. Asi, se da una seﬁa‘l de eficiencia a las distribuidoras
incentivandoclas a bajar sus costos.
: |

Por otro lado, si un cliente regul:ado se transforma en libre y negocia

directamente con un generador, el distribuf;dor recibiria un peaje que pagaria sus

costos vy su inversidn {no los de una empresa ideal eficiente), incluyendo la
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rentabilidad del 10% que contempla la ley. lLuego, con esta modalidad de cobro
saldrian beneficiados aquellos distribuidores ineficientes que tenian costos por
sobre los de la empresa rﬁodelo. En cambio] aquellos distribuidores eficientes que
tenian costos mas bajos que los de la empresa modelo se verian perjudicados (sl

hubiese generadores que pueden liegar al cliente con precios mas bajos).

A partir de esta descripcion se cita, los siguientes paises de la regiéon

como ejemplos de calculo del Valor Agregado de Distribucién.

3.2 PERU

3.2.1 INTRODUCCION

El presente informe se realiza en|cumplimiento de lo establecido en el

articulo 81 de la ley de Concesiones EIe"ectrfcas (LCE) y el articulo 162° dei
Reglamento de la LCE, relacionados con la obligacion de OSINERG de preparar
periédicamente informacion que permita conocer al sector, los procedimientos

utilizados en la determinacion de tarifas de electricidad.

El informe resume el proceso de calculo y los resultados obtenidos en la
determinacion de las tarifas de distribucion eléctrica establecidas mediante la
Resolucion OSINERG N 2120—2001—08‘/CD y sus modificatorias. La LCE

establece que las tarifas de distribucion eléctrica y sus férmuias de actualizacion

tendran una vigencia de cuatro afos.

3.2.2 ANTECEDENTES:

» Decreto Ley N° 25844 Ley de Concesiones Electricas (LCE).

» Decreto Supremo ND 009-93-EM F?‘\eg!amento de la Ley de Concesiones
Electricas. Ley

« N5 27332 Ley Marco de los Organismos Reguladores de la Inversién

Privada en Servicios Publicos.




3.2.3 PROCESO DE REGULACION

De acuerdo a lo establecido en lla LCE y su Reglamento, el VAD se
determina en funcién a determinados sectjores de distribucion tipicos, mediante
estudios encargados por las empresas $e distribucién eléctrica a empresas
consuitoras, precalificadas por el OSIN:ERG. El OSINERG selecciona las

empresas modelo representativas de los sectores de distribucién tipicos, elabora

los términcs de referencia comespondientes y supervisa el desarrollc de los

estudios. El articulo 69 de la LCE, establéce que con las tarifas de distribucion

electricas y las tarifas en barra que corresponda, el OSINERG, estructurara un
conjunto de precios basicos para efectos de la verificacién de la rentabilidad a que

se refiere el articulo 70 de la LCE. |

El OSINERG calculara la Tasa Intlerna de Retorno (TIR) para conjuntos

de concesionarios considerando los Ingreslos obtenidos con los precios basicos,
. l
los costos de explotacion y el valor nuevo de reemplazo (VNR) de las

instalaciones de distribucion eléctrica.

i

La fijacicn de las tarifas de distribucion eléctrica se realiza mediante
Resolucion de Consejo Directivo del OSINERG, de acuerdo a los resultados de

los estudios y/o supervisicny a la correspou}wdiente verificacion de la rentabilidad.

3.2.4 CALCULO DEL VALOR AGREGI#DO DE DISTRIBUCION Y CARGOS
FLJOS. \

i
I

. . .
Las tarifas de distribucion electrlica estan representadas por el Valor

Agregado de Distribucion (VAD) y los Cfargos Fijos. El VAD es el costo por

unidad de potencia necesario para prestar|el servicio de distribucion electrica con

la finalidad de poner a disposicidn del usuario la energia eléctrica desde la barra
de media tension hasta el punto de empaime de la acometida respectiva. Los
Cargos Fijos son independientes del cons}bmo de energia eléctrica del usuario y
estan asociados al costo por la lectura déel medidor y procesamiento, emision,

reparto y cobranza de la factura.
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Para el calculo del Valor Agregado 'de Distribucion VAD. El OSINERG, lo

hace en funcién a determinados sectores tfp\icos como se indica a continuacion:
|
|

Sector de distribucion tipico Descripcion

Urban;o de alta densidad
Urbano de Media y Baja densidad

-

Urban"o Rural

Al N

Rural!

Por otra parte el OSINERG, determina una tasa de retorno del 11 % y una vida

|

util de todo el sistema de distribucion de 30 ‘aﬁOS

Estos y otros terminos de Reﬂerencia establecieron los objetivos,

alcances y requerimientos tecnicos del ;estudio, asi como, las etapas que

. . i .
siguieron los consultores precalificados pa‘ra el desarrolio del estudio, y son las

siguientes: |

* Recopilacion de los antecedentes (informacion tecnica, comercial vy
econdmica del sistema de distrit‘bucién eléctrica seleccionado como

empresa modelo para el sector tipico).

l

i
*  Validacién y revision de los antecede"ntes.

. I
* Estructuracién de la empresa modelo.

= Resultados (VAD, cargos fijos, pérdidas estandar técnicas y comerciales).
I

En el siguiente diagrama se muestra las etapas del estudio y las

actividades relevantes de cada una de eHa?.
|
|
|
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Valar Agregado de Distribucion

Costos Fijos Cosios de Distribucion de Polencia Pérdiday de Didribucidn

Caston Cosas Pérdidas Perdidas

o d*' de L [ pur energias
Reparto de Bolelas Capital Epleagion o
, . it furadas
Contabifidad o
asere tada of Clienle . B
Coslosde Coslos de 81 Al
N . Capital en Capilal en ‘
Cobranza de Bulela AT BT. : . ~ Praporc ion de los servicios y Gaslas
Alencitin al Cliente S . | Generales imputables 3 la venta de
C Eb 1ric iclad o
OMrok Canlin Fi-im . . — Almac l'lum‘leﬂ'ﬂFh Mat H. -lg
asoxiados al Cliente Uneasde AT Subeslariones ~ Bodegas v Fallors .
. de Distnbu idn — Laboralorio y Hervaniientas
Equipos de ’  — Ingenieria de Explotacin
Mariobra Redes de B.1. + ~Transpories
. _, ¢ ~Vigilancia
Equipos de Equipos de " -Anhlﬂm
Protec cion Proteccion ~Segurnos
et ' -Conl_@l’gqiones y Palentes
. —Operacliny Mantencidn de Redo.

2.4.1  Recopilacién de antecedentes
Comprende la recopilacion de la siguiente informacion:

= Valor Nuevo de Reemplazo (VNR) de las instalaciones de distribucién en
media y baja tension.

* Inversiones no eléctricas para la prestacion del servicio de distribucién
electrica.

= Consumo de energia y demanda maxima registrada a nivel de media y baja
tension.

» Perdidas técnicas y comerciales de potencia y energia en media y baja
tension.

» Numero de usuarios, ventas de energia y potencia a nivel de opciones
tarifarias y tipo de usuarios {regulados y no regulados). |

» Estructura, recursos y costos de explotacion técnica en media y baja
tension

» Estructura, recursos y costos de explotacién comercial.
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* Ingresos por ventas de energia y potencia a usuarios reguladds y no
regulados.
» Ingresos y costos por ofros servicios.
= Costos indirectos de administracién,‘ contabilidad y otros servicios y su
asignacion a cada una de las actividades de inversion, explotacion y otros
servicios.
= Costos indirectos de gestion y su asignacion.
*»  QOrganigrama, manual de organizaciérlw y funciones, cuadro de asignacion y

estructura salarial del personal.
3.2.4.2 Validacion y revision de antecedentes
Comprende:

= Validacion y revision de los antec}edentes recopilados mediante otras
fuentes de informacién y documentacién de sustento solicitado a la
empresa.
* Ajuste inicial con base en un benchmarking y mejora de la empresa real

3.2.43 Estructuracion de la empresa modelo

La estructuracion de la empresa modelo de acuerdo a los
criterios  del sistema econémicamente| adaptado comprendié las siguientes

actividades:

» Caracterizacién del mercado eléctrico y disefio preliminar de la red.

= Definicion de los costos estandar de inversion de las instalaciones de
distribucion eléctrica.

» Determinacion de las tecnologias.

* Proceso de optimizacion técnica econdmica de las instalaciones de
distribucion eléctrica.

* Inversiones del sistema de distribucion en media y baja tensién.

» Estandar de calidad de servicio.

» Perdidas estandar de energia y potencia.
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* Balance de energia y potencia.

= Determinacion de los costos de explotacion técnica en media y baja tension

|

» Determinacion de los costos de explotacion comercial.

» Costos indirectos de administracién, contabilidad y otros servicios.
|

» Asignacién de costos indirectos de gestion.
3.2.4.4 Resultados

Comprendio |la determinacion de lo siguiente:

»  Valor Agregado de Distribucion en Mt‘edia Tension (VADMT).
*  Vator Agregado de Distribucion en Baja Tension (VADBT).
» (Cargos Fijos (CFE, CFS y CFH).

» Pérdidas estandar de potencia en me‘dia tension.

» Pérdidas estandar de potencia en baja tension,

» Pérdidas estandar de energia en met!jia tension.

» Pérdidas estandar de energia en bajz‘a tension.
o Factores de economia de escala.
.= Formulas de actualizacion del VAD y Cargos Fijos.

»  Resultados finales

3.2.4.4.1  Sector tipico 1
Valor Nuevo de Reemplazo

A partir de la densidad de carga se elaboro una zonificacion del mercado
eléctrico del sector tipico 1, estableciéndose [as siguientes zonas y sus

respectivos limites de densidad:

Zona Rango de Densidad de Carga MW/Km2
Urbano - Muy Alta Densidad B> 4.00
Urbano - Alta Densidad 1 4.00>8 > 2.50
Urbano - Alta Densidad 2 2.50>8>1.50
Urbano - Media Densidad 1.50>8§>0.25
Urbano Rural - Baja Densidad §< 0.25
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stricciones en la utilizacion de ciertos

tipos de tecnologia por contaminacién salina se establecié en la zona costera una

zonificacion particular.

De acuerdo a la zonificacion de| mercado se establecid el tipo de

instalaciones adaptadas para cada zona mencionada.

Urbano - Muy Alta Densidad

*» Red de media y baja tensién subterranea.

= Subestaciones de distribucidon MT/BT| (SE MT/BT) tipo convencional a nivel

y subteirdnea, y compacta en pedestal y boveda

Urbano-Alta Densidad 1

» Red de media tension subterranea.

= Red de baja tension aérea.

= SE MT/BT tipo convencional a nivel y subterranea, y compacta en pedestal

y boveda.
Urbano - Alta Densidad 2

* Red de media y baja tensién aerea.

=  SE MT/BT tipo monoposte y biposte.
Urbano - Media y Baja Densidad

* Red de media y baja tension aérea.

» SE MT/BT tipo monoposte y biposte.

La tecnolcgia adoptada para cad

a zona se basa en la disponibilidad

tecnolégica del mercado y el dimensionamiento ¢ptimo de las instalaciones de

distribucion.

Red de media tension subterranea.

= Cabies unipolares de aislacion seca de cobre.
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= Empalmes y terminaciones para cable seco.

Red de media tension aérea,

* Conductores de aluminio desnudo y ¢

ables de aluminio autoportante sobre

postes de concreto en zonas sin contaminacion salina.

*» Conductores de cobre desnudo vy c.:%bles de aluminio autoportante sobre

|
postes de concreto en zonas con cont

aminacion salina.

Equipos de maniobra y proteccion de la red de media tension.

* Subestaciones de seccionamiento ¢ maniobra equipadas con interruptores,

seccionadores bajo carga y seccionadores segun requerimientos de la

topologia de la red considerada.

» Seccionadores fusible (cut-out) y seccionadores baja carga aereos.

* Otros como recloser, seccionalizadores y banco de condensadores.

Subestaciones de distribucion MT/BT.

* Tipo convencional a nivel y subterrapea, compacta en pedestal y bdveda,

biposte y monoposte de acuerdo a ta zonificacion.

Red de baja tension subterranea.

» Cables unipolares de aislacién seca ¢

e cobre.

* Empalmes, derivaciones y terminaciones para cable seco.

Red de baja tension aérea.

* Conductores de aluminio autoportante sobre postes de concreto.

Alumbrado Publico.

» (Conductores

(exclusivos y compartidos).

de aluminio autoportante sobre postes

de concreto

= Eqguipos de control y medicion del alumbrado publico equipados con

i
|
P

fotocélula, contactor, proteccién térmi

= Pastorales metalicos.

ca y medidor.

= Lamparas de vapor de sodio de 70 W, 150 Wy 250 W.
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Para la red de media tension se ?dOptO redes trifasicas en 10 kV con
neutro aislado en redes subterrdneas y con neutro rigido en redes aéreas. Para la

red de baja tension se adopto redes trifésica's en 220 V.

Los costos estandar de inversion|de las instalaciones de distribucion
eléctrica comprenden los costos directos |(materiales, stock, mano de obra y
transporte y equipos) y los costos indirectos (ingenieria, gastos generales e
interés intercalario). Los costos de los materiales y recursos (mano de obra y

transporte y equipos) corresponden a valores de mercado.

Las inversiones no eléctricas corresponden al equipamiento (terrenos,
edificios, vehiculos, equipos de medicion y (Eontrol, equipos de oficina, equipos de
computo, etc.) requerido para la prestacion del servicio de distribucién eléctrica.

Costos de Explotacion

Los costos de explotacion se determinaron para la empresa modelo y
comprende los costos de operacion y mantenimiento de las instalaciones
eléctricas del sistema econdmicamente  adaptado y los costos indirectos

correspondientes’a la organizacion "ad hoc"|de la empresa modelo. "

Para la determinacion de los costos de explotacion técnica directos se
identificaron las actividades correspondientes a la operacién y mantenimiento de
las instalaciones de distribucion eléctrica de la empresa modelo. Se consideraron
los costos de materiales, mano de obra y transporte y equipos de cada actividad,

as{ como, los rendimientos y frecuencias.

Los costos de explotacion comercial corresponden a los costos de las
actividades de atencion al usuario, IectLiJra de medidores y procesamiento,

. . \
emision, reparto y cobranza del recibo o factura.

Finalmente, se incorporo [os costos indirectos resultantes de la

asignacion de los costos de gestién, administracion, contabilidad y otros de la
empresa modelo. Adicionalmente, se dedujo los costos correspondientes a otras
|
. - | . .
actividades no reguladas tales como conexiones, cortes y reconexiones,

arrendamiento de postes, mantenimiento de instalaciones de terceros, etc.
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3.2.4.4.2 Sector tipico 2
Valor Nuevo de Reemplazo

Se realizd una zonificacidon del mercade de acuerdo a la densidad de
carga, tipo de usuario y homogeneidad de la zona para fa definicion de la

topologia y tecnologia del sistema.

La red de media tension comprende redes aéreas trifasicas en 10 kV con
neutro rigido y conductores desnudos de Lleaoién de aluminio sobre postes de
concreto, y redes subterraneas con cables unipolares de aislacion seca de cobre
para las salidas de los alimentadores de |os centros de transformacion AT/MT .
Los equipos de proteccion y seccionamiento de la red de media tension estan
constituidos por recloser, seccionalizadores, seccionadores bajo carga Yy

seccionadores fusible (cut-out).

Para las subestaciones de distribucion MT/BT se considero

transformadores trifasicos en estructuras tipo monoposte y biposte con postes de

concreto y tablero de control.

La red de baja tensién es aérea trifasica en 380/220 V con neutro corrido
y cables autoportantes de aluminio sobre postes de concreto. Para el alumbrado

publico se considero lamparas de vapor d‘e sodio de 70 W, 150 Wy 250 W, vy

equipos de control y medicion del alumbrade publico equipados con fotocélula,

contactor, proteccion termica y medidor.

Los costos estdndar de inversion de l|as instalaciones de distribucion

eléctrica comprenden los costos directos| (materiales, stock, mano de obra vy

transporte y equipos) y los costos indireTctos (ingenieria, gastos generales e

interes intercalario). Los costos de los materiales y recursos (mano de obra y

transporte y equipos) corresponden a valores de mercado.

Las inversiones no eléctricas ~corresponden al equipamiento (terrenos,
edificios, vehiculos, equipos de medicidn y|control,-equipos de oficina, equipos de

computo, etc.) requeridos para la prestacién del servicio de distribucion eléctrica.
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Costos de Explotacion

Los costos de explotacion se dete‘rminaron para la empresa modelo y
comprende los costos de operacidon y mantenimiento de las instalaciones
eléctricas del sistema econdmicamente adaptade y los costos indirectos

correspondientes a la organizacion "ad hoc"|de la empresa modelo.

Para la determinacién de los costios de explotacion técnica directos: se

identificaron las actividades correspondientes a la operacion y mantenimiento de

|

las instalaciones de distribucién eléctrica d? la empresa modelo. Se consideraron

los costos de materiales, manc de obra y transporte y equipos de cada actividad,

asi como, los rendimientos y frecuencias.

Los costos de explotacion comercial corresponden a los costos de las
actividades de atencion al usuario, lectlira de medidores y procesamiento,

emision, reparto y cobranza del recibo o factura.

Finalmente, se incorporé los costos indirectos resultantes de Ila
asignacion de los costos de gésﬂén, administracion, contabilidad y otros de la
empresa modelo. Adicionalmente, se dedujo los costos correspondientes a otras
actividades no reguladas tales como c’:onexiones, cortes y reconexiones,

arrendamiento de postes, mantenimiento de instalaciones de terceros, etc,
3.2.4.4.3 Sector tipico 3

Valor Nuevo de Reemplazo

La red de media tensidn es aérea y comprende redes trifasicas con
neutro solidamente aterrado en 13.2 kV, Iy redes monofasicas con retorno por
tierra en 7.6 kV, conductores desnudos de|aleacion de aluminio sobre postes de
madera_ Los equipos de proteccion y seccionamiento de la red de media tension
estan constituidos por seccionadores fusible (cut-out), seccionalizadores, recloser
en los alimentadores largos y para la proteccion contra sobre tensiones se

utilizaron pararrayos tipo distribucion de oxido de zinc.
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Para las subestaciones de distribucion MT/BT .se considera
transformadores monofasicos vy trifasicas en;estructuras tipo monoposte y biposte
con postes de madera, tablercs de proteccién de la red de baja tension, control y

medicion del alumbrado publico para trarg:\sformadores mayores a 15 kVA vy

tableros de control y medicién del alumbrado publico para transformadores

menores a 1 5 kVA.
|
La red de baja tension es aerea y é:omprende redes trifasicas en 220 V,
redes monofasicas en 440/220 V con neutro corrido, cables autoportantes de
aluminio sobre postes de madera. Para el alumbrado publico se considero
|
lamparas de vapor de sodio de 50 W y 70 W, y equipo de control compuesto por

celula fotoeléctrica.

Los costos estandar de inversion!de las instalaciones de distribucidon

eléctrica comprenden los costos directos |(materiales, stock, mano de obra vy

transporte y equipos} y los costos indirectos (ingenieria, gastos generales e
interés intercalario). Los costos de los materiales y recursos {mano de obra y

transporte y equipos) corresponden a valores de mercado.

. i
. . 1 -, . | . ..
Las inversiones no electricas corresponden a la asignacion del
equipamiento (terrencs, edificios, vehiculos, equipos de medicion y control,
equipos de oficina, equipos de computo, etc ) requeride para la prestacion del

servicio de distribucion electrica. !

Costos de Explotacion

Los costos de explotacién se determinaron para la empresa modelo y

comprende los costos de operacion y mantenimiento de las instalaciones
eléctricas del sistema econémicamente; adaptado y los costos indirectos
correspondientes a la organizacion "ad hoc! de la empresa modelo.

Los costos de explotacion técnica directos se determinaron en funcion de
las actividades de operacion vy mantenimiento estandar, periodicidad de las
mismas, rendimientos y costos de mano c}e obra y transporte y equipos de las

instalaciones de la empresa modelo. |
\

i
;
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Los costos de explotacion comercial corresponden a los costos de las
actividades de atencion al usuario, lectura de medidores y procesamiento,

emision, reparto y cobranza del recibo o fac‘ura_

Finalmente, se incorpord los costos indirectos resultantes de la
asignacion de los costos de gestion, administracion, contabilidad y otros de la

empresa modelo.
3.2.44.4  Sector tipico 4

Valor Nuevo de Reemplazo

El proceso de optimizacion se realizd considerando tres zonas: semi-
urbana, semi-rural y rural. Para la zona semi-urbana la red de media tensién se

determina segun la mejor ubicacion de las subestaciones de distribucion

MT/BT y la red de baja segun modulos optimos construidos segun la
demanda, longitud de red y caida de tensiélw admisible. Para la zona semi-rural se
considera las subestaciones de distribucion MT/BT cerca de los centros de carga
que determina la red de media tension. LF red de baja tension se determina a
partir de la adaptacion de la red existente. Para la zona rural se considera las
subestaciones de distribucién MT/BT cercal|de los centros de carga que determina
la red de media tensién y la alimentacién directa de los usuarios desde la

subestacion.

La red de media tension es aérea y comprende redes trifasicas con

neutro solidamente aterrado en 13.2 kV, |y redes monofasicas con retomo por

tierra en 7.6 kV, conductores desnudos de aleacién de aluminio sobre postes de
madera. Los equipos de proteccion y secc‘lonamiento de la red de media tension
estan constituidos por seccionadores fusible (cut-out), seccionalizadores, recloser
en los alimentadores largos y para la proteccidn contra sobre tensiones se

utilizaron pararrayos tipo distribucion de éxido de zinc.

Para las subestaciones de |distribucidn MT/BT se considero
transformadores monofasicos y trifasicos en estructuras tipo monoposte y biposte

con postes de madera, tableros de proteccion de la red de baja tensién, control y
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medicion del alumbrado publico para transformadores mayores a 15 kVA vy
tableros de control y medicion del alumbrado publico para transformadores

menores a 15 kVA. j

La red de baja tensidn es aerea y fcomprende redes trifasicas en 220 V,
redes monofasicas en 440/220 V con netthro corrido, cables autoportantes de

aluminio sobre postes de madera. Parale! alumbrado publico se considero

lamparas de vapor de sodio de 70 W, y eduipo de control compuesto por célula

fotoeleéctrica. |
|
Los costos estandar de inversion de las instalaciones de distribucién

eléctrica comprenden los costos directos’ (materiales, stock, mano de obra y

transporte y equipos) y los costos indirectos (ingenieria, gastos generales e
interés intercalario). Los costos de los ma:\teriales y recursos (mano de obra vy

transporte y equipos) corresponden a valores de mercado.
!
i

Las inversiones no electricas corresponden a la asignacion del

\
eguipamiento (terrenos, edificios, vehn’cul}os, equipos de medicion y control,
equipos de oficina, equipos de computo, etc.) requeride para la prestacion del

servicio de distribucion eléctrica. l

Costos de Explotacidn

Los costos de explotacion se determinaron para la empresa modelo y
comprende los costos de operacion vy jmantenimiento de las instalaciones
eléctricas del sistema econémicamente| adaptado y los costos indirectos

correspondientes a la organizacién "ad hoc'' de la empresa modelo.
i

Los costos de explotacion técnica directos se determinaron en funcién de

las actividades de operacion y mantenimiento estandar, periocidad de las mismas,

| .
rendimientos y costos de mano de obra y transporte y equipos de las
instalaciones de la empresa modelo. ‘

Los costos de explotacién comercial corresponden a los costos de las
i

actividades de atencién al usuario, lectura de medidores y procesamiento,

emisién, reparto y cobranza del recibo o factura.
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Finalmente, se incorporo los costos indirectos resultantes de la
asignacién de los costos de gestidon, admijnistracion, contabilidad y otros de la

empresa modelo.

Los resultados aprobados por la GART para la Regulacion de las Tarifas
de Distribucién Eléctrica del pericdo novis‘ambre 2001 - Octubre 2005 son los

obtenidos por el Consultor VAD.

Valor Agregado de Distribucion y Cargos Fijos

Descripcion Unidad Media |Baja Cargos Fijos
Total CFE__CFS CFH
Valor Nuevo de Reemplazo |miles US$ 11069 |243 316
Costo Anual de Inversién miles USS 13742 30206
(Anualidad del VNR)
Costo Anual de Explotacion |miles US§$ 6324| |15555
Total Costo Anual miles USS 20066 |45761 (5351.7|5 40.0 942
Demanda kKW 560 | |362 '
Numero de Clientes Unidad 77740 |774 29431440
Valor Agregado de Distribucion
Inversion US$/ kW-mes 1.939 |6.585
Explotacion US$ / kW-mes 0.892 [3.391
Total US$/ kWmess |2.831] |9.976
Cargos Fijos US$/ mes | [0.544 [0.542 [1.076/1.69
Valor Agregado de Distribucion (*)
Inversi6n S/ KW-mes  [6.755 [22.941 |
Explotacion S/./kW-mes  [3.109 [11.614 |
Total Si/ kW-mes  19.863 [34.755 |
Cargos Fijos S/./cliente-mes | \ |1.897 [1.887 |3.74 [5.90
(*} Tipo de cambio (S//USS). 3.484 ‘

COMENTARIO:

El Sector Eléctrico peruano con el|OSINERG, como organismo reguiador

de las tarifas eléctricas, y de acuerdo a la Ley de Concesiones Electricas y su

alculo del VAD, utiliza la llamada “tarifa

|

de Distribucion Eléctrica” para el objetivo planteado, de tal forma que permita a

los distribuidores la fijacion de sus ingresos, tal gue siempre cubran sus costos de

reglamento, en esta seccion dencminada c
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compra, inversion, operacion y mantenimiento y sus perdidas tanto de potencia

como de energia y a la ves se obtenga una

rentabilidad para los mismos.

De acuerdo a lo estipulado, la metodologia utilizada para el célculo de

VAD, se basa en términos semejantes| a los términos empleados en la

metodologia del mercado eléctrico ecuatoriano, con la diferencia de un término

nuevo denominado Valor Nuevo de Reemplazo (VNR), como también el valor de

la tasa de descuento y la asignacion de la

funcional.

vida Util de las instalaciones por etapa

El célculo del VAD en el Pery, esta analizado en funcién a determinados

sectores de distribucién tipicos citados en esta seccion

3.3 CHILE

3.3.1
CHILE

Dadas las actuales caracteristicas
perspectivas que entrega el nuevo Anteprc
Valor Agregado de Distribucion (VAD),

empleada por el regulador en Chile para tar

La regulacion del sector de elects
1982 a través de la Ley General de

Latinoameérica. En particular, la actividad a

CALCULO DEL VALOR AGREGADO DE  DISTRIBUCION EN

de la iegislacion chilena y las futuras
vecto que modifica el actual DFL1, el
continuara siendo la metodologia

ificar los sistemas de distribucion.

icidad en Chile iniciada en el afio de
Servicios Eléctricos, es pionera en

e la distribucion es considerada como

un monopolic natural y dada en concesion geografica a las diferentes empresas.

La definicion de a tarifa de distribu

cion, llamada VAD (Valor Agregado de

Distribucion) se hace para periodos de 4 anos, y tienen en cuenta los siguientes

componentes: Costos fijos, pérdidas de energia, inversiones y costos de

administracion, operacion y mantenimiento

de la red (AOM).
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Para la valoracion de activos e inversiones utilizan la metedologia de
VNR (Valor Nuevo de Reemplazo). La retribjucic’)n de capital se hace con base en
una “red de referencia’ adaptada econc')n:’]icamente a la demanda que debe

atender la empresa y una tasa de rentabilidad fijada por el regulador.

La regulacion prevee indices de calidad del|servicio discriminados por area tipica
de distribucion. Se hacen exigencias en aspectos como ia continuidad, calidad de

onda y atencién de clientes.

|
El Valor Agregado de Distribucion WAD) es la metodologia que estipula
la Ley General de Servicios Eléectricos para. caicular la remuneracion de las

empresas de distribucion y cargar al usuario final en su cuenta un cobro por

concepto de uso de la red de distribucion.

Si bien el VAD rige; como una componente de la tarifa al usuario final,

solo para clientes reguladoes, resulta justo para el cliente libre que se le cobre una

tarifa igual o similar. De lo contrario, existirie‘l un.subsidio de facto a una de las dos

actividades. En el caso de que dicha diferehcié sea importante para el segmento

de clientes libres, este hecho puede daﬁar’ la Eompetencia y crear significativas

barreras de entrada a nuevos competidores.;
\

Lo expresado en el parrafo anterior|/implica que el estudio detallado de las

componentes y metodologia de calculo d_|ei VAD, resultan esenciales para el

establecimiento de una tarifa o peaje de di§vibucién justa y eficiente en términos
|

economicos.

La metodologia empleada para el calculo del VAD, se basa en cinco

areas tipicas de distribucion, las mismas gque se detallan a continuacion:

-

Area 1 |

Red exclusivamente subterrdnea debido} a la exigencia de una ordenanza
municipal o decreto alcaldicio vigente gque obliga a la construccion de redes

subterraneas en ciertas areas especificas.
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Area 2

Red aérea de tipo urbanc densamente poblado (poblacion mayor a 70.000

habitantes).

Area 3

Red aérea de tipo urbano con densidad de poblacién media

Area 4

Red aérea de tipo urbano - rural con baja densidad de poblacién

Area 5

Red aérea de tipo rural con muy baja densidad de poblacion.

A partir de este analisis zonal la| CNE chilena ha definido una nueva
metodologia de areas tipicas de di$tribuci6n, la cual establece un area de
distribucion completa para toda la z::)na de concesién de cada empresa, sin
establecer diferencias entre sectores de una empresa. Posteriormente. a través
de factores de sectorializacion de costos, el VAD es ajustado para reflejar las

caracteristicas de cada comuna o zona de facturacion.

Para establecer las nuevas areas de distribucion, el regulador se baso en

los datos de VNR fijados por la SEC para cada empresa.

Cabe destacar que el hecho de| que el VAD sea unico para toda la

empresa modeijo, implica gque se han |sumado la totalidad de los costos,

incluyendo, por ejemplo, redes aéreas y subterraneas. Posteriormente, al fijar las

tarifas a los consumidores finales, este e‘fecto se corrige mediante factores de
sectorializacion de costos. Sin embargo, estos factores, generalmente comunales,
podrian no reflejar en forma precisa la sitiacion actual de la red de distribucion.

Ello puede llevar a que usuarios de comunas con redes eminentemente aéreas




cada concesionaria.

del valor agregado de distribucion:

3.3.2.1 Costos fijos de atencion al cliente

reguladcs son:
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estén subsidiando a aguellos consumidores que utilizan en su mayoria redes

subterraneas. Del mismo modo, una s;tuﬁiCton similar podria ocasionarse con
aquellos clientes rurales dentro de una|zona de concesidn eminentemente
urbana, ya que la tarifa de los oonsumidore‘s urbanos .podria subsidiar a aguellos

clientes alejados, cuya red de distribucién es mas larga y, por ende, mas costosa.

El exito de esta nueva metodologia se basa, en forma importante, en la

veracidad y exactitud de! estudio de VNR|de cada empresa, de modo que los

costos unitarios de las instalaciones reflejen en forma fiel las caracteristicas de

Componentes del Valor Agregado de Distribucion (VAD)

Tanto la Ley General de Servicios Electricos (articule 106°, [CNES2])

como su reglamento (articulo 294" del DFL{1), [CNE197] indican las componentes

Costos fijos por concepto de gastos de administracion. facturacién y
atencion al usuario, independientes de su consumo.

Pérdidas medias (estandares) de distribucién en potencia y energia;

Costos estandares de inversion, | mantencién y operacién asociados

con la distribucion, por unidad de potencia suministrada Los costos

|
|

Reemplazo, VNR, en instalaciones adaptadas a la demanda, su vida util y

una tasa de actualizacién igual al 10 % real anual.

anuales de inversion se calculan considerando el Valor Nuevo de

Los costos fijos que se incluyen por este concepto en caso de clientes

Costos varios de atencion al cliente gue no sean costos de lectura de

medidores ni facturacion. Estos costos |generaimente se componen de una
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porcion de las remuneraciones del personal dedicado a la atencion comercial,
|
costo de lectura de medidores, separado p?r tipo de medidor (medidor simple de

energia, y demanda contratada y de energia y demanda horaria).

|
Costos de facturacion y cobranza, ’que incluyen, por ejemplo, reparto de
facturas y -boletas, reparto postal, insumos de boletas y recaudacion externa e

interna.

Muchas de las actividades mencionadas son externalizadas por parte de
la empresa distribuidora. Sin embargo, los costos asociados a esta
externalizacion deben ser considerados en lel VAD. Para una correcta evaluacion
de esta posibilidad de subcontratacion, es necesario realizar una comparacion de
la valoracion econdmica de los costos de subcentratacion y/o |a realizacion de la

actividad de la propia empresa.

Por otra parte este concepto no debende de la potencia suministrada por
P

la red si no mas bien de la cantidad de clientes segun el tipo de medidor.
3.3.2.2 Pérdidas de distribucion

El consumidor final debe cancelar| un porcentaje extra de los costes de

distribucion por concepte de pérdidas de |la red de distribucion. Puntualmente,

dentro de este concepto se consideran las pérdidas técnicas de la red (perdidas
ohmicas de conductores, perdidas en transformadores. fusibles. etc.) y las

perdidas por concepto de incobrables (robo;s, hurtos, cuentas no cobradas, etc.).

j
Las perdidas de potencia y energia se expresan a través de factores de
expansion de pérdidas, los cuales consideran la razon entre la potencia total
ingresada a los sistemas de alta y media tension de distribucion y la potencia total

efectivamente cobrada al cliente final. Los datos anteriores se obtienen a partir de

un balance de potencia y energia de la empresa distribuidora.

3.3.2.3 Costos estandares de inversion, operacién y mantenimiento




i
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Representan la componente mas relevante del VAD, ya que reflejan los
costos asociados a la inversidn y la explotacion de las redes de distribucion.

|
Basicamente, los costos considerados son [CNE10Q]:

» Costos de instalaciones de distribucion de alta {AT) y baja (BT)

tension.

Los costos de instalaciones de distribucién se dividen en tres items
principales: lineas de AT, lineas de BT y subestaciones de distribucion
(transformadores AT/BT). Todos ellos se subdividen a su vez en instalaciones

aéreas y subterraneas.

Para el casoc de las redes aéreas‘ (tanto AT como BT), se consideran

costos por concepto de los [km)] de lineas, bostes estructuras, equipos eléctricos,
|

tomas a tierra y otros. Para el caso de la red AT subterranea, se consideran

costos por concepto de los [km] de lineas, camaras, canalizaciones, equipos

eléctricos, tomas a tierra y otros.

De las componentes antericres destacan, para el caso de la red aérea
AT, los km. de red, las estructuras, los equipos eléctricos (fusibles,
desconectadores, reconectadores, condensadores, etc.). Para el caso de |a red

subterranea AT, destacan los km. de red y.|en mayor medida, las canalizaciones,

gue representan grandes costos debido a que la red debe ser enterrada. En las

redes de BT no existe gran equipamientoi (solo fusibles), por lo que la mayor

incidencia en los costos de instalaciones aéreas viene dada por los km. de red v,

en menor medida, por los postes (en baja tension existe gran cantidad de

postacion adicional respecto a la alta tensién).

Para el caso de las lineas BT subterraneas, la mayor incidencia en costos
viene dada por la canalizacién de las redes y, en menor medida, por los km. de

red y por [@as camaras.
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Para el caso de los costos de las |subestaciones de distribucion aéreas
(transformadores AT/BT), se consideran transformadores, estructuras y equipos
eléctrices. En lugar de estructuras, pana el caso de los transformadores

subterraneos, se agregan boévedas. Claramente, la mayor incidencia en estos

|
| . . ..
costos esta en el costo de los transformadones de distribucion.

« Costos de instalaciones muebles e inmuebles, asignados a alta (AT} y

baja (BT) tension de distribucion.

Las instalaciones muebles e inmuebles representan aquel eqguipamiento
gue necesita la empresa modelo para realizar su servicio y que no son
instalaciones de distribucion propiamente| tal. Principalmente, corresponden a
instalaciones requeridas para tal gestion comercial de clientes y para Ia

mantencion y operacion de las redes.

Los costos por instalaciones muebles e inmuebles se componen de:
empaimes, medidores, terrenos, ediﬂcios‘, vehiculos, equipos de laboratorio,
equipos de computacién, equipos de maestranza y bodega, equipos de

comunicaciones y equipos de oficina [CNE!‘] 00]. De los items anteriores, aquellos

con mayor relevancia son 10s equipos de computacion, equipos de comunicaciéon
1

y los edificios. Los equipos de computa!cic')n para una empresa distribuidora

comprenden equipos para la administracion, atencion del cliente y para el control

de las redes. Los equipos de comunicacién comprenden equipos tele
comandados y, en general, instrumentacion que asegura la calidad de servicio
adecuada. Finalmente, respecto a los edificios, existen de atencidén comercial,

administrativos, bodegas y de control de Jared.

- Costos de bienes intangibles

De acuerdc a ia reglamentacion del DFL1, los bienes intangibles
corresponden al 2% de los bienes fisicos (articulo 312°, [CNE197J), por lo que se
calculan como dicho porcentaje de la| suma de los costos de inversion

(instalacicnes de distribucion mas instalaciones muebles e inmuebles.
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- Capital de explotacion

El capital de explotacion corresp(i)nde, de acuerdo al reglamento del

DFL1, a un doceavo de las entradas de explotacién de la empresa real (articulo

312", [CNH197]). A su vez, dichas entradz‘ls de explotacion se definen como el

total percibido por la empresa distribuidora de la aplicacion de las tarifas

calculadas, mas otras entradas como por ejemplo, arriendo

» Costos de operacion y mantenimiento de alta (AT) y baja (BT) tension

de distribucion

Los costos de operacion y mantenimiento son, junto con los costos de

inversion, aquellos mas relevantes en ei |valor final del VAD. A partir de las

instalaciones de distribucion dimensionadas por el consultor eficiente, vy

adaptadas a la demanda, debe realizarse un estudio de los costos originados por

la operacién y mantenimiento de dichas redes. En términos generales, los costos

de operacion y mantenimiento, COyM, cor‘mstan de costos asociados a recursos
. . . - * ! -

humanos, instalaciones, equipamiento, materiales y repuestos necesarios para

operar y mantener las redes de distribucion de acuerdo a la calidad especificada.

Dichos costos se asocian a los siguientes items: distribucion AT (aérea y

subterranea), distribucion BT (aérea y subterranea), subestaciones AT/BT (aérea

y subterranea) y atencion de clientes AT y BT.

El consultor debe evaluar la conveniencia de subcontratar estas

actividades o, en su defecto, realizarlas internamente por parte de la empresa.

Ademas, se debe evaluar la conveniencia de separar las actividades del COyM en

realizar ambas actividades en forma conjunta [CNE100C].

Los resultados de cada item de COyM dimensionado por el consultor

AT y BT o, en su defecto, aprovechar las economias de escala o sinergias de

dependen fuertemente’ del mix de actividades de personal propic vy
subcontratados que se elijan. Generalmente, las remuneraciones de personal

propic y los pagos por servicios a terceros son las partidas cocn mayor valor Desde
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el punto de vista de [as actividades a las cuales son asignados lcs COyM,
generalmente aquellas de mayor relevancia|son las de distribucion BT y AT, en tal

orden de importancia.

Para el caso de las instalaciones, tanto de distribucion como muebles e

|

tasa de actualizacion de un 10 %. Los costos de operacion y mantenimiento son

inmuebles, se calcula una anualidad que considera una vida Util de 30 anos y una
calculados anualmente. Como indica la definicién del DFIL1, una vez sumados |os
costos anteriores, tanto para AT como BT,|estos se dividen por la potencia total

de punta [MW] que circula por ambos segmentos de red ( AT y BT), obteniendose

de este modo un costo anual medio por unidad de potencia [$/kW - afo].

Resulta importante destacar que todas las componentes del VAD deben
calcularse de acuerdo al cumplimiento de |los estandares de calidad de servicio
impuestos por el reglamento del DFL,1 (anticulo 284" del reglamento del DFL1),
[CNE197].
:

3.3.3 Procedimiento de calculo del Valor Agregado de Distribucidn

Con el objeto de reflejar las | particularidades de cada empresa

distribuidora o sector de distribucién, la CNE establece ciettas areas de

|

distribucion tipicas, sobre las cuales se deben calcular las componentes del VAD
separadamente, cada empresa debe forme‘nr parte de una de estas areas tipicas.
ya sea en forma completa o dividida en sectores que corresponden a cada area
tipica. Para establecer dichas areas tipicas, el regulador se basa en indices tales
como la densidad y ubicacién del consumo, ruralidad y tamano de las empresas

concesionarias (articulo 295" reglamento del DFL1, ICNE197].

A partir de las areas de distribucic?n tipicas, es necesario establecer una
empresa modeilo para cada una de ellés, sobre la base de las cuales son

calculados los componentes del VAD. La [CNE encarga un estudio para estimar

los costos asociados a la empresa modelo (descritos en 3.3.1.) a una o mas

. ! . .
empresas consultoras, deben realizarse tantos estudios de costos como areas

tipicas existan. Paralelamente, las empresas distribuidoras encargan un estudio
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con idénticas caracteristicas a otras empr,

estudio puede encargarse en forma de agr
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esas consultoras de prestigio. Dicho

upacion de empresas distribuidoras o

individualmente y debe considerarse unal empresa modelo establecida en el

mismo lugar en que se establecen las empresas modelo de los estudios de la .
comision. En el caso de los estudios encargados por las empresas, la CME posee
la facultad de revisar estos y requerir cualguier explicacién pertinente, de modo de
intentar evitar la asimetria de informacion|entre el regulador y la empresa. Sin
embargo, en caso de no existir acuerdo respecto a estas explicaciones, prevalece

o |
el criterio de la empresa sobre el del regulador.

Para cada &rea tipica, la CNE calcula el promedio ponderado de los

valores resultantes de los estudios de VAD, con una ponderacion de un tercio

elegido por la Comision (articulo 107° DFELI). [CNEB2]. A partir de los valores

agregados ponderados y fos precios de nudo correspondientes, la CNE elabora

un conjunto de tarifas al usuario final, utilizando los correspondientes factores de

para el estudio de la empresa y dos tercios para aquel elaborado por el consultor

ceincidencia, de sectorializacion de costos

correspondientes.

y los indices de evolucion de precios

A partir de las tarifas calculadas por la CNE. cada empresa informa a esta

ultima los ingresos que habrian percibido el

resultado de la aplicacion de las nuevas

ano anterior a la fijacién tarifaria como

tarifas calculadas. Seguidamente, la

CNE, de acuerdo a los ingrescs y a los costos de explotacion informados por las

empresas, calcula la tasa de rentabilidad

econdmica agregada de la industria,

sumando ingresos y costos de todas las empresas concesicnarias (articulo 108°

del DFLI), [CNES8]. Si la tasa de rentabi[i?ad agregada antes de impuestos se

encuentra dentro de la banda del 6% al 14%, tanto [cs valores agregados como

las tarifas resultantes son aceptados. De I<L contrario, los valores agregados son
ajustados para cobtener una tasa de rentakiailidad dentro de la banda. Las tarifas

resultantes son validas para los préximos 4 anos luego de promulgadas, de

acuerdo a ias formulas de indexacion propuestas.

3.3.4 Caracteristicas de la empresa modelo




-
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Tanto los consultores elegidos por/la Comision, como aguelics elegidos

por las empresas, deben confeccionar una empresa modelo para cada area de

distribucién. El reglamento del DFL1 entrega las indicaciones necesarias acerca
de la naturaleza de la empresa modelo. Lo}s supuestos por los cuales se rige la
empresa modelo son los siguientes (a#ticulé 286" reglamento del DKL1),

[CNH197]:

» (Calidad de servicio
La empresa modelo cumple con los estandares de calidad de servicio exigidos por

el reglamento.

» Instalaciones adaptadas a la demanda

Las instalaciones de la empresa modelo se encuentran adaptadas a la demanda
en el momento del estudio y a su proyecciérL de crecimiento.

» Eficiencia
La empresa modelo es eficiente en terminos de su politica de inversiones y en su
gestion.

» Laempresa modeio opera en el pafs.

Uno de los puntos relevantes de acuerdo a los supuestos antericres

adaptado a la demanda. Ello implica que el consultor debe dimensionar ia
e . [
empresa modelo de acuerdo a las condiciones actuales de demanda, sin perjuicio

de que las instalacicnes reales de la empresa puedan nc coresponder a las

guarda relacion con un concepto usado en la mayoria de los paises; un sistema

estrictamente necesarnas y suficientes para abastecer dicha demanda. incluyendo
una holgura que permita satisfacer el crecIimiento esperado del consumo en los
cuatro anos siguientes a la fijacion de tarifas. La senal a los consumidores gue
resulta segun este procedimiento es-que‘ estos Ultimos deben pagar por las

instalaciones necesarias para satisfacer su demanda actual, sin subsidiar con su

pago a las inversiones futuras de la distribuidora.

Los términos de eficiencia de instalaciones y gestion son muy amplios.

L \ . . .
Basicamente, la empresa modelo debe usar la tecnologia necesaria para cumplir
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con los estiandares de calidad de suministro en un marco de eficiencia en

términos del tipo de instalaciones y costos Iasociados. Para ello debe contar con
un esguema organizacional adecuado, lns‘talamones de distribucién suficientes

para dar el servicio adecuado y la dotacion de personal necesaria para cumplir

con sus funciones,

3.3.5 Valorizacion de instalaciones: concepto de VNR

La Ley General de Servicios Eléctri|cos indica que todas |as instalaciones
de distribucién y muebles e inmuebles, deben ser valoradas a valor nuevo de
reemplazo (VNR). Al respecto, el reglament‘o de dicha Ley establece la definicion
del termino VNR como: “el costo de renovar todas las obras, instalaciones y
bienes fisicos destinados a dar el servicio de distribucion en las respectivas zonas

de distribucion” (articulo 312°, reglamento del DFLI) [CNE197].

El concepto de VNR incluye todos los costos que incurriria la empresa

distribuidora al establecer o construir sus instalaciones al momento de la fijacion

de tarifas. En términos simples, corresponde al costo total de "establecer la
empresa desde el comienzo". De este modo, el VNR no sclo comprende los
costos del material o equipamiento propiamente tal, sino gue comprende otros
costos como los de ingenieria, bodegaje, puesta en servicio e intereses

intercalarios.
3.3.6 Valores Agregados resultantes

A partir de los datos explicados E‘interiormente, el consultor calcula los

valores agregados resultantes, para cada area tipica y separados en los

siguientes componentes:
a) Costos fijos de atencion al cliente segun tipe de medidor.

Corresponden a los valores de CFE, CFD y CFH, calculados segun lo descrito en

|$/cliente],
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b) Factores de expansion de pérdidas.

L os factores de expansion de pérdidas reflejan las pérdidas relacionadas
|
a la eficiencia técnica de las redes de cac;ia empresa distribuidora {pérdidas de

distribucién) mas las perdidas por incobrabjles- Cabe sefalar que los factores de
' |
expansion de perdidas no se expresan directamente como un item de costos, sino

que, al ser calculadas las tarifas al usuario final, se expresan comoc un

multiplicador de los costos de inversion, operacion y mantenimiento.

c) Costos de inversion, operacion y mantenimiento por unidad de potencia.

Este item, se obtiene por medic de la suma de los costos que o

componen: inversion en distribucion, bienes muebles e inmuebles, intangibles,

|
|

mantenimiento se calculan por separado para redes AT y BT, fo cual significa que

todos los clientes de baja (alta) tension pagan, en forma unitaria a su potencia o

capital de explotacion y los COyM. Los costos de inversion, operacion vy

energfa consumida. Posteriormente, al introducir las formulas tarifarias para los

clientes finales, por medio de los factores de sectorializacion de costes, cada
|

usuario paga una tarifa de acuerdo a las caracteristicas comunales (sectoriales)

de la red de distribucién que lo abastece.

La glosa de estos costos incluye |la anualidad {(tasa 10%, 30 afAos de vida

util) de los costos de inversion en redes (de distribucion, en bienes muebles e

inmuebles, en bienes intangibles y en capital de trabajo, expresados en [$-afio].
. |
- . | .,
Ademas, se incluyen los costos anugles por conceptc de operacion vy
| ) . .
mantenimiento, también en [$-afo]. Todos los costos son propics de cada area

tipica y se entregan por separado para AT)‘/ BT.

Con el objeto de obtener el costo medio de distribucion, los costos
anteriores son divididos por la potencia tétal [MW] coincidente con la punta de
distribucion de la empresa modelo, término que se obtiene a través del balance de

potencia, y su ecuacion es:
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CAT —
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Donde:
- oMMy emM®:  costo medio de inversion, operacion y mantenimiento en AT y

BT,-respectivamente, en [$/kW-ano].

»  Cuis'" ¥ Caie 27 Costo total de instalaciones de distribucion en AT y BT

respectivamente, en (MM3).

 Cwmel'" Y Cume”' costo total de instalaciones muebles e inmuebles en AT y BT,

respectivamente, en [MMS].

- Cs”" yCs®T  costo total de bienes intangibles en AT y BT, respectivamente, en

[IMMB].

BT

« Ce y Cer costo total por concepto de capital de trabajo en AT y BT,

respectivamente, en [MMS$).

Ccoym’' ¥ Ceom®' costo total anual de

respectivamente, en [MM$-ano).

operacion y mantencion en AT vy BT,

- fre factor de recuperacion del capital. Equivale al factor de la anualidad

correspondiente con una tasa de descuento de 10% y una vida util de 30 anos. Su

valor es de: frc = 0,1068.

« MWar vy MWpr poténcia total del area tipica coincidente con la punta de la

distribucién en AT y BT, en [MW], respectivamente (desde los codigos C2 y F2 del

balance de potencia).




3.3.7 Resumen de Valores Agregados

A partir de las formulas y conceptos de VAD entregados por [os;

consultores, se calculan los valores agregados resuitantes, promediando con

pescs de un tercio y dos tercios los estudio.‘s de los consultores y de las empresas
y la CNE, respectivamente. la siguiente tabla muestra los valores agregados

resultantes, por area tipica.

Tabla : Valores Agregados Ponderados. Fijacion Tarifaria

Area Costos de inversién + COyM Costos fijos atencién clientes
Tipica
AT BT CFE CFD CrH
[$/xwWh-afio] [3/xkwWh-afio] |[3/Cliente--afic] | [$/Cliente-ano] | [$/Cliente-ario]
Area 1 17.71 44.350 4.455 6.638 7.881
Area 2 28.242 75-262 8.170 10.868 11..843
Aread 48.957 74.861 11.117 15.227 18.141
Area 4 62.891 100.288 6.337 12329 15.941
Area 5 70.582 147.125 7.555 14.809 18.369
COMENTARIO:

El sector eléctrico chileno bajo la Uey General de de Servicios Eléctricos,

propiciados por el regulador, utiliza el Valor Agregado de Distribucion, como'

metodologia para tarificar los sistemas d
]

e distribucion y por ende calcular la

renumeracion de las empresas de distribuci

|
|

Anteriormente al igual que en el caso del Sector Eléctrico ecuatoriano el

on.

analisis del VAD, se realizaba en funcion d‘e areas tipicas de distribucion, pero en

la actualidad, el calculo del VAD es Unico, basado en componentes similares a las
‘s . . |, .

del sector eléctrico ecuatoriano, con la diferencia de un nuevo concepto

denominado Valor Nuevo de Reemplazo (WNR), y corregidos mediante factores

de sectorializacién de costos.
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Al igual que el sector eléctrico ecuatorianc la Tarifa de Distribucion

|on una tasa de descuento del 10% vy

llamada VAD se hace cada Cuatro anos, ¢
una vida util general de 30 anos para todas las instalaciones en las diferentes

etapas del distribuidor.

3.4 COLOMBIA

La gran diferencia del mercado eléctrico colombiano respecto del resto.de
los paises de Sudameérica, es que este in‘corpora la participacion de un nuevo
agente, el cual es el Comercializador, cuya actividad principal es la compra de
energia eléctrica en el mercado mayorista y la venta a los usuarios finales,
regulados y no regulados (sobre 500 KW),‘ pudiendo desarrollar su actividad en

forma exclusiva o combinada con ofras actividades del sector, con excepcion de

la transmision.

En este pais el ente regulador se llama CREG, y tiene como misidn

principal la creacion e implementacion de normas que permitan y propendan la

libre competencia en los negocios de generacion y distribucion. En tanto que |a
directriz para los negocios de transmision y distribucidon se orienta al tratamiento

de estas actividades como monopolios, buscando en todo caso condiciones de

competencia donde sea posible.

Inspirada en este ultimo principio, la CREG dicta la siguiente norma: "Los

transmisores regicnales y distribuidores |locales de energia eléctrica deben

permitir acceso indiscriminado a las redes de su propiedad por parte de cualquier
usuario, comercializador o generador que |o solicite, en las mismas condiciones
de confiabilidad, calidad y continuidad establecidas en las disposiciones legales

aplicables a esta materia."

En la actualidad, para el periodo [regulatorio 2003-2007, |a actividad se
rige por las resoluciones CREG 070 de 1998 y CREG 082 y 084 de 2002 34. Esta
regulacion incentiva la eficiencia empresarial en las labores de administracion,

cperacion y mantenimiento {AOM), vy la optimizacion de la red de distribucion




mediante |a utilizacion de su capacidad - maxima y la minimizacién de sus costos e

inversiones; ademas, protege el interés de los usuarios del servicio. Los aspectos

mas relevantes de dicha regulacion se resumen a continuacion:

Para remunerar a los propietarios de las redes de distribucion por el uso
que terceros hacen de ellas se fijan los lamados "Cargos por Uso de los Sistemas
de Distribucion Local (SDL)". A continuaciéon se detallan los aspectos mas

relevantes de estos cargos.

Articulo 45.- Los costos de distribucion que serviran de base para la definicién de
tarifas a los usuarios reguiados del servicio de electricidad, por parte de la

Comision de Regulacion de Energia y |Gas, tendran en cuenta empresas

eficientes de referencia segin areas de distribucion comparables, teniendo en

cuenta las caracteristicas propias de la region, tomaran en cuenta los costos de

inversion de las redes de distribucidn, incluido el costo de oportunidad de capital,

|

y los costos de administracion, operacion y mantenimiento por unidad de potencia

maxima suministrada. Ademas, tendran en cuenta niveles de pérdidas de energia

y potencia caracteristicos de empresas eficientes comparables

Segun la resolucion 089 dictada por la CREG en 1998, los Cargos por
uso de los SDL deben ser calculados por cada empresa distribuidora de la

siguiente forma:

1. Se hace un inventario valorade, a precio de reposicién, de todos los activos

electricos y no eiéctricos por cada nivel de tension. Con esos valores se

calcula un costo anual equivalente de los activos inventariados, tambien

para cada nivel de tension, utilizando una tabla de vidas utiles para cada

tipo de activo y una tasa de retorno de 9%.

2. Se corren modelos de flujo de energL’a correspondientes al Uitimo ano, con
las inyecciones y retiros por cada nivel de tensicn (CREG entrega niveles
de pérdidas aceptados por nivel de Lensién), encontrandose los KWh que
transitan por las lineas.

3. Se estiman los costos de administracion, operacion y mantenimiento

(AOM), a partir de porcentajes respecto del valor de inventario calculado en
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3.4.1

1, para cada nivel de tensién. (cada
los justifica con un estudio, pudiend
CREG)

El costo anual equivalente encontrad
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empresa puede proponer |0s suyos si

0 ser aprobados o rechazados por la

o en 1 mas los AOM se dividen por los

\
KWh calculados en 2, encontréndose valores promedios (para cada nivel

de tension). A estos valores se los denomina Cargos Monomios

Si los Cargos Monomios calculados por alguna empresa son superiores al
120% del cargo promedio nacicnal,|a esa empresa se aplicara un cargo
equivalente al promedio ponderado ‘por energia) nacional multiplicado por

1,2. Esto, a fin de proteger a los usuarios de una expansion no economica
de los SDL.

Los cargos calculados equivalen a los costos medios de las empresas, sin

embargo si estas pueden demost|rar gue sus costos marginales son
mayocres a los costos medios, seran estos los considerados para calcular
los cargos.

Luego ‘de terminados los estudios, cada empresa debe publicar un

resumen de estos, para que terceros interesados puedan hacer

observaciones.

Una vez terminado el proceso de estudios y aprobacién por parte de la
CREG, se fijan los cargos por 5 anos, actualizandose mensualmente con el
indice de Precios al Productor Total Nacional (IPP).

En Colombia, se reconoce para efecto de contabilizar la energia util que
pasa por las redes un porcentaje de perdidas que debe llegar
gradualmente en el ano 2005 al 8.8% en el sector urbano y al 14.2% en el
sector rural. Con esta exigencia se impide que el distribuidor trasiade a sus
usuarios las ineficiencias que se deI"ivan de no controlar o ejecutar planes

de recuperacion de pérdidas, e incentiva a su vez, a aquellos que hacen un

manejo eficiente de las mismas.

ESTRUCTURA TARIFARIA

El sector eléctrico Colombiano se dividid en cuatro subsectores: generacion,

transmision, distribucion y comercializacion. La comercializacion se definié como la




p

[/
L\

134 -

actividad consistente en la compra de energia eléctrica y su venta a los usuarios

finales, regulados o noc regulados.

A su vez, para la coordinacién del mercado mayorista de energia electrica,
se cred el Sistema de Intercambios Comerciales, encargado de administrar los
contratos, spot y de largo plazo, entre |los proveedores de energia y los

comercializadores.

3.4.2 ESTRUCTURA TARIFARIA DE DISTRIBUCION

La estructura tarifaria de distribucion/ en Colombia busca remunerar tanto a

la actividad de comercializacion de energia, como la de distribucion. Los costos de

prestacidon de servicio de distribucion se definen en forma mondémica respecto a la

energia consumida, es decir, el costo total dividido por la energia consumida

[$/kWh]. Esta estructura de tarificacion implica que el pago por potencia consumida

se encuentra implicito en el cargc monomico. Los cargos de acceso a la

distribucion son pagados por el consumidor al comercializader, independiente si
se trata de un usuario regulado o no regulado (en el caso del usuario regulado, es

la empresa distribuidora local aguella que actlla como comercializador).

En sintesis, la estructura tarifaria quie cobra la empresa comercializadora
(distribuidora) al usuario no regulado (regulado), comprende una tarifa por

energia, una tarifa por unidad de potencia en horas de punta de la demanda,

cuando su valor no se encuentra incorporado en el de energia, un cargo fijo y uno

por conceptos de conexion a la red de distribucidon Los costes anteriores deben ser

establecidos por el comercializador y aprobados por una Comision de Costos de

Comercializacion, dependiente de la Comis‘ién de Regulacion de Energia y Gas,
CREG. Las tarifas aplicadas por los comercializadores o distribuidores, tienen una
vigencia de cinco afos y son indexadas anualmente de acuerdo a indices previamente

establecidos por el regulador.

3.43 COMPOSICION DE LOS COSTOS DE PRESTACION DE SERVICIO
POR PARTE DE LOS COMERCIALIZADORES
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Para el caso de los usuarios regul?dos la metodologia de asignacion de

tarifas a los usuarios finales considera el céicuiio de los costos totales de prestacion de

servicio por parte del comercializador. Dichos costos se expresan unitariamente

segun la energia consumida [$ / kWh). La férmula tarifaria implica la remuneracion de

los gastos que el comercializador incurra por co

ncepto de los siguientes tdpicos:

|

« Compra de energia a los generadores en el mercade mayorista

» Pago por usc del Sistema de Transmision Nacional

« Pago por peajes de distribucion

s Pagos adicionales al mercado mayorista|como al CREG (Comision de Regulacion

de Energia y Gas) y al SSPD (Superintendencia de Servicios Publicos

Domiciliarios)

Costo propio de la actividad de Comercializacion.

Segun lo anterior, se establece |a siguiente formula general del costo de

prestacion de servicio de Comercializacion [CREG198).

Donde;

3 E,.+T,,

cu,, . =——"—
™8 (1—Perd, )

-

‘Pr.g + Am,g + Cm.g

CU tmg : Cargo unitaric recenocido [$/kWh] para los usuarios conectados al nivel

de tensidn"t", comrespondiente al mes "m" del ario “g".

Costos de compra de energia|en el mercado mayorista [$/KWh]

correspondientes al mes "m" del ano "g".

Costo promedio por uso del Sistem‘a Nacional de Transmision {STN) en
[S/kWh], correspondiente al ano 'g" en la zona de distribucion "2".

Peaje por costos de distribucion [$/kWWh], correspondiente al nivel de tension “t'
en el ano "g".
Costos adicionales del mercado mayonsta [$/kVWh), compuestos por.
) Recondiliaciones

i) Cargos al Centro Nacional de Despacho (CND) y a los Centros




Regionales de Despacho (CDR's
iii) Contribuciones ala CREGyla S
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SPD

Cmg: Costos por concepto de atencion del cliente regulado [$ / KWh]

Perd..q : Indice de pérdidas reconocidas al ni

Niveles de Tension

u_n

vel de tension "t' en el ano g

Los cargos monomicos son calculados segun cuatro categorias de tension;

Tabla 2.1 Niveles de tensién sujetos a pago po

r peaje de distribucion en Colombia

Nivel de tension Voltage (V)
Nivel I <lkV

Nivel 11 > 1kV,<30kV
Nivel ITI > 30kV< 62kV
Nivel IV > 62kV

3.4.4. PASOS A SEGUIR EN LA DETER

USO DEL SISTEMA DE DISTRIBUCION.

MINACION DE LOS CARGOS POR

Basandose en los conceptos mencionados en el punto anterior acerca de

. I ; .
la naturaleza de los costos considerados en el calculo de los peajes, se

establecen los siguientes pasos para la determinacion final de los cargos
\

. . . |
monomios, los cuales rigen para los clientes regulados:

a) Calculo de costos de capital

Con el objeto de establecer los co

valcrado a precioc de reposicion de todos |

. cada empresa para cada nivel de tension.

de los activos en inventario para cada niv

stos de capital, se realiza un inventario
\ . P .
os activos eléctricos y no eléctricos de
Asi se calcula el costo anual de capital

el de tension, considerando precios de
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reposicion, vidas Utiles especificas para cada instalacion y una tasa de retorno de

un 9% anual real antes de impuestos.

b} Calculo de los costos de explotacidn

Se calculan los gastos anuales por concepto de administracion, operacion

w
y mantenimiento como un porcentaje de‘l valor de reposicidén de los activos
eléctricos en cada uno de los niveles considerados de tensidon. Se agregan los
costos por conexién al STN y aquellos costes causados por uso de otros sistemas
correspondientes a los flujos de energia que entran a cada nivel de tensién en

particular.
c) Estudio de flujos de energia

Se realiza un estudio acerca de |los flujos de energia del Ultimo ano
historico de la fijacion, considerando las| inyecciones reales a la red en los
distintos niveles de tension. Se establece de este modo la energia Util por nivel

como ia energia disponible de dicho nivel menos las pérdidas reconocidas.
d) Calculo de los cargos monomios

Se calculan los cargos monomio‘s anuales equivalentes, sumando los
costos calculados en los pasos a) y H) acumulados por nivel de tensidn,
dividiéndolos posteriormente por [os [kKWh]|de energia util calculados segun en el

paso c).

Si los Cargos Monomios calculados por alguna empresa son superiares
al 120% de! cargo promedio nacional, a d‘icha empresa se le aplicara un cargo
equivalente al promedio ponderado {por energia) nacional multiplicado por 1,2. Lo
anterior se realiza a fin de proteger a|los usuarios de una expansion no

economica de los SDL.
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Finalmente, los cargos calculados| por cada empresa son revisados vy
corregidos (eventualmente) por parte de la CREG, procediéndose luego a su
fijacion, actualizandose mensualmente con el Indice de Precios al Productor Total
Nacional (IPP).

El procedimiento anterior se ejecuta para calcular los carges monomios

correspondientes a los usuarios regulados, mientras gque los cargos monomios

horarios validos para los clientes no regulados, son calculados por los propietarios

|

de las redes a traves de los siguientes pasos, los cuales son realizados a partir

de los anteriores.

e) Calculo de curvas de carga

Se elaboran las curvas de carga tipicas por nivel de tension. La

informacion requerida para efectuar este calculo se puede obtener de las planillas

de flujos horarios Qque se encuentra‘n registradas en las respectivas

subestaciones. Para el caso del nivel de tension |, dicha informacion puede

obtenerse por muestreo de carga en los transformadores de distribucion.

f) Determinacion de los periodos de carga

Los periodos de carga maxima, Tedia y minima son determinados en

funcién de la curva de carga tipica que fue estimada para cada nivel de tension.
g) Calculo de los cargos monomios horarios

Al establecerse que los cargos monomios horarios deben ser

proporcionales a la potencia promedio de «cada penodo de carga,
3.4.5 INVENTARIO Y VALORACION DE ACTIVOS

La legislacion eléctrica Colombiana | establece que los cargos por concepto

de peaje de distribucion (cargos monomicos) deben calcularse para el sistema de




- 139 -

distribucién existente y segun los flujos de energia anuales utilizados para el
estudio, remunerando las instalaciones necesarias para otorgar el servicio de
distribucion. Es declr, implicitamente, pese|a que se remuneran las instalaciones
existentes, sus costos se corrigen para incorporar un cierto grado de adaptabilidad

a la demanda.

Para el caso de activos eléctricos, se realiza un inventario de activos
efectivamente utilizados, asignandolos al n‘ivel de tensidon en que funcionan. Es
importante mencionar que, para cada case de nivel de tension, el inventario es
estimado de una muestra representativa de dicho nivel, la cual es elaborada por
las empresas distribuidoras bajo aprobacion de la CREG [CREG197]. Respecto a
los activos no eléctricos, estos corresponden a edificios, vehiculos, maguinaria,
muebles, equipos, etc. Respecto de la valerizacion de ambas clases de activos,
esta se realiza utilizando costos unitarios q‘ue representen su valor de reposicion,
independientemente del tiempo que lleven|operando. Dichos costos deberan ser
reportados a la CREG para efectuar estudios comparativos entre distintos

distribuidores acerca de los precios y costos de reposicion elegidos.
!

. Finalmente, respecto a la tasa de retorno utilizada para remunerar |os

activos, tante eléctricos como no eléctricos, esta se considera como un nueve por
ciento (9%) anual real, antes de impuestos sobre los activos a ser remunerados,

los cuales se encuentrarn valorados a precios de reposicion.

3.4.6 VIDAS UTILES

La valorizacién de los activos eléctricos como lineas de subtrasmision,

lineas de distribucion, transformadores de potencia y subestaciones, considera

una vida util de estas instalaciones de 25‘ afos. Equipos como transformadores
de distribucion, maquinaria y equipos de maniobra y comunicaciones, supornen
una vida til de 15 arios. Finalmente, las construcciones y los activos no eléctricos

se valoran a 50 y 10 anos de vida Util respectivamente [CREG197].

3.47 COSTOS DE OPERACION, ADMINISTRACION Y MANTENIMIENTO
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Estos costos no son calculados por cada empresa segun sus

operaciones, sino que se establecen para todas ellas como un porcentaje del

valor de reposicion de los activos eléctrico

porcentajes se presentan en la siguiente tab

s, para cada nivel de tension. Dichos

la:

Tabla de costos de operacion, administracion y mantenimiento en Colombia

Nivel de tension Por_centajg s_obre‘ el valor de
activos eléctricos ‘(%)

Navel | 4% i

Nivel Il 4%

Nivel 111 2%

Nivel 2% ‘

3.4.8 MODELACION DE LLA RED DE DISTRIBUCION

Las empresas distribuidoras deben presentar un modelo detallado de su red

-a remunerar, para cada uno de los cuatro niveles de tensién utilizados. La CREG

!

autoriza a las empresas distribuidoras a calcular sus costos acumulados a partir de

‘modelacién con flujos de energia o flujos de po

encia coincidente.

La modelacion de la red debe considerar las inyecciones reales de

energia para esta en los diferentes niveles
niveles I, Il y IV. Ademas se consideran las

de energia.

‘de tension y las ventas reales para los

perdidas como porcentajes en los fiujos

3.4.8.1 Acumulacion de cargos por nivel de fension

La legislacion colombiana conside

nivel de tensidn determinado esta dado pon

ra qgue: "el costo acumulado hasta un

los costos propios de dicho nivel, mas

los costos acumulados de los otros niveles multiplicade por la relacién entre los

flujos de energia que salen hacia el nivel e

n que se esta acumulando, y los flujos

|
totales que salen de esos niveles." De este modo, los cargos son acumulados,
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para efectos de la tarifa al cliente final, de acuerdo a los distintos niveles de tension

en los cuales es extraida la energia [CREG197]

3.4.8.2 Tratamiento de las pérdidas de distribucion

Este punto es de especial relevancia, ya que en el se entrega una senal de
eficiencia a las empresas propietarias de leLs redes de distribucién. En Colombia
se establecen porcentajes de perdidas reconocidas, los cuales son reducidos
anualmente en forma escalonada de acuerdo a una ecuacion lineal discreta En la
siguiente tabla se presentan los valores de pérdidas reconocidas para cada nivel de

tension, en forma acumulada, para los anos siguientes a la Uitima fijacion de tarifas:

Tabla de porcentajes de perdidas reconocidas, acumuladas por nivel de

tension en Colombia

Nivel de tensién Percentage (%)
Nive! | 15%

Nivd Il 5%

Nivel il 3%

Nivel 1.5%
COMENTARIO:

El sector eléctrico colombiano, bajo el organismo regulador, denominado
CREG, es bastante diferente a los sectgres citados anteriormente, pero sin
descartar que este, presenta algunas semejanzas en el proceso de calculo del
VAD, que en este caso se denomina Cargos Monomios, los mismos que se

calculan para cada nivel de tension.

La diferencia radica en que, este sector incorpora la participacion de un

nuevo agente lamado Comercializador, cuya actividad principal es la compra de
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energia eléctrica en el Mercado Mayecrista y {a venta a los usuarios finales. Por

otro lado este mercado realiza estudios de cargos cada 5 anocs, los costos de

|

operacion y mantenimiento no son calculados por cada empresa seguin sus

|

operaciones, si no que establecen para todas ellas como un porcentaje del valor

de reposicion de los activos eléctricos para ¢

ada nivel de tension.

En cambio la semejanza radica en gue algunas variables, en especial

econodmicas — financieras, definicidon de vida

sistema en cada etapa funcional, |a lamada

Util de las instalaciones eléctricas del

tasa de retorno (9%), son empleadas

en el proceso de calculo de los cargos monomios.

3.5 CUADRO COMPARATIVO DE
RELEVANTES DEL VAD

ASPECTOS GENERALES WMAS




CUADRO COMPARATIVO DE ASPECTOS GENERALES MAS REFEVANTES DEL VAD.

Item

Ecuador

Peru

Chile

Colombia

Estilo de
Legislacion

- Ley de Régimen del Sector
Eléctrico emitida por el
Congreso Nacional

- Reglamento de Tarifas
decretado por el Presidente
de la Republica.

- Regulaciones 003-95y 009-
00 emitidas por el CONELEC

- Ley Eléctrica detallada

- Ley Eléctrica detallada

- Ley Electrica detallada

Actividades
Reconocidas

Distribucion

Distribucién

Distribucion

Distribucion

-Costos-Regulados—

- Costo maximo de servicio de
___suministro.a_consumidores____
regulades

-Costo maximo de servicio de
_suministro_a_consumidores |
regulados.

-Costo maximo de servicio de
| suministro a consumidores__
regulados

- Costo maximo de servicio
__de suministro a consumido-

res regulados

Tasa de Descuento

6%

11%

10%

9%

Vida util de los
Activos en Servicio

- Definida por etapa funcional

- Definida en forma general en
{odas las etapas funcionales

- Definida en forma general en
todas las etapas funcionales

- Definida por etapa funcicnal

Activos

- De las instalaciones en
servicio.

- Sustentados en inventarios

- Por etapa funcional

- De las instalaciones en
servicio.

- Sustentados en inventarios

- Por etapa funcional

-De |as instalaciones en
servicio.

-Sustentados en inventarios
-Por etapa funcionai

-De las Instalaciones en
servicio,

-Sustentades en inventarios
-Por etapa funcicnal

-Corresponden a valores

- Corresponden a valores

- Corresponden a valores

- Se establece para fodas como




Costos de OyM presentados por cada presentados por cada empresa, | presentados por cada empresa, | un % del valor de reposicion de 1
empresa, mediante una regulacion. mediante una regulacion. los activos eléctricos
-Considera la Regulacién 009-
00 de los [ndices de Gestién
Resultados VAD VAD+Cargos Fijos VAD Cargos Monomios
L




OBSERVACION:

De acuerdo a o expuesto en el cuadro anterior, se ve claramente gue en

|
el caso del Estilo de Legislacién el célculo del VAD en nuestro pafs no se sujeta a
una Ley Electrica Detallada como en el caso de los paises de la regién

analizados, las actividades reconocidas, ; gue estan representadas por la

distribucion, definida de manera similar en todos los paises analizados, los costos
regulados, estan representados como el cos‘%o maximo de servicio de suministro a
consumidores regulados, el cual es simil%ar en todos los casos, la tasa de
descuento es un término econémico- ﬂnanci:ero de concepto similar pero de valor
diferente, para cada uno de los paises anaiizados, la vida util de los activos en
servicio, en el caso de Ecuador y Colombia se analiza por etapa funcional, en
cambio en el caso de Peru y Chile este térmfno es definido en forma general para
todas las etapas funcionales, activos y oo‘stos de operacion y mantenimiento
estan sustentados en inventarios bajo indices de Gestién mediante la Regulacidn
009-00, emitida por el CONELEC, para nueétro caso, de igual manera lo realizan
los paises en cuestion de acuerdo a|su Ley General. Por ofra parte
implementando [os conceptos de variables fisicas se obtienen los resultédos, gque
tanto para Ecuador y Chile esta representaﬁo por el VAD, para el cas6 de Per

por el VAD mas Cargos Fijos y para el caso de Colombia por los denominados

Cargos Monomios.

En definitiva [os aspectos mas relevantes en el calculo del VAD, son los
analizados en el cuadro anterior, los mismos que dependen de sus propias Leyes
|

y Reglamentos, como tambien de datos Interj‘nos de cada empresa distribuidora.
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4.1 CONCLUCIONESY RECOMENDACIONES

Para el calculo del Valor Agregado

de Distribucion, se ha partido de una

informacién que contiene variables de entorno, y variables propias de las

Empresas Distribuidoras, las mismas gue

obedecen al Reglamento de Tarifas,

emitidas por el Presidente de la Republica, como tambien a regulaciones emitidas

por el CONELEC.

La metodologia utilizada para el ca
CONELEC, a partir de la cual y por medio
sistema eléctricc ELEPCO.S.A, se deter

culo del VAD, es la establecida por el
de estudios técnicos-econdmicos del

mind su valor, dentro de esto es

importante recalcar que algunos datos utilizados para este analisis son del afo

eléctrico 2003- 2004, y mediante métodos
para el periodo 2004-2005.

estadisticos, se determina lo propio

De acuerdo al reglamento de tarifas eléctricas y segln el articulo 10 del

mismo, el Valor Agregado de Distribucién

Distribuidora, aplicado a periodos que no po

(VAD), es Unico para cada Empresa

dran exceder los 4 ancs.

Dentro de la metodologia empleada para el calculo del VAD, se puede

notar que los costos reflejados no incluyen
de la red para atender a un consumidor fina

Tension por ejemplo, su costo viene dado

explicitamente la dimensién espacial
[, es decir que, para un cliente de Baja

por el hecho de utilizar la red de Alta

Tension vy la de Baja Tension, mediante un cargo unitario por su consumo de

potencia. Ello implica que, a igual consumo,

un cliente que utiliza varios kildmetros

de red paga lo mismo que un cliente que utiliza menos red, si se ubica en la

misma zona de facturacion.

En todos los paises, el regulador fi

una rentabilidad adecudada a los activos

ja una tasa de retorno que reconozca

de! distribuidor. Para elio se utilizan

diferentes metodologfas, por ejemplo, en Colombia el WACC.
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Puesto que el objetivo del reguladPr es el de conseguir mejoras en el
bienestar social, los paises Latinoamer?canos, dadas sus inestabilidades
macroecondémicas y politicas, presentan prt‘)blemas en el logro de los objetivos
regulatorios ajenos a los mecanismos. Lo ar?terior podria llevar a |la conclusion de
gue son las metodologias utilizadas para implantar los esquemas, las que deben

ser depuradas y mejoradas.

Como se ha podido observar, el calculo del VAD que realizan los paises

Latinos son similares, pues utilizan los Tismos términos tanto econdmicos-

financieros como técnicos, la Unica diferencia es Colombia donde actia un
. . . |

organismo mas denominado “COMERC!ALIZADOR".

En Colombia, al contraric de los paises analizados, no existe cobertura
obligatoria ni exclusividad geografica para la distribucién de energia eléctrica, las
empresas no tienen incentivos para la expansién. Tal situacion infiere que la
regulacion y las politicas publicas deberian il‘mpulsar la inversion en infraestructura
de redes, con polftticas iguales a las encontrladas en Peru y Chile y Ecuador.

En Colombia la regulacién se hace por incentivos mediante el mecanismo

‘de “Price Cap”, se fijan parametros de eﬁcIePCia y tarifas que incluyen, ademas de

recuperar los costos, la rentabilidad presunta del negocio para periodos tarifarios
de 5 anos. Las empresas tienen la libertad de gestion de redes con el incentivo
econémico de lograr rentas monopodlicas con el manejo de las inversiones, los
costos de operacidon y mantenimiento y la recuperacién de las pérdidas segtn
nivel de tensién. Los incentivos por cambios en productividad y pérdidas, son

trasladados a los usuarios anualmente.

El resultado obtenido del VAD para ELEPCO. S.A., para su justificacion
se compara con el presentado por el CONELEC (descrito en el capitulo 2), de
donde se puede concluir que existe una pa‘e-quer’]a diferencia en su valor, el cual

puede deberse a las operaciones efectuadas por el paguete computacional de

Mathcad, como también a errores de observacion de datos.
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Una ves analizado el calculo dé1 VAD de los paises citados, es
imprescindible mencionar, que cada pais erﬁplea su propia politica de calculo, sin
descartar que existe una clerta similitucli en la misma, de las diferentes
componentes para la determinacion del VA;D, tales como: el concepto de tasa de
retorno, vida (til de las instalaciones eléctricés, activos de la empresa en cuestion,
gastos de operacién y mantenimiento, conceptos de componentes de potencia y

|
energia, nimero de abonados, entre otros, etc.

Este analisis permite deducir que, para que una empresa de un
determinado pais o region sea eficiente y guarde una buena relacion de servicio
con el consumidor final, debe emplear tecn(:)logfa moderna y un buen manejo en
el aspecto financiero, de tal forma que sus reducciones de rentabilidad no

recarguen en el usuario.

Personalmente sugiero, que las metodologias empleadas para el calculo

|
del VAD, de cada pafs en cuestion, no se implemente en el nuestro, puesto que

tienden a aproximarse a la metodologia empleada por el CONELEC, inclusive con

tasas de descuento mas altas, una vida L'l‘t” general para todas las etapas del

sistema de distribucidn, ect, parametros que desde ya presentan una desventaja
para el usuario final. |

Por otra parte para gue una emprefsa sea eficiente y demande una tarifa

: | :
menor a la que en cartilla se paga actualmente, es necesario que se optimicen

todos los recursos que conforman una determinada empresa de distribucion,

como por ejemplo: la cantidad de personal, bérdidas de Potencia y Energia, Etc.
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ANEXO 1

DATOS FINANCIEROS Y

TECNICOS DE LA EMPRESA

ELECTRICA QEOTOPAXI
ELEPCO S.A.
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BALANCE CONSOLIDADO
AL 31 DE DICIEMBRE DEL 2.002

CTA. CTA.
NRO, DENOMINACION DE LA CUENTA PARCIAL TOTAL NRO. DENOMINACION DE LA CUENTA PARCIAL TOTAL
ACTIVOS PASIVO
ACTIVO CORRIENTE PASIVO CORRIENTE 4,056,351.85
DISPONIBLE
11,835,740.05 200 PASIVO A CORTO PLAZO 2,759,121.84
100 DISPONIBILIDADES 3,304,592.79
110 DOCUMENTOS Y CUENTAS POR COBRAR 6,229,357.94 230 DEPOSITOS DE ABONADROS 83.24
120 INVENTARIOS 2,301,789.32
240 PASIVO DIFERIDO 1,297,146.77
ACTIVO FIJO 25,014,206.56
. PATRIMONIO 33,792,704.39
140 ACTIVO FIJO DEPRECIABLE £5,942,818.14
300 CAPITAL SOCIAL 2,308,355.00
150 DEPRECIACIONES ACUMULADAS (40,928,611.58)
- 310 APORTES Y ASIGNACIONES 2,290,036.55
ACTIVO NO CORRIENTES
10,785.85 320 RESERVAS 28,658,394.60
160 DEUDORES E INVERSIONES A LARGO PLAZO 10,785.85
‘ . . 330 DONACIONES Y CONTRIBUCIONES 535,918.24
OTROS ACTIVOS 2,404,218.86
e _ SUPERAVIT 1,415,895.08
PRI iy ..
180 ACTIVOS DIFERIDOS 2,404,218.86 340 SUPERAVIT-DEFICIT ELEPCO S.A. 1,415,805.08
TOTAL DEL ACTIVO 39,264,951.32 TOTAL PATRIMONIO ¥ PASIVOS 39,264,951.32
1,034,729.22

CSal..

TOTAL CUENTAS DE ORDEN DEUDORAS

Mba. Arg. Fernando Lépez C,
GERENTE GENERAL DE ELEPCO S.A.

1,034,729.22 TOTAL CUENTAS DE ORDEN ACREEDORAS

Lalacunga, 31 de diciembre del 2.002

Econ, Palricio Luzuriaga
DIRECTOR FiNANCIERO

Ing. Geovanny Reyes P.

JEFE DE CONTABILIDAD



L_PIIPRESA ELECTRICA PRCVINCIAL
CCTOPAX! S.A.
DEPARTAMENTO DE CONTAEILICAD

CTA.
NRQ.

101
102
105
106

111
12
B i3

114

115

141
143

147

131
153

184
183

ESTADO DE SITUACION F]NANCIERA COMPARADQO ENTRE LOS SALDOS O8TENIDOS AL 31
DE DICIEMBRE DEL 2001 Y LOS 5ALDOS OBTENICCS AL 31 DE DICIZEMBRE DEL 2002

DENOMINACION DE LA CUENTA
ACTIVO

ACTIVO CORRIENTE
DISPONIBLE

CAJA GENERAL

8ANCOS

FONDOS ROTATIVOS
INVERSIONES TEMPORALES DE CAJA

EXIGIBLE

OOCUMENTOS POR COBRAR
CUENTA DE ABONADOS

OTRAS CUENTAS POR COBRAR

PROV. ACUMULADA PARA CTAS. INCOBRABLES
ANTICIPO CONTRATOS A CORTO PLAZO

INVENTARIOS
ALMACEN GENERAL

COMPRAS LOCALES EN TRANSITO
MATERIALES EN TRANSFORMACION

ACTIVO FIJO

BIENES E INSTALACIONES €N SERVICIO
BIENES E INST. DADOS EN ARRIENDO

ACTIVO FIJQO NO DEPRECIABLE

OBRAS EN CONSTRUCCION

DEPRECIACIONES ACUMULADAS

CEPREC. ACUM, BIENES E INSTALACIONES
CEPREC. ACUM, BIENES £ INST, &N ARRIENDO

ACTIVO NC CORRIENTE
DEUDORES E INVERSIONES A LARGO PLAZO

OTRAS INVERSIOMES

ACTIVO QIFERIDO

CUENTAS PCR LIQUIDAR
TROS DEBITOS DIFERIDCS

TOTAL ACTIVOS

ANOS AUMENTOS
]
2001 2002 CISMINUCIONES
48,589.37 §2,088,11 13,398.,74
2,319,068.92 3,228,427.26 509,358.34
1,377.00 §,577.42 -4,993.58
35,000,00 7,500.00 -27,500.00
2,414,335,28 3,304,592.79 830,257.50
107,893.08 695,500.28 588,507.18
2,553,048.46 3,555,120.40 901,171.94
1,075,708.35 1,820,331.35 844,622.50
-1?2,251.35 -336,943.56 -214,692.20
160,541,233 394,3489,47 233,308.14
3,875,840,37 6,229,357.94 2,353,517.57
1,488,705.57 2,126,400.45 §37,594.88
55,037.54 175,1561.51 118,124.07
1,731.08 227.26 -1,503.83
1,346,474.20 2,301,735.32 755,315.12
|
§1,522,695.18 63,722,626.17 2,099,930.55 °
| 1,308.51 1,308.61 0.00
61,624,003.79 63,723,334.78 2,098,930.59
519,427.30 2,218,883.35 1,699,455.06
519,427.30 2,218,883.36 1,859,4556.06

-38,56<,252,54

-40,928,301.94 -2,364,043,40
-257.32 -303,54 -52,32
-38/554,509.86 -40,928 511,58 -2,364,101.72
10,785.85 10,785.85 0.60
10,785.85 10,785,85 0.00
7,556.37 5,281.47 131490
3,541,976.25 2,397,937.39 -1,144,038.86
3549,572.62 2,404,218.86

-1,145,353.78

34.975,929.56

39,264,951.32

4,289,021.75




EMPRESA ELECTRICA PROVINCIAL
COTOPAXI| S.A.
DEPARTAMENTO DE CONTABIIDAD
ESTADO OE SITUACION FINANCIERA COMPARADO ENTRE LOS SALDOS OBTENIDOS AL 31
DE DICIEMBRE DEL 2001 Y LOS SALDOS OBTENIOOS AL 31 DE OICIEMBRE DEL 2002
A0S AUMENTOS
CTA. O
NRO. DENOMINACION DE LA CUENTA 2001 2002 DISMINUCIONES
PASIVO CORRIENTE
PASIVO A CORTQ PLAZO
202 CUENTAS POR PAGAR 2l000,850.10 2,587,568.19 586,718.09
203  PROVEEDOORES 14,521.43 26,152.57 11,531.09
206 OBLIG. PATRONALES Y DESC. POR CTA. AJEMA 47,395.25 104,205.32 58,840.07
209 OTROS PASIVOS CTES. Y ACUM. 21,386.71 41,185.75 19,809.05
2)0a4,153.54 2,759,121.34 674,568.30
PASIVO A LARGO PLAZO
230 DEFOSITOS OE ABONADCS 33.24 83.24 0.00
83.24 83,24 0.60
. PASIVO DIFERIDO
242 ANTICIPO PARA COMSTRUCCIONES 136,461.51 135,786,339 -£75.12
243 OTROS CREDITCS DIFERIDOS 295,764.24 1,161,360.38 a65,596.14
432,225.75 1297,146.77 364,921.02
PATRIMONIO
CAPITAL SOCIAL
301  ACCIONES ORDINARIAS 2108,355.00 2,308,355.00 0.00
2308,355.00 2,308,355.00 0.00
APORTES Y ASIGNACIONES
317 APORTES PARA FUTURA CAPITALIZACION 1/125,424.55 2,290,036,55 1,164,511.39
1)125,424.66 2,290,036.55 1,154,511.89
RESERVAS
321 RESERVA LEGAL §,318.20 9,318,20 0.00
323 RESERVA FACULTATIVA 58.72 59,72 0.00
324 RESERVA PARA REVALORIZ. DEL PATRIMONIO 22 280,553.39 16,392.31 -22,264,151.08
325 RESERVAS PATRIMOMIALES 6,361,583.33 6,361,583.59 0.00
327 RESERVAS DE CAPITAL .00 22,271,040.79 22,271,040.79
28,551,514.89 28,358,394.50 5,879.71
DONACIONES Y CONTRIBUCIONES
® 335 DONACIONES DE CAPITAL B74,172.48 535,918,24 151,745.75
’ B74,172.48 535,518.24 161,745.78
RESULTADOS |
341 SUPERAVIT-DEFICIT ELEPCO S.A. 0.00 1,415,895.08 1,415,395.08
\ 0.00 1,415,885.08 1,415,895.08

TOTAL PASIVOS Y PATRIMONIO

J
34,575,929.58

39,264,951.32

4,289,021.75

LATACUNGA, 31 DE DICIEMBRE DEL 2.002

Mba. Arq. Fernando Lépez C.

Econ, Patricio Luzuriaga ing. Geovanny Reyes
GERENTE GENERAL DE ELEZPCO S.A.

CIRECTOR FINAMCIERQO JEFE GE CONTABILIDAD

CSA/..




EMPRESA ELECTRICA PROVINCIAL
COTOPAXI S.A.
DEPARTAMENTO DE CONTABILIDAD

501
503
504
513
514

CSAl...

ESTADO DE RESULTADOS AL 31 DE DICIEMBRE DE 2.002
POR CUENTAS PRINCIPALES

DENOMINACION DE LA CUENTA

Ingresos par Vanla de Energia
ingresos de Explotacion que no sen
por Venla de znergia

Gastos de Explotacién

Gasles de Oepreciacidn

Gastos de Reposicidn

Gastos de Oepreciacién Bienes 2n Arriendo
Gastos de Reposicidn Bienes zn Arriendo

DEFICIT EN OPERACIONES

Ingresos Ajenos a [a Explotacidn
Ingrasos Extraordinarios

Gaslos Ajenos a la Explotacion
Pérdidas Extracrdinarias

SUPERAVIT GENERAL

SUB-PARCIAL PARCIAL TOTAL
15,639,507.34
543,515.32 18,583,122.55
-12,539,233.33
-589,315.88
-1,811,321.65
-5.04
44,28 -14,850,723.18
1,522,399.48
149,617.74
110,572,581 260,290,535
-295,058.09
-171,736.86 -456,754,95 -206,504.20
1,415,895.08

Latacunga, 31 de Diciembre del 2,002

Mba, Arq. Fernanda Lépez C.
GERENTE GENERAL DE ELEPCO 5.A.

Econ, Patricic Luzuriaga
DIRECTOR FINANCIERO

Ing. Geovanny Reyes P,
JEFE DE CONTABILIDAD



RESA ELECTRICA FROVINCIAL

OPAXI S.A.

ARTAMENTO DE CONTABILIDAD

A. SUB.
IC CTA.

L/

(

!
ESTADO DE RESULTADQS DE INGRESQS Y GASTOS DE EXPLOTACION

CON CORTE AL 31 DE DICIEMBRE DEL 2.002 POR éUBCUENTAS

DENCMINACION DE LA CUENTA
INGRESOS DE EXPLOTACION
VENTA DE ENERGIA

01. Residancial

02, Comercial

03. Industrial

05. Alumbrado Plklico |

08, Comercializacion

11. Entidades Ofictales

22. Suministros Qcasionales
33, Bomba de Agua

INGRESOQOS DE EXPLOTACION QUE NO
SON POR VENTA DE ENERGIA

01.Conexioneas y Reconexiones Y otros

02. Arriendo de Propledades & Instalaciones
03. lngreso por Sarvicic Abonados

Q4. Subsidio Cruzado

05, Peaje por utilizacidn lineas

06. Interzses mora pago planillas

0. Aprob. Proyectos por Faclib.

GASTCS DE EXPLOTACION
GASTOS DE EXPLOTACION

00. Sueldos

03. Subsidio de Transprate

04, Soobretiempos

03. Gastos de Representacidn

08. Beneficios por Contrato Colectivo
Q9. Subrregaciones

10. Ctros Beneficios

13, Decimo Tercer Suelda

14. Décimae Cuarto Sueldo

17. Fondos de Raserva :
18. Aporte Patronal y Seguros Cesantia

20. Vidticos y subsistencias an ol Pdis

22. Moviliz. Y Sarvicio de Transporte ™
23. Seminarios y Cursas de Capacitacién
24. Componentes Salariales

28, Dietas y Honorarics a Directores

41. Materfales

44, Suministros y Enseres Menares

45. Repuestos ¥ Acc, Equipos Eléctricos
. Repuestos y Acc. Vahiculos

47. Herramientas y Equipos Menoras

48, Comb. Y Lubricantes para Generacidn
48, Comb. Y Lubricantes Vehicules .
51. Arrizndo de Vehiculos y Semavientes

SUB-PARCIAL

3,588,432.97

918,995,562
7,736,532.51
1,290,773.71
1.091,515.92

492,889.15
7,724,80
532,2442.56

121,118.27
369.29
508,166,153
D,422.52
178,016.00
132,588.61
10,674.48

PARCIAL

15,339,507.34

943,515.32

, -662,671.40
-38,860.48
-48,965.63
-§75,213.28
-g,sgg.m
-49,278.17
-55,896.10
-1,589.98
-?2;,909_07
-94,154.27

. -52,083.45

" 408483
-34,878.07
-48,093.50
-43,932.30
-180,160.95
-74,267.81
-4,589.46
-78,520.79
-14,220.03
307532
70 550.54
-25,985.75

-18,955.98,

-12,558/233.33

TOTAL

18,583,1

[8]
N
[a}]

8

-14,960,723.18



'PRESA ELECTRICA PROVINCIAL
"TOPAXI S.A.
PARTAMENTO DE CONTABILIDAD

TA. SU8.
INC CTA. DENOMINACION DE LA CUENMTA

53. Arrlendo Terrenos y Edificios -9,280.18
54, Energia Comprada para la Reventa -8,552,961.12
38, Sarvicic Agua Luz y Teléfono -74,641.88
60. Publicidad Propaganda e Imprenta -24,479.55
81. Servicio de Correo y Telecomunciaciones ;—1 444,57
82. Servicios Legales Externcs y Audilaria -73,385.80
&84, Contratos Instatacion Medidores —35,886.39
88, Conlratos de Diseno & Ingenieria -3‘0,450.00
§8. Conliratos de Asesaria T2cnica -45,718.00
§7. Canlrato gor Obras Mant. Y Construccién -85,932.05
£9. Servicios Diversos -2’53—‘.,521 81
70. Servicio Seguridad y Vigilancia -91,188.81
71. Servicio Recuperacion Cartera Vencida -168,587.05
72. Sarvicio Toma de Lacluras -85,034.86
) 4. Interéses Pagados y/o devengados . -908.97
‘, 75. Provisidn Para Cuentas Incabrables -227,137.28
31, Saguras -172,151.95
82, Danos y Perjuicios a Terceros | -726.30
83, Gastas y Amertizacion Saftware -1 F9,537.51
85. Cantribuciones Voluntarias -22,759.88
85, Contribuciones Oficiales -113,315.75
89, Diversas —426,537.11
503 Gastos de Depreciacidn
504 Gastos de Raposicion
313 Gastos de Deprec'r;acidn Bienas an Arriendo
514 Gastos de Raposicidn Bienes =n Arfiendo
DEFICIT OPERACIONAL
.
I
Latacunga, 31 de diciemby= de! 2,002
Mba. Arqg. Fernande Lopez C. Econ, Patricio L.uzuriaga
‘ . GERENTE GENERAL DE ELEPCO S.AL DIRECTOR FINANCIERQ

SAL.

PARCIAL TOTAL
-589,815.88
-1,811,621.55
-8.04
44,728
1,822,359.4

lng. Geovanny Rayes P.
JEFE DE CONTABILIDAD
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ENIPRESA ELECTRICA PROVINCIAL COTQPAXI S.AL
DEPARTANENTO DE CONTABILIDAD

CUENTA
30.1.0.1
30,100,101
3.0.1.0.1.01
S.0L0 L
3.0.1L1.L0L
5.0.1.1.1.01
3.0.01.1.01
5.0.1.1.1.01
3.0.00L101
3.0.1.1.1.01
3.0.1.1.1.01
5.0.1. 0 L.01
5.0.1.1.1.01
5.0.LL 1N
5.0.1.1.1.0¢
3.0.1.1.1.01
3.0.1.1.1.01
500111010
SO0 L0
SO0 ELLOL
5.0.1.1.1.01
500D
3.0.1.1.1.01
3001100
3.0.0L11.01
50,10 1.01
5.0.1.1.1.01
3.0.1.1.1.01
3.0.1LL1.0L
5.0.1.1.1.01
3.0.1.1.1.03
3.0.1.1.1.03
S.U.1.1.1.03
SAULLLLOS
50.0.L1.03
5.0.1.1.1.03
5.0.1.1.1.03
5.0.1.1.1.03
5.0.1.1.1.03
5.0.1,1.1.03
5011103
30000103
5.0.L1LE0O3
5.0.L1.1.03
50103
5.0.1.1L1.03
3.0 1003
5011103
300103
5.0.1.1.1.03
SO0 1.03
3.0.1.1.1.03
3.001.1.1.03
S.0LT1.03
30,0 L1035
30110107
3010107
3011107
3011107
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ANEXO DE LA CUENTA 50.-G

ASTOS DE OPERACLION

CON CORTE AL 31 DE DICIEMBRE DEL 2002

CONCEPTO

COYIPRA ENERGLIA REVENTA
LATACUNGA

ENERGIA COMPRADA PARA LA REVENTA
INT. PAGADOS Y/O DEVENGADOS

SUBPARCIAL

8.552.961,12
908,97

OPERACION CENTRALES HIDROELECTRICAS

LATACUNGA

SUELDOS

SUBSDIO TRANSPORTE
SOBRETEMPOS

GASTOS DE REPRESENTACION
BENEF. CONTRATO COLECTIVO
SUBROGACIONES

BONIFICACION DE RESPONSABILIDAD
DECEVIO TERCER SUELDC

DECEMO CUARTO SUELDC

FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGURQS CESANTIA
VIATICOS ¥ SUBSIST.EN EL PalS
SEMIN. Y CURSOS CAPACITACION
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIN. Y ENSERES MENORES

REP.Y ACC. PARA YVEHICULOS
FERRAM, ¥ EQUIPOS MENORES

COMBUSTIBLES Y LUBRICANTES PARA GENERACI

COMBUST. Y LUBRIC. VEHICULOS 2.536,28
ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES 582,
SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNICAC 622,46
SERVICIOS DIVERSOS ' 2.177,43
SEGUROS 5.363,05
CONTRIBUC. OFICIALES , 93,52
PUJILT

SUELDOS 28,011,834
SUBSIDIO TRANSPORTE 1.344,00
SOBRETIEMPOS 7.919,88
GASTOS DE REPRESENTACION 1.219,68
BENEF. CONTRATO COLECTIVO 39.332,68
SUBROGACIONES 100,11
BONTFICACION DE RESPONSABIIDAD 1.219,68
DECOMO TERCER. SUELDO 3.732,36
DECRMO CUARTO SUELDO 96,57
FONDOS DE RESERVA 4.123,75
AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTLA 5.371,56
VIATICOS ¥ SUBSIST.EN EL PAIS 2.380,67
MOVIL. Y SERY DE TRANSPORTE 148,00
SEMIN. ¥ CURSOS CAPACITACION 3.920,00
COMPONENTES SALARIALES 2.830,00
SUMIM. Y ENSERES MENORES 21,20
REP.Y ACC, PARA VEHICULOS 1.300,57
COMBUSTIBLES Y LUBRICANTES PARA GENERAC 33,05
COMBUST.Y LUBRIC. VEHICULOS | ‘ 151,66
ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES 550,00
SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNICAC 7,77
SERVICIOS DIVERSOS 2.187,15
SEGUROS 3.343,91
DIVERSOS 1.950,95
EL CORAZON

SUELDOS 9.604,03
SUBSIDIO TRANSPORTE 537,60
SOBRETOINPOS 4369 30)

74.163 84
737,68
151,06
5.781,64
170,32
7.117,38
8.295,68
340,00
3.068,30
5.042,40
425 45
268,33

PARCIAL

8.553.870,09

197.369,09

112.906,83

40.126.66

TOTAL

8.553.870,09

330,402,60



>

EMPRESA ELECTRICA PROVIMCIAL COTOPAX!] S.A.
DEPARTAWNENTO DE CONTABILIDAD

AMEXO DE LA CUENTA SUi.—G;%\STOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 DE DICIEVBRE DEL 2402

]
1
i

CUENTA AUX. CONCEPTO SUBPARCIAL
|
5.0.1.1.1.07 8 BENEF. CONTRATO COLECTIVO 3 14,795,06
3.0.1.1.1.07 13 DECIMO TERCER SUELDO | 1,378,835
3.0.1.1.1.07 14 DECDMO CUARTO SUELDO g ‘ 39,44
5.4.1.1.1.07 17  FONDOS DE RESERVA ; 1.609,83
5.0.1.1.1.07 18+ AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANT(A % 1,984,352
3.0.1.1.1.07 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS | 84,27
5.0.1.1.1.07 22 MOVIL.Y SERV DE TRANSPORTE ! 36,00
5.0.1,1.1.07 24 COMPONEMTES SALARIALES | 1,132,00
3.0.1.1.1.07 41 MATERIALES \ 512,30
5.0.1.1.1.07 44  SUNMIN. ¥ ENSERES MENORES , 15,68
3.0.1.1.1.07 4 REP.Y ACC. PARA VEHICULOS é 455,28
5.0.1.1.1.07 47  HERRAM. Y EQUIPOS MENCRES : 27,30
5.0.L1.1.07 48 COMBUSTIBLES Y LUBRICANTES PARA GE\IEIL-\C{ 60,00
5.0.L1.1.07 49  COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS | 50,60
5.0.1.1.1.07 56 SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNICAC 24,30
5.0.1.1.1.07 59 - SERVICIOS DIVERSOS 837,38
3.0.1.1.1.07 81  SEGUROS . 1.400,13
3.0.1.1.1.07 89  DIVERSOS T 142,09
50016 MANTENIVIENTO CENTRALES HID ROLLECTRI
5.0.1.1.6.01 LATACUNGA
5.0.1.1.6.01 0 SUELDOS - 126,81
3L LGN 3 SUBSIDIO TRANSPORTE | 8,40
3.0.1.1.6.01 4 SOBRETIEMPOS ’ 12,67
5.0.1.1.6.01 8 BENEF, CONTRATO COLECTIVO 763,95
5.0.1.1.6.01 13 DECIMO TERCER SUELDO 17,17
5.0.1.1.6.01 14 DECRMO CUARTO SUELDO 0,98
5.0.1.1.6.01 7 FONDOS DE RESERVA f 11,42
5.0.1.1.6.01 18 AP PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA | 23,20
3.0.1.1.6.01 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS l 460,00
5.0.1.1.6.01 23 SEMIN, Y CURSOS CAPACITACION 1.232,00
5.0.1.1.6.01 24 COMPONENTES SALARIALES e | 18,00
3.0.1.1.6.01 41 MATERIALES ; . 9.796,24 °
3411601 44 SUMDN. Y ENSERES MENORES - 2.182,18
3.0.1.1.6.01 43 REP.Y ACC. EQUTPOS ELECTRICOS ! 1.282,40
3.0.1.1.6,01 46  REP.Y ACC. PARA VEHICULOS t 1.727,60
3.0.1,1.6.01 47 HERRAM. Y EQUIPOS MENORES f 1.037,76
3.0.1.1.6.01 48 COMBUSTBLES Y LUBRICANTES PARA GE\ﬂ:m Cl 732,44
5.0.1.1.6.01 49  COMBUST.Y LUBRIC, VEHICULOS \ 1.160,06
3.0.1.1.6.01 51  ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES 430,00
3.00.1.1.6.01 56 SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNICAC 833,37
3.0.1.1.6.01 66  COMT. ASESORLA FECNICA 1.030,40
5.0.1.1.6.01 67  CONT. OBRAS MANTEN Y CONSTRUCC 11.100,05
5.0.1.1.6.01 69  SERVICIOS DIVERSOS 19.263,28
5.0.1.1.6.01 81  SEGUROS 36.621,67
5.0.1.1.6.01 89  DIVERSOS . 179,43
3.0.1.1.6.03 PUJILI
3.0.1,1.6.03 8 BENEF. CONTRATO COLECTIVO 18,48
5.0.1.1.6.03 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS 999,54
5.0.1.1.6.03 22 MOVIL.Y SERV DE TRANSPORTE 112,38
3.0.0.1.6.03 23 SEMDN. Y CURSOS CAPACITACION | 440,94
50.1.1.6.03 41 MATERIALES j 10.156,04
3.0.1.1.6.03 44 SUMIN, Y ENSERES MENORES : 781,96
3.0.1.1.6.03 45 REP.Y ACC. EQUIPOS ELECTRICOS ! 1.681,40
5.0.1.1.6.03 46  REP.Y ACC. PARA VEHICULOS } 1.367,21
5.0.1.1.6.03 47 HERRAML. Y EQUIPOS MENORES i 165,43
5.0.1.1.6.03 48 COMBUSTIBLES Y LUBRICANTES PARA GENERAC! 1,689,39
38 ; :-2-03 49 COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS 817,00
51n'1'|‘5'8f 51 ARRIENDQ DE VEHICULOS Y SEMOVIENTHS 1.030,00
SOl 1'5-0; 36 SERVICIO AGUA [LUZ TELEFONO T}:LELowim\uc-\c 140,11
o0 66 CONT. ASESCRIA TECNICA ! L.545,60

POLLEDI 67 CONT. OBRAS MANTEN Y CONSTRUCT | e

PARCIAL

90.051,68

68,633,92

TOTAL

216.386,37




[

£ MPRESA ELECTRICA PROYINCLAL COTOPAXIS.A.

CUENTA

5.0.1.1.6.03
5.0.1.1.6.03
3.0.1.1.6.03
5.0.1,1.6.03

3.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
5.0.1.1.6.07
5..1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
5.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
5.0.1.1,6.07
5.0.1.1.6.07
5.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
3.0.1.1.6.07
3.0.11.6.07

30.L6L

ALLGOUI
3.0.1.6.0.1
3.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01
3.0.16.0.01
5.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01
5.0.1.6.0.01
3.0.1.6.0.01

3.0.1.7.0

5.0, 1L.7.0.01
3.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.00
3.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01
5.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01
5.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01
5.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0,01
3.0.1.7.0.01
3.0.1.7.0.01

5.0.1.7.0.01
3.0.L.7.0.01

AUX.

69
70
81
g9
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4
17
8
20
22
23
24
41
44
46
47
49
51
56

*DEPARTAMENTO DE CONTABILIDAD

ANENO DE LA CUENTA Jul.-GASTOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 RDE D[CH‘ZMBRE DEL 2042

CONCEPTO

SERVICIOS DIVERSQS

SERV SEGURIDAD Y VIGLANCLA
SEGUROS

DIVERSCS

EL CORAZON

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
MOVIL. Y SERV DE TRANSPORTE
MATERIALES

SUMIN. Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. EQUIPOS ELECTRICOS 1
REP,Y ACC. PARA VEHICULOS i
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES ‘

COMBUSTIBLES Y LUBRICANTES PARA GE\TER\C.I

CONBUST. Y LUBRIC.YEHICULOS
ARRIENDO DE VEHICULOS Y SE\AOV[E\ITES

SERVICIO AGUA LUZ, TELEF ONO,TELECOMI!NCAC

CONT. OBRAS MANTEN Y CONSTRUCC
SERVICIOS DIVERSOS

SEGUROS

DIVERSQOS -

SUPERY GENERAL E ING DE SUBTRANSMISI

LATACUNGA

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE

GASTOS DE REPRESENTACION
BENEF, CONTRATO COLECTIVO
BONIFICACION DE RESPONSABILIDAD
DECBMO TERCER SUELDO i
DECIMO CUARTO SUELDO 1
FONDOS DE RESERVA,

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTLA
COMPONENTES SALARIALES .
COMBUST.Y LUBRIC. YEHICULOS !
ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES
SERVICIOS DIVERSOS

'

|
|

SUPERY CGEN E INCENIERIA DE DISTRIBUC

LATACUNGA

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

GASTOS DE REPRESENTACION”
BENEF. CONTRATO COLECTIVO
SUBRCGACIONES

BONIFICACION DE RESPONSABLIDAD
DECIMO TERCER SUELDO

DECIMO CUARTO SUELDO

FONDCOS DE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTLA !
YIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
MOVIL.Y SERY DE TRANSPORTE
SEMIN. Y CURSOS CAPACITACION
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIM. Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
CONMBUST.Y LUBRIC. VEHICULOS |
ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES

SERVICIO AGUA U7 TELEFONO TELECONUNICAC

SUBPARCIAL

5.909,69
5.937,69
4.576,68

806,66

56,00
448,45
68,00
3.876,85
147,03
262,08
1.267,13
86,32
532,65
284,80
950,00
.89,60
42,188,16
2.895,52
4,576,68
171,70

760,08
22,42
203,28
626,28
203,28
11,02
1,34
11,02
161,88
48,00
193,53
582,40
22,40

43.442,07
[.187,78
1.434,89
8.985,88

53.384.13

78,13
8.985,88
6.650,39

92,61
6.746,78
9.518,35
6.407,56

150,00
3.475 20
2.54528

100,03
1.829,55
3.44523

278,17
4.032,01
1.987,50
2466 $3

PARCIAL

57.900,07

3.046,93

176.328,90

TOTAL

3.046,93

176.328,90
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£yPRESA ELECTRICA PROVINCIAL COTOPAXI S.A.
DEPARTAMENTO DE CONTABILIDAD

CUENTA

5.0.1.7.0.01
5.0.1,7.0.01
3.0.1.7.0.01
5.0.1.7.0,01
3..1.7.0.01

3.0 L7.1

IR WANI
0.L7.10L
0.87.1.01
3.0.1.7.1,01
3.0.1.7.1.01
5.0.1.7.1.01
3.0.1.7.1.01
3.0.1L.7.1.01
3.0.1.7.1.01
5.0.1.7.1.01
5.0.1.7.1.01
3.0.1.7.1.04
3.0.L.7.L01
3.0.87.1.01
3.0.L7.1.0%
3.0.L.7.1.0
3.0.L7.1.01
3.0.1.7.1.01
3.0.1.7. 001
5.0.1.7.1.01
3.0.L.7. 101
5.0.07.1.01
3.0.1L7.1.01

Ll e

- 5.0.1,7,1.01

5.0.L.7.1.01

5.0 L7102
5.0.1.7.1.02
3.0.1.7.1.02
5.0.1.7.1.02
5.0.1.7.1.02
5.0.1.7.1.02
3.0.1.7.1.02
3017102

'5.0.1.7.1.02

5.0.1.7.1.02
3.0.1,7.1.02
5.0.1.7.1.02

5.U.1.7,1.03
3.0.1L.7.1.03
3.0,L7.1.03
3.0.1,7,1,05
3.0.1.7.1.05
3.0.1.7.1.05
3.0.0,7.1.03
5.000,7.1.03
3.001,7.0.035
3.0.L.7.1.03
3.0,1.7.1.03
3.0.1.7.1.03
3.0.1.7.1.035
5.0.1.7.1.05
5017103

5.0.1.7.6

AUX

G0
69
81
86
39
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ANEXO DE LA CUENTA SUl.-C}ASTOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 DE DICIEMBRE DEL 2002

CONCEPTO

PUBLIC.PROPAGANDA E IMPRENTA
SERVICIOS DIVERSOS

SEGURCS

CONTRIBUC. OFICIALES

DIVERSOS

OPERACION S/E DE DISTRIBUCION
LATACUNGA

SUELDOS

SUBSMDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

GASTOS DE REPRESENTACION

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
BONIFICACION DE RESPONSABILIDAD
DECRAO TERCER SUELDO

DECEMO CUARTO SUELDO

FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTLA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
SEMIN. Y CURSOS CAPACITACION
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIN. Y IINSERES MENORES

RER.Y ACC. PARA VEHICULOS
COMBUST.Y LUBRIC. VEHICULOS

SERVICIO AGUA LUZ TELEFONO, TELECOMUNICAC

CONTATOS DE DISENO E INGENIERIA
CONT. OBRAS MANTEN Y CONSTRUCC
SERVICIOS DIVERSOS

SERV SEGURIDAD Y VIGILANCLA
SEGUROS -

DIVERSOS

SALCEDO

SUELDQOS

SUBSMIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIVO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL™Y SEGUROS CESANTIA
COMPONENTES SALARIALES
SERVICICS DIVERSOS

SEGURCS

SICCHOS

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMIO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA

VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
CONPONENTES SALARIALES
REP.Y ACC, PARA VEHICULOS
COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS
SERVICIOS DIVERSOS

SERV SEGURIDAD Y VIGILANCIA
SEGUROS

i .
A VNTONIATIT N TA /0N NISTR rRII(FI('\N

SUBPARCIAL

340,15
6.582,50
1.666,60
292,89
22351

42.177,53
1.836,78
7.225,87
1.016,40

57.184,43
1.016,40
4.738,07

135,35
5.537,36

-6.800,44
1.075,00
3.360,00
3.936,00

556,62
109,50
{08,100
188,91

10.502,46
3.050,00
2.186,12

961,67
2.423,68
23.401,87
18,81

4.012,90
246,40
596,98

7.217,32
533,23

18,38
574,80
764,24
528,00
224,00

2.373,19

1.898,70
112,00
3.222,09
233,73
8,52
232,90
334,06
274,32
240,00
106,40
5,60

203,84 .

4.563,79
2.293.25

PARCIAL TOTAL
213.367 91
184.347,27
1
17.08Y,44
13.731,20

31.089,56
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DEPARTAMENTO DE CONTABILIDAD

CUENTA

3.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
5.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.01
3.0.1.7.6.0%
3.0.1.7.6.01.
5.0.1.7.6.01

3.0.1.7.6.02
3007602
3.0.1.7.6.02
3.0.1.7.6.02
3.0,1.7.6.02
5.0.1.7.6.02
3.0.1.7.6.02
5.0.1.7.6.02
5.0.1.7.6.02
3.0.1.7.6.02
3.0.1.7.6.02

3.0.1.7.6.03
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.03
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.03
5.0.1.7.6.05
5.0.1.7.6.03
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.05
3.0.1.7.6.03
5.0.1.7.6.03
5.0.1.7.6.05

5.0.1.7.7

3.0.L7.7.01
5.0.1.7.7.01
5.0.1.7.7.01
5.0.1.7.7.01
5.0.1.7.7.04
5.0..7.7.01
5.0.1.7.7.01

. 3.0.0.7.7.01

AUX.

dnowe O

13
14
17
18
20

24

41
44
49
55
69
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ANEXO DE LA CUENTA 301.-GASTOS DE OPERACION

CON CORTE AL 3l DEDIC
CONCEPTO

LATACUNGA

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO

DECIMO CUARTO SUELLDO

FONTOS DE RESERVA

AP. PATRONAL ¥ SEGUROS CESANTIA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PALS
CONMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIN, Y ENSERES MENORES

REP.Y ACC. EQUIPOS ELECTRICOS
REP.Y ACC, PARA VEHICULCS
HERRAM, ¥ EQUIPOS MENOCRES
COMBUST.Y LUBRIC.YEHICULOS
ARRIENDC DE VEHICULOS Y SEMOVIENTE

SERVICIO AGUA LUZ,TEI_EFONO,TELECOBLWCAC

CONT. ASESORLA TECNICA
SERVICIOS DIVERSOS
SEGUROS,

GASTOS ¥ AMORT. SOFTWARE
DIVERSOS

SALCEDO

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDQ
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERYA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTLA
COMPONENTES SALARIALES
SUNVIN. Y ENSERES MENCRES

SIGCHOS

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECDMO TERCER SUELDO
DECRVO CUARTO SUELDO
FONDQS DE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTILA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIN. Y ENSERES MENORES
COMBUST.Y LUBRIC. VEHICULOS

SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNICAC

SERVICIOS DIVERSOS
SEGUROS

VMANTENTMIENTO RED AEREA Y SUBTERRANE

LATACUNGA

SUELDQS

SUBSIDIC TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

GASTOS DE REPRESENTACION
BENEF, CONTRATO COLECTIVO
SUBRCGACIONES

BONIFICACION DE RESPOMSARLIDAD

3

IEYIBRE DEL 2002

SUBPARCIAL

293,30
23,52
25,23

445,36
34,43
1,41
63,49
50,19
96,00
50,40
3.932,13
2.165,84
1.117,76
66,38
432,34
130,76
200,00
3.505,03
11.200,00
2.518,64
0,36
1.451,86
26,80

366,20
27,44
4,41
591,33
44,60
1,64
77,94
65,02
58,30
18,50

1,494,82
2,24
46,48
3,87
0,13
517
5,63
60,00
4,80
35,17
18,55
6,71
3,08
309,07
0,73

48.444,16
976,59
3.212,20
897,35
31.849,48
7,29
897,35

PARCLAL

27.837,23

1.996,43

248.025,

TOTAL
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EMPRESA ELECTRICA PROVINCIAL COTOPAXI S.A.
DEPARTANMENTO DE CONTABILIDAD

ANEXO DE LA CUENTA SIH.-C;,—\STOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 DE DlCiIIELY[BRE DEL 2002

1

CUENTA AUX. CONCEPTO SUBPARCIAL PARCIAL TOTAL
5.0.1.7.7.01 I3 DECIMQ TERCER SUELDO 2.829,11
5.0.0.7.7.00 14 DECIMO CUARTO SUELDO ' 89,13
5.40.1.7.7.01 17 FONDOS DE RESERVA 4.398,27
5.0.1.7.7.01 18 AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA ! 3.928,68
5.0.1.7.7.01 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS ' 2.980,96
5.0.1.7.7.01 24 COMPONENTES SALARIALES 2,092,783
5.0.1.7.7.01 41 MATERIALES 49.420,61
5.0.1.7.7.01 44 SUMIN. Y ENSERES MENORES i 2.386,02
5.0.1.7.7.01 4 REP.Y ACC. PARA VEHICULOS ‘ 26.949,84
5.0.1.7.7.01 47  HERRAM. Y EQUIPOS MENORES 7.779,47
5.0.1.7.7.01 49  COMBUST.Y LUBRIC.VEFHICULOS 16.582,47
5.0.1.7.7.01 69  SERVICIOS DIVERSOS , 34.263,84
5.0.1.7.7.01 81  SEGUROS 6.639,74
5.0.1.7.7.01 ‘82 DANOS Y PERIUICIOS A TERCEROS 387,50
5.0.1.7.7.01 86  CONTRIBUC. OFICIALES 464,31
5.0.1.7.7.01 89  DIVERSOS : 327,80
5.0.1.7.7.02 SALCEDO . 3.355,74
5.0.1.7.7.02 0  SUELDOS 584,34
5.0.1.7.7.02 3 SUBSIDIO TRANSPORTE 16,40
5.0.1.7.7.02 4 SOBRETIEMPOS 91,61
5.0.1.7.7.02 8  BENEF. CONTRATO COLECTIVO 991,81
5.0.1.7.7.02 13 DECIMO TERCER SUELDO 79,99
50.1,7.7.02 14 DECIMO CUARTO SUELDO 2,20
5.0.1.7.7.02 17 FONDOS DE RESERVA ' | 74,94
5.0.1.7.7.02 18 AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA 116,92
5.0.1.7.7.02 24  COMPONENTES SALARIALES 78,00
5.0.1.7.7.02 41 MATERIALES ) 76,64
5.0.1.7.7.02 46  REP.Y ACC. PARA VEHICULOS ! 497,70
5.0.1.7.7.02 49  COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS ; 188,92
5.0.1.7.7.02 69  SERVICIOS DIVERSOS : ‘ 255,82
5.0.1.7,7.02 81  SEGUROS - ; 280,45
|
3.0.1.7.7.03 PUJILI . 22.728,10
5.0.1.7.7.03 0  SUELDOS _ 5.427,68
5.0.1.7.7.03 3 SUBSIDIO TRANSPORTE 175,28
5.0.1.7.7.03 4  SOBRETIEMPOS ‘ 565,31
5.0.1.7.7.03 5 GASTOS DE REPRESENTACION 34,56
5.0.1.7.7.03 8  BENEF. CONTRATO COLECTIVO 6.226,38
5.0.1.7.7.03 10 BONIFICACION DE RESPONSABILIDAD 34,56
5.0.1.7.7.03 13 DECDMO TERCER SUELDO 484 64
35.0.1.7.7.03 14  DECIMO CUARTO SUELDO" 12,59
5.0.1.7.7.03 17 FONDOS DE RESERVA 568,63
5.0.1.7.7.03 18 AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA 697,93
5.0.1.7.7.03 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS ; 788,94
5.0.1.7.7.03 22 MOVIL.Y SERV DE TRANSPORTE { 60,48
5.0.1.7.7.03 24 COMPONENTES SALARIALES 375,60
5.0.1.7.7.03 41  MATERIALES 1.816,98
3.0.1.7.7.03 44 SUMIN. Y ENSERES MENORES ! 35,49
5.0.1.7.7.03 46  REP.Y ACC. PARA VEHICULOS 308,84
5.0.1.7.7.03 47  HERRAM. Y EQUIPOS MENORES 109,07
3.0.1.7.7.03 49  COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS l 1.038,46
5.0.1.7.7.03 51 ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES 240,00
5.0.1.7.7.03 36  SERVICIO AGUA LUZ TELEFONO, TELECOMUNICAC 5,19
3.0.1.7.7.03 60  PUBLIC.PROPAGANDA E IMPRENTA ! 33,60
50.1.7703 69  SERVICIOS DIVERSOS l 3.361,33
5007703 81  SEGUROS ‘ 318,54
5.0.1.7.7.03 89  DIVERSOS | 7,00
5.0.1.7.7.04 SAQUISILI 11.372,88
5.0.1.7.7.04 0 SUELDOS ‘ 3.352,00
5.0.1.7.7.04 3 SUBSIDIO TRANSPORTE : 148,96

3.0.1.7.7.04 4 SOBRETIEMPOS . ‘ 51,62



DEPARTANMENTO DE CONTABILIDAD

CUENTA

3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04
3.0.1.7.7.04

3.0.1.7.7.03
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
5.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.03
5.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
5.0.1.7.7.03
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05
3.0.1.7.7.05

3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
5.0.1.7.7.06
5.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0,1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
5.0.1.7.7.06
340.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06
3.0.1.7.7.06

3.0.1.7.7.07
5.001.7.7.07
3.0.1.7.7.07
3.0.1.7.7.07
3.0.1.7.7.07
3.0.1,7.7.07
3.0.1.7.7.07
5.0.1.7.7.07
3.0.0.7.7.07
3.0.1.7.7.07
5.0.1.7.7.07

AUKX.

3

13
14
17
[

24

41

49

ANEXO DE LA CUENTA 501.-GASTOS DE OPERACION

CON CORTE AL 31 DEDIC

CONCEPTO

BEMEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMQ TERCER SUELDO
DECRV{O CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL ¥ SEGUROS CESANTLA
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS
SERVICIOS DIVERSOS

SEGUROS

SIGCHOS

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGURQOS CESANTIA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMDN. Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
COMBUST.Y LUBRIC,VEHICULQOS
SERVICIOS DIVERSOS

SEGUROS

LA MANA

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO
DECDMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES ... . .
SUMIN. Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS

ARRIENDC DE VEHICULOS Y SEMOVIENT

SERVICIOS DIVERSOS
SEGUROS

CONTRIBUC, OFICIALES
DIVERSOS

EL CORAZON

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS ,
BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECOMO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

Al PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
VIATICOS ¢ SUBSIST.IN EL PAIS
MOVIL.Y SERY DE TRANSPORTE

ES

IEMBRE DEL 2002

SUBPARCIAL

4,423,351
317,34
10,70
379,46
456,03
319,20
181,02
388,39
145,40
408,31
797,74

3.575,87
2,24
2,36

67,46
3,27

0,12,

181,22
7,68
47540
4,80
133,20
144,22
139,17
30,26
189,53
14,28
263,33

6.414,32
392,00
1.292 63
12.569,61
951,19
28,94
1.152,31
1.367,44
425,69
840,00
2.705,09
41,04
3.571,62
1.864,36
240,00
3.883,53
937,15
28,46
25,30

4.861,59
135,52
529,00

4.795,60
388,38

9,93
560,54
559,88
966,02
106,20

—

PARCLAL

38.735,88

23.084,62

TOTAL




EVIPRESA ELECTRICA PROYINCLAL COTOPAXI >.A.
DEP.—\RTAJVIENTO DE CONTABILIDAD

CUENTA

5.0.1,7.7.07
3.0.1,7.7.07
5.0.1,7.7.07
3.0.1,7.7.07
3.0.1,7.7.07
5007707
3.0.1.7.7.07
5.0.1.7.7.07
3.0.1.7.7.07
5.0.1.7.7.07
3.0.1.7.7.07
3.0.1.7.7.07
3.0.1.7.7.07

3.0.1.7.8

Bs.u..7.801

3.0.1.7.8.01
3L1L7.8.01
5.0.1.7.8.01
3.0.1.7.8.01
5.0.1,7.8.01
5.0.1.7.8.01
3007801
3.0.0L7.8.01
5.0.1.7.8.01
3.0.1.7.8.01
5.0.1.7.8.01
3.0.1.7.8,01
3.0.1.7.8.01
5.00.1.7.8.01
5.0.1.7.8.01
3.0.1.7.8.01
5.0.1,7.8.01
3.0.1.7.8.01
3.0.1.7.8.0!
30.L7.8.01
5.0,1.7.8.01
3.0.0.7.8.01

5.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8,02
5.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8.02
5.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8.02
5.0.1.7.8.02
5.0.1.7.2.02
3.0,1L7.8.02
5.0.1.7.8.02
3.0.1.7.8.02

5.0.1.7.8.03
3.0.1.7.8.03
5.0.1.7.8.03
5.0.1.7.8.03
3.0.1.7.8.03
3.0.1.7.8.03
3.0.L7.8.03
3007803

AUX.

24
41
44
46
47
49
51
53
56
69
8t
86
89
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13
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41
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ANEXO DE LA CUENTA 501.-GASTOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 DE DICIEVMBRE DEL 2002

CONCEFPTO

COMPONENTES SALARIALES

MATERIALES

SUMIN. Y ENSERES MENORES

REP.Y ACC. PARA VEHICULOS ’

* HERRAML Y EQUTPOS MENORES

COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS

ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES
ARRENDO TERRENOS Y EDIFICIOS

SERVICIO AGUA LUZ TELEFONO, TELECOMUNICAC
SERVICIOS DIVERSOS

SEGUROS

CONTRIBUC, OFICIALES

DIVERSOS

MLANT ALUM PUBLICO Y SEN. L,UMINOSlS

-LATACUNGA

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

GASTOS DE REPRESENTACION
BENEF. CONTRATO COLECTIVO
BONIFICACION DE RESPONSABILIDAD
DECMO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANT(A
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
SEMIN. Y CURSOS CAPACITACION
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIN, Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
COMBUST. Y LUBRIC. VEHICULOS
SERVICIOS DIVERSOS

SEGUROS

CONTRIBUC. OFICIALES
DIVERSOS

SALCEDO

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPCRTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO
DECRVC CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
COMBUST,Y LUBRIC,.VEHICULOS
SERVICIOS DIVERSOS

SEGUROS

PUJILL

SUELDOS .

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECBMC-TERCER SUELDO

DECIVIO CUARTO SUELDC
FONDOS DE RESERVA

SUBPARCIAL

290,40
496,70
19,51
695,61
190,11
088,32
255,68
179,20
18,10
911,68
966,34
28,06
32,25

18]

|18}

I~

w

219,14
387,02
389,47
172,16
11.467,93

172,16
605,01
18,16
724,38
862,92
332,85
1.120,00
829,34
34,830,36
97,36
3.188,69
67,14
4.736,24
551,43
1.389,74

112,11
18,82

846,16
33,16
93,707

1.480,84

116,44

3,19

109,89

170,08

113,90

1.930,83
16,97
35,46

412

343,90

939,65
60,13
81,91
1.623,35
123,11
3,61

122,13

PARCIAL

67.192,43

5.318,64

8.183,77

TOTAL
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CUENTA

5.0.1.7.8.03
5.40,1.7.8.03
3.0,1.7.8.03
5.0.1.7.8.03
5.0.1.7.8.03
5.0.1.7.8.03
5.0.1.7.8.03
5.0.1.7.8.03

5.0.1.7.8.04
5.0.1.7.8.04
5.0.1.7.8.04
3.011.7.8.04
3.0.1.7.8.04
5.0.1.7.8.04
3.0.1.7.8.04
5.0.1.7.3.04
3.0.1.7.8.04
5.0.1.7.8.04
3.0.1.7.8.04
3.0.1.7.8.04
3.0.1.7.8.04
5.0.L.7.8.04
3.0,1.7.8.04

5.0.L7.8.06
5.0.1.7.8.06

5.0.1.7.8.07
3.0.1.7.8.07

30.L.7.9
S L7018
3.0.1.7.9.01
5.0.L.7.9.01
3.0.1.7.9.01
5.0.1.7.9.01
3.0.1.7.9.01
3.0.1.7.5.01
5.0.1.7.9.01
3.0.1.7.9.01
3.0.1.7.9.01
5.0.1.7.9.01
3.0.1.7.9.01
3.0.07.9.01
3.0.1.7.9.01
3.0.1.7.9.01
5.0.1.7.9.01
3.0.1.7.9.01
3.01.7.9.00
5.0.1.7.9.01
3.0.1.7.9.01
3.0.1.7.8.01
3.0.1.7.9.01

30.1,7.9.02
5.0.1.7.9.02
5.0.1.7.5.02
5.0,1.7,5.02
5.0.14.7.9.02
5.0.1,7.9.02
5.0.1.7.9.02
5.0.0.7.9.02

AUX.

18
24
41
46
47
49
69
81

[ QRN LV I )

(8]

ELS

17
18"
24
41
46
49
&9
31

41
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ANEXO DE LA CUENTA 5()1.-G;.—\STOS DE OPERACION
CON CORTF AL 31 DE DICIEVBRE DEL 2002

CONCEPTO

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

REP.Y ACC, PARA VEHICULOS
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
CONBUST.Y LUBRIC. VEHICULOS
SERVICICS DIVERSOS

SEGUROS

SAQUISILI

SUELDOS

SUBSIIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO
DECDMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
COMBUST. Y LUBRIC. VEHICULOS
SERVICIOS DIVERSOS

" SEGUROS

LA VLANA
MATERIALES

EL CORAZON
MATERIALES

MANTENIVIIENTO TRANSFORNMAD Y FAP.’-\C[’I‘O )

LATACUNGA

SUELEOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIENMPOS -

GASTOS DE REPRESENTACICN
BENEF. CONTRATO COLECTIVO
BONIFICACION DE RESPONSABIIDAD
DECIMO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTTA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIN. ¥ ENSERES MENORES
REP.Y ACC. PaRA VEHICULOS
HERRAM. ¥ EQUIPOS MENORES
COMBUST,Y LUBRIC.VEHICULOS
SERVICIOS DIVERSOCS

SEGUROS

CONTRIBUC. OFICLALES
DIVERSOS

SALCEDO

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

SUBPARCIAL

177,07
128,78
4,187,383
30,54
16,71
63,83
7,41
615,69

681,09
42,02
8481
1.165,74
93,43
2,50
87,50
136,47
90,02
1.694,32
11,32
23,64
2,74

183,79

3.909,43

4,061,19

4,864,07
248,09
58,74
460,43
8.602,74
460,43
694,89
21,54
787,70
1.007,60
464,50
331,70
4,625,235
506,82
2.525,28
360,78
2,059,388
3.400,75
489,18
31,62

T 4313

166,38
23,08
2,85
629,43
46,28
1,39
41,07

PARCIAL

4.299,49

3.909,48

4.061,19

32.647,16

TOTAL

44.366,27
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DEPARTAMENTO DE CONTABILIDAD

CUENTA

35.4001.7.9.02
5.0.1.7.9.02
3.0.1.7.9.02
3.0.1.7.9.02

35.0.L7.9.03
5.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03
3.0.0.7.9.03
3.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03
5.0.1.7.9.03
3.0.1,7.9.03
5.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03
3.0.1.7.9.03

5.0.1.7.9.04
30004

3.0.1.7.9.04 .

5.0.1.7.9.04
3.0.1.7.9.04
3.0,1.7.9.04
3.0.1.7.9.04
3.0.1.7.9.04
5.00.1.7.9.04
3.0.1.7.9.04
3.0.1.7.9.04

5.0.1.7.9.05
5.0.1.7.9.05
5.0.1.7.9.05
5.0.1.7.9.05
5.0.1.7.9.03
5.0.1.7.9.03
5.0.1.7.9.05
5.0.1.7.9.05
5,0.1.7.9.05
5.0.1,7.9.03
5.0.1.7.9.05

3017006
3.0.1.7.9.06

3.0.1.7.9.07
3.0.1.7.9.07
3.0.1.7.9.07

3.0.1.8.1

5.0.1.8.1.01
3.0.1.8.1.01
3.0.1.8.1.01
3.0.1.8.1.01
3.0.1.8.1.01
3.0.1.8.1.01
3.0.1.8..01
3008 L0
3008001
500,810

AUX.

18
24
4
81

41

20
41

oo
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ANEXO DE LA CUENTA 30L.-G
CON CORTE AL 31 DE DI

CONCEPTO

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTILA
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALLES

SEGUROS

PUJILI

SUGLDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECRVO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTLA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS
SERVICIOS DIVERSOS

SEGUROS

SAQUISILI

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTTVO
DECIMO TERCER SUELDO
DECRMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
COMPONENTES SALARIALES
SEGUROS

SICCHOS

SUELEQS

SUBSDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECDMO TERCER SUELDO
DECIMO CUARTOQ SUELDO
FONDOS DIE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
COMPONENTES SALARIALES
SEGUROS ’

LA VLANA
MATERIALES

EL CORAZON
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
MATERIALES

OPERAC INSTALACION SERVICIO A Al
LATACUNGA

SUELDQOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETEMPOS

GASTOS DE REPRESENTACION
BENEF. CONTRATO COLECTIVO
SUBRCGACIONES

BONUICACION DE RESPONSABILIDAD
DECIMO TERCER SULLEO

DECIMO CUARTO SUELDO

BONADOS

ASTCS DE OPERACION
CIEVIBRE DEL 2002

SUBPARCIAL

67,58
49,44
53,36
55,49

318,89
19,62
3,38
536,75
40,67
1,18
36,95
39,42
210,00
42,00
1.750,23
28,86
37,00
35,41

322,36
19,65
1,89
547,63
41,45
1,13
41,45
60,62
42,12
21,90

302,04
624
1,70

173,07

12,01
0,34
9,03

17,55

13,44

10,40

348,60

364 60
4,902,92

27.885,05
733,60

- 273,47
1.463,76
1.586,50
337,69
1.163,76
230881
66,67

2

PARCIAL

3.120,36

L100,20

S49,44

348,60

3.267,52

132.633,23

TOTAL

134.695,1Y
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)  DEPARTAMENTO DE CONTABILIDAD
ANEXO DE LA CUENTA 301,-CASTOS DE OPERACION
CON CORTE AL 3t DE DICIEMBRE DEL 2002
CUENTA  AUX, CONCEPTO SUBPARCIAL
5.0.1.8.1.01 L7 FONDOS DE RESERVA 2.400,03
5.0,1.8.1.01 18 AP PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA 3,183,353
5.0.1.8.1.01 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS 1.606,40
3.0.1.8.1.01 22 MOVIL.Y SERV DE TRANSPORTE 13,00
3.0.1.8. 101 24  COMPONENTES SALARIALES 1.860,00
3.0.1.8.1.01 41 MATERIALES 16.446,62
5.0.1.8.1.01 4 SUMIN. ¥ ENSERES MENORES 3.813,33
5.0.1.8.0.01 46 REP.Y ACC. PARA VEHICULOS 1.171,48
3.0.1.8.1.01 47  HERRAM. Y EQUIPOS MENORES 373,37
3.0.1.8.1.01 49 COMBUST.Y LUBRIC, VEHICULOS 2,641,57
5.0.1.8.1,01 51 ARRENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES 3.077,36
5.0.1.8.1.01 36  SERVICIO AGUA LUZ,TELEFONO,TELECONHJMCAC 577,70
5.0.1.8.1.01 64  CONTRATOS INSTALACION MEDIDORES ' 36.886,39
5.0.1.8.1.01 69  SERVICIOS DIVERSOS 1.649,46
5018101 g8l  SEGUROS 903,20
: 5.0.1.8.1.01 86 . CONTRIBUC. OFICIALES 28,46
3.0.1.8.1.02 SALCEDO .
5.0.1.8.1.02 0 SUELDOS 278,46
5.0.1.8.1.02 3 SUBSIDIO TRANSPORTE 22,40
5.0.1.8.1.02 ] SOBRETIEMPOS 148,50
5.0.1.8.1.02 8  BENEF. CONTRATO COLECTIVO 394,16
3.001.8.1.02 13 DECDBMVO TERCER SUELDO 39,92
5.0.08.1.02 4 DECIMO CUARTO SUELDO 1,34
5.0.1.8.1.02 {7 FONDOS DE RESERVA 80,13
3.0.1.8.1.02 I8 AP PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA 58,23
5.0.1.8.1.02 24 COMPONENTES SALARIALES 48,00
5.0,1.8.1.04 SAQUISILI
5.0.1.8.1.04 0 SUELDOS 287,68
3.0.1.8.1.04 3 SUBSIDIO TRANSPORTE 22,40
5.0.1.8.1.04 8 BENEF. CONTRATQ COLECTIVO 432,08
5.0.1.8.1.04 3  DECIMO TERCER SUELDO 35,68
3.0.1.8.1.04 14  DECDMO CUARTO SUELDRO 1,34
5.0.1.8.1.04 17 FONDOS DE RESERVA 71,61
5.0.1.8.1.04 18 AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA 32,02
5.0.1.8.1.04 24 COMPONENTES SALARIALES 48,00
5.0.1.8.6 MANT INSTALACIN SERVICIO A ABONKDOS
5.0,1.8.6.01 LATACUNGA
5.0.1.8.6.01 0  SUFLDOS 34.343,07
_ 5.0.1.86,01 3 SUBSIDIO TRANSPORTE 1.097,60
® 501860l 4 SOBRETIEMPOS 632,62
5.0.1.8.6.01 3 GASTOS DE REPRESENTACION 2.726,00
3.0,1.8.6,01 8 BENEF. CONTRATO COLECTIVO 34,907,753
3.0,1.8.6.01 10 BONIFICACION DE RESPONSABILIDAD 2.726,00
5.0,1.8.6.01 13 DECIMO TERCER SUELDO 3.241,11
3.0.1.8.6.01 14 DECDMO CUARTO SUELDO 80,29
5.0.1.8.6.01 17 FONDOS DE RESERVA _ 3.870,08
3.0.1.8.6.01 18  AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA 4.546,82
5.0.1.8.6.01 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS 4.583,97
5.0.1.8.6.01 23 SEMDIN, ¥ CURSOS-CAPACITACION 1.960,00
5.0.1.8.6.01 24 COMPONENTES SALARIALES 2.472,00
2.0.1.8.6.01 41 MATERIALES 1.150,37
5.0.1.8.6.01 44 SUMIDN, Y ENSERES MENORES 5.298,90
3.0.1.8.6.01 46  REP.Y ACC. PARA VEHICULOS 3.068,24
5.0.1.8.6.01 47  HERRAM. Y EQUIPOS MENORES 1.257,03
5.0.1.8.6.01 49 COMBUST.Y LUBRIC, VEHICULOS 6.725,78
3.0.1.8.6.01 51 ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES 2.541,41
y ;-g.:.&am 53 ARRIENDO TERRENOS Y EDIFICIOS 974,38
- l.g.g.m 56 SERVICIO AGUA LUZ,TELEFONO, TELECOMUNICAC £.190,03
L Sy 01 65  CONTATOS DE DISENO E INGENTERLA 22.400,00
" S0.1.8.6.01 69 SERVICIOS DIVERSOS 292733

PARCIAL

1.071,13

970,81

151.736,67

TOTAL

131.756,67
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ANEXO DE LA CUENTA 301.-C
CON CORTE AL 3L DE DI

Cortniteet TNV BT EAL WU U ANT DLAL

{UNICAC

{UNICAC

3.0.1.8.6.01 81 SCEGURCS

5.0.1.8.6.01 82  DANOS Y PERJUICIOS A TERCEROS
5.0.1.8.6.01 83  GASTOS Y AMORT. SOFTWARE
5.0.1.8.6.01 86 CONTRIBUC. OFICLALES

3.0.1.8.6.01 8y DIVERSOS

3.0.1.9.1 OPERACION COMERCIALIZACION
5.0.1.9.1.01 LATACUNCA

3.0.L9. 1.0 0 SUELDOS

3.0.1.9.1.01 3 SUBSIDIO TRANSPORTE

5.0.1.9.1.01 4 SOBRETIEMPOS

5.0.0.9.1.01 3 GASTOS DE REPRESENTACION
S.1.9.1.01 8 BENEF. CONTRATO COLECTIVO
3.0.1.9.1.01 0 BONIFICACION DE RESPONSABILIDAD
3.0.1.9.1.01 13 DECBMO TERCER SUELDO

3.0.1.9.1.01 [4 DECIMO'CUARTO SUELDO

3.0.L.9.1.01 177 FONDOS DE RESERVA

3.0.1.9.1.01 18 AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
3.0.1.9.1.01 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
5.0.1.9.1.01 23 SEMIN. Y CURSOS CAPACITACION
5.0.1.9.1.01 24 COMPONENTES SALARIALES
5.0.1.9.1.01 41 MATERIALES

5.0.1.9.1.01 44 SUMIN. Y ENSERES MENORES
5.0.1.9.1.01 45 REP.Y ACC. EQUIPOS ELECTRICOS
3.0.0.9. 101 46 REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
5.0.1.9.1.01 47  HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
5.0.1.9.1.01 49 COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS
5.0.1.9.1.01 31 ARRIENDO DE VEHICULOS Y SEMOVIENTES
5.0.1.9.1.01 53 ARRIENDO TERRENOS Y EDFICIOS
5.0.1.9.1.01 56 SERVICIO AGUA LUZ,TELEFONO, TELECOY
3.0.1.9.1.01 60  PUBLIC.PROPAGANDA E IMPRENTA
5.0.1.9.1.01 66 CONT. ASESORIA TECNICA

5.0.1.9.1.01 69  SERVICIOS DIVERSOS

3.0.1.5.1,01 70 SERY SEGURIDAD Y VIGILANCLA
5.0.1.9.1.01 71 SERV.RECUP. CARTERA VENCIDA
3.0.1.9.1.01 72 SERVICIO TOMA DE LECTURAS
5.0.1.9.1.01 75 PROVISION PARA CUENTAS INCOBRABLES
3.0.1.9.1.01 81  SEGUROS

5.0.1.9.1.01 83  GASTOS Y AMORT. SOFTWARE
5.0.1.9.1.01 86 CONTRIBUC. OFICIALES

5.0.1.9.1.01 89  DIVERSOS

3.0.1.9.1.02 SALCEDO

3.0.1.9.1.02 0 SUELDOS

3.0.1.9.1.02 3 SUBSIDIO TRANSPORTE

S.0.1.9.1.02 4 SOBRETIEMPOS

5.0.1.9.1.02 8 BENLF. CONTRATO COLECTIVO
3.0.1.9.1.02 13 DECBJC TERCER SUELDO

3.0.1.9.1.02 14 DECDMO CUARTO SUELDO

3.0.1,9.1,02 17  FONDOS DE RESERVA

5.0.1.9.1.02 18 AP. PATRONAL Y SEGURQS CESANTIA
3.0.1.9.1.02 24 COMPONENTES SALARIALES
SALLY.1.02 46  REP.Y ACC.PARA VEHICULOS
3.0.1.9,1.02 49 COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS
5.0.1.9.1.02 53 ARRIENDO TERRENOS Y EDIFICICS
5.0.1.8.1.02 36  SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECON
5.0.1.9.1.02 69  SERVICIOS DIVERSOS

3..1.9.1.02 71 SERV.RECUP, CARTERA VENCIDA
3.0.1.9.1.02 72 SERVICIO TOMA DE LECTURAS
5.0.1.9.1.02 81 SEGUROS

S.0.L 03 PUJILI

3.0.1.9.1.03 0 SUELDOS .

ASTOS DE OPERACION
TIEWVIBRE DEL 2{H)2

SUBPARCIAL

2.747,51
338,30
1.607,67
195,75
147,16

62.257,74
616,00
826,89

1.614,13
26,332,060
3.614,13
3.511,25
85,97
3.977,01
4.991,19
1.470,90
401,60
2.372,80
30,60
10.944,55
2,30
4.854,17
671,03
5.653,28
1.892,75
1.120,00

! 4.177,43

15.239,85
22,400,00

3.629,36
11.906,38

140.398,44 .

46.654,50
211.930,30
2,593,775
16.913,53
535,08
988,80

9.907,18
212,80
810,24
460,56
404,14

16,45

742,65
575,85
456,00

56,00
214,18

892,30

556,07

1.244,32
15.298,71
16.461,81
229,41

Uy

PARCIAL

616.613,41

54.399,17

51.688,32

TOTAL

807.667,29
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CUENTA

5:0.1.9.1.03
5.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.0.03
5.0.09.1.03
3.0.1.9.0.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.8.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.0.03
3.0.1.9.1.03
5.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.05
3.0.1.9.1.03
.0.1.5.1.03
5.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
5.0.1.9.1.03
3.0.1L9.1.05

w

50000 04
0.1.9.1.04
3.0.1.9.1.04
J0.1.9.1.04
.0.1,9.1.,04
£.1.9.1.04
3.0.1.5.1.04
3.0.1.9.1.04

Wi b W U

3.0.1.9.1.04

3.0.1.9.1.04
3.0.1.9.1.04
5.0.1.9.1.04
3.0.1.9.1.04
3L1.9.1.04
3.0.1.9.1.04
3.0.1.9.1.04
3.0.1.9.1.04
3.0.1.9.1,04
S.0.1.9.1.04

5.0.1.9,1.05
3.0.1.9.1.03
3.40.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.03
3.0.1,9.1.03
S0.L9.1.035
3.0.1.9.1.05
3.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.05
3.0.1.9.1.03
5.0.1.9.1.035
30.15.1.035
5.0.1.9.1.03
3.0.1.9.1.05
301Ww1.05
3019103
3.0.1.v.1.05

EMPRESA ELECTRICA PROVINCIAL COTOPAXIS.A,
DEPARTAVIENTO DE CONTABILIDAD .

AUX.

i CI OF)

14
t7
N

20
17

24
41
44
46
47
49

-

33 .

36
60
69
70
1
72
31
33

49
33
56
69
7l
72
81

W

oo

14
17
13
2()
22

24

46
47
46
33
36
60

ANEXO DE LA CUENTA SUI.-C‘T\S'TOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 DE DICIENVBRE DEL 2002

CONCEPTOQ

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIENMPOS

BENEF, CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO

DECRMO CUARTO SUELDO
FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL Pals
MOVIL.Y SERY DE TRANSPORTE
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

SUMIN. ¥ ENSERES MENORES
REP.Y aCC. PARA YEHICULOS
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS
ARRIENDO TERRENOS Y EDEFICIOS

SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECONIUNICAC

PUBLIC.PROPAGANDA E IMPRENTA
SERVICIOS DIVERSOS

SERY SEGURIDAD Y VIGILANCIA
SERV. RECUP. CARTERA VENCIDA
SERVICIO. TOMA DE LECTURAS
SEGUROS

GASTOS Y AMORT. SOFTWARE

SAQUISILI

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE
SOBRETIEMPOS

BENEF, CONTRATO COLECTIVO
DECIMO TERCER SUELDO

DECIMO CUARTO SUELDO

FONDOS DE RESER VA :
AP, PATRONAL Y SEGURQOS CESANTIA
COMPONENTES SALARIALES
MATERIALES

REP.Y ACC. PARA VEHICULOS
COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS
ARRIENDO TERRENOS Y EDIFICIOS
SERVICIO AGUA LUZ TELEFONO, TELECO
SERVICIOS DIVERSOS

SERY. RECUP. CARTERA VENCIDA
SERVICIO TOMA DE LECTURAS
SEGUROS

SIGCHOS

SUELDGS

SUBSIDIO TRANSPORTE

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
DECBMO TERCER SUELDO

DECIMO CUARTO SUELDO

FONDOS DE RESERVA

AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
MOVIL.Y SERV DE TRANSPORTT
COMPONENTES SALARIALES
SUMDN. Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. PARA VERICULUS
HERRAM. Y EQUTPOS MENORES
COMBUST.Y LUBRIC.VEMICULGS
ARRIENDO TERRENOS Y EDIFICIOS

MUNICAC

SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNLICAC

PUBLIC.PROVACANDA E MPRENT A

SUBPARCIAL

134,40
907,79
4,259 64
537,58
19,72
385,64
770,43
328,00
126,72
576,00
99,72
6153
509,96
178,17
841,36
318,08
701,48
84,00
1.365,86
912,05
5.005,33
14.084,61
806,01
3,276 00

~

4.003,41
134,40
7,20
4.606,40
342,06
9,86
474,69
492,32
288,00
20,30
177,17
374,43
388,30
532,09
2,053,604
6.023,63
9.628,26
94,34

—_

3.380,26
156,80
5.409,02
411,24
11,20
494 84
393,33
300,79
40,00
336,00
132 K0
2,04
249 51
469,07
201,66
537,87
479,50

PARCIAL

30.651,52

17.802,59

TOTAL
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"HEPARTANENTO DE CONTABILIDAD
ANEXO DE LA CUENTA 501.-CASTOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 DE DICIEMBRE DEL 2002
CUENTA AUX, CONCEPTO SUBPARCIAL PARCIAL TOTAL
5.4.1.9.1.05 69  SERVICICS DIVERSOS 304,63
5.0.1.8.1.05 72 SERVICIO TOMA DE LECTURAS 36,29
5.0.1.9.1.03 81  SEGURDS . 484 5t
5.0.1.9.1.03 83  GASTOS Y AMORT. SO T\WARE 3.276,00
3.0.1.9.1.03 8¢  DIVERSOS 10,00
3019106 LA YANA 14.280,10
3.00.1.9.1,06 ) SUELDOS 2.437,0%
5.0.1.9.1.06 3 SUBSIDIO TRANSPORTE 33,60
5.0.1.9.1.06 4 SOBRETIEMPOS 103,10
5.0.1.9.1.06 8 BENEF. CONTRATO COLECTIVO 988,56
5.0.1.9.1.06 13 DECIMO TERCER SUELDO 81,50
5.0.1.9.1.06 14  DECIMO CUARTO SUELDO 1,98
5.0.1.9.1,06 17  FONDOS DE RESERVA : 323,13
5.0.1.9.1.06 18 AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTLA ' 118,83
5.0.1.9.1.06 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS 377,80
5.0.1.9.1.06 22, MOVIL.Y SERY DE TRANSPORTE . 132,80
3.0.1.9.1,06 24  COMPONENTES SALARIALES 72,00
3.0.1.9.1.06 44 SUMIN. Y ENSERES MENORES 133,91
5.0.1,9.1.06 49  COMBUST.Y LUBRIC.VEHICULOS 5,26
5.0.1.9.1.06 33 ARRIENDO TERRENOS Y EDIFICIOS 1.033,83
5.0.1.9.1.06 36 SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNICAC 263,93
5.0.1.9.1.06 60  PUBLIC.PROPAGANDA E IMPRENTA 170,24
5.0.1,9.1.06 69  SERVICIOS DIVERSOS 243,20
5.0.1.9.1.06 72 SERVICIO TOMA DE LECTURAS 1.981,22
5.0.1.9.1.06 8!  SEGUROS 25,00
5.0.1.9.1.06 83  GASTOS Y AMORT. SOFTWARE _ . 5.628,00
3.0.1.9.1.06 89 . DIVERSOS 123,20
!
3.0.1.9.1.07 EL CORAZON 22.032,18
5.0.1.9.1.07 0 ! SUELDQS o 218696
5.0.1.9.1.07 3 SUBSIDIO TRANSPORTE 134,40
5.0.1.9.1.07 4 - SOBRETIEMPOS 119,99
5.0.1.9.1.07 8 RENEF. CONTRATO COLECTIVO : 4.296,05
50.1.9.1.07 13  DECIMO TERCER SUELDQ : ) 318,92
5.0.1.9.1.07 14 DECRMO CUARTO SUELDO 9,86
30.1.9.1.07 17  FONDOS DE RESERVA 358,36
5.0.1.9.1.07 18 AP, PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA 458,36
5.0.1.9.1.07 20 VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS 873,64
5.0,1.9.1.07 22 MOVIL.Y SERY DE TRANSPORTE . 280,60
3.0.1.9.1.07 24 COMPONENTES SALARIALES 288,00
5.0.1.9,1.07 4t MATERIALES : 52,40
*5.0.1.9.1.07 4 SUMDY. Y ENSERES MENORES 154,61
5.0.1.9.1.07 46  REP.Y ACC. PARA YEHICULOS 49,03
5.0.1.9.1.07 48 COMBUST.Y LUBRIC.YEHICULOS ; 398,92
3.0.1.9.1.07 33 ARIUENDO TERRENOS Y EDIFICIOS 246 40)
5.0.1.9.1.07 36  SERVICIO AGUA LUZ, TELEFONO, TELECOMUNICAC 649,09
5.0.1.9.1.07 G0  PUBLIC.PROPAGANDA E DMPRENTA : 31,36
3.0.1.9.1.07 69  SERVICIOS DIVERSOS 98,79
5.0.1.9.1.07 71  SERY. RECUP. CARTERA VENCIDA 1.836,94
5.0.1.9.0.07 72 SERVICIO TOMA DE LECTURAS 3.783,47
5.0..9.1.07 81  SEGUROS 94,41
3.0.1.5.1.07 83 GASTOS Y AMORT. SOFTWARE 3.276,00
5.0,1.9.1.07 8%  DIVERSOS 33,60
S0.1.9.4 OPERACION ADNMINISTRACION 1.355.508,14
5.40.1.9.4.01 LATACUNGA 1.353.508,14
5009404 0 SUELDQOS 213.390,70
5.0 1.9.4.01 3 SUBSIIO TRANSPORTE 5.028,24
5.0.1.9.4.01 4 SOBRETIENMPOS 4.601,47
5.0.1.9.4.01 5 GASTOS DE REPRESENTACION 36.637,78
50.1.9.4.01 8 BENEE, CONTRATO COLECTIVO 227.318,09
5.0.1.9.4.01 Y SUBRCGACIONES 7.338,24
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DEPARTANENTO DE CONTABILIDAD

CUENTA

5.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
5.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
5.0.0.9.4.01
5.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4,01
5.0.1.9.4.01
5.0.1.9.4.01

-3.0.1.9.4,01

3.0.1.9.4.01
5.00.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
5.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
5.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.8.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.09.401
3.0.1.8.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01
3.0.1.9.4.01

5.0.1.9.6

3.0.0.9.6.01
5.0.1.9.6.01
3.0.1.9.6.01
3.0.1.4.6.01
3.0.1.9.6,01
3.0.1.9.6,01
3.0.1.9.6.01
3.0.1.9.6.01
5.0.1.9.6.01
3.0.1.9.6.01
3019601
309.6.01
3.0.1.9.6,01
3.0.1.9.6,01
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49
5L
53
56
60
61
G2
66
6Y
70
72
73
81
83
83
86
89

Econ. Patricio Luzuriaga
DIRECTOR FINANCIERQ

ANEXO DE LA CUENTA 301,-CASTOS DE OPERACION
CON CORTE AL 31 DE DICIEVMBRE DEL 2002

CONCEPTO

" BONFICACION DE RESPONSABLIDAD

DECIMO TERCER SUELDO

DECGMO CUARTO SUELDO

FONDOS DE RESERVA

AP. PATRONAL Y SEGUROS CESANTIA
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
MOVIL.Y SERV DE TRANSPORTE
SEMDN. Y CURSOS CAPACITACION
COMPONENTES SALARIALES

DIETAS HONORARIOS DIRECTORES Y COMISAR

MATERIALES

SUMIN. Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. EQUIPOS ELECTRICCS
REP.Y ACC. PARA YEHICULOS
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
COMBUST.Y LUBRIC.YEHICULOS

ARRIENDO DE VEFICULOS Y SEMO =3

ARRIENDO TERRENOS Y EDIFICIOS

SERVICIO AGUA LUZ, TELEFCNO, TELECOMUNICAC

PUBLIC.PROPAGANDA E IMPRENTA
SERVICIO DE CORREQ
SERV.LEGALES EXT. Y AUDITORIA
CONT. ASESORIA TECNICA
SERVICIOS DIVERSOS

SERV SEGURIDAD Y VIGILANCIA
SERVICIO TOMA DE LECTURAS

PROVISION PARA CUENTAS INCOBRABLES

SEGUROS

GASTOS Y AMORT. SOFTWARE
CONTRIBUC.VOLUNTARIAS
CONTRIBUC. OFICIALES
DIVERSOS )

YANTENTENIV INSTALACIONES GENERALES

LATACUNGA

SUELDOS

SUBSIDIO TRANSPORTE

BENEF. CONTRATO COLECTIVO
VIATICOS Y SUBSIST.EN EL PAIS
MATERIALES

SUMIN. Y ENSERES MENORES
REP.Y ACC. EQUIPOS ELECTRICOS
HERRAM. Y EQUIPOS MENORES
SERVICIO AGUA LUZ,TELEFONO, TELEC
CONT. ASESORIA TECNICA
SERVICIOS DIVERSOS
SEGUROS

DIVERSOS

SUNWLAN

Latacunga, 31 de di

DMUNICAC

SUBPARCIAL PARCIAL
26.970,26
24,673,42
511,86
24.038,25
35.244.71
59.664,22
3.651,65
15.899,53
14.931,60
43.932,30
12.771,89
38.981,09
24,69
13.464,54
839,18
13.261,98
12.426,25
1.923,09
47.176,16
8.100,49
1.444,57
23.365,60)
5.223,00
101.390,56
65.455,22
382,30
15.206,79
31.358,81
74,208,55
22.759,88
111,499,49
20.387,69

73.004,08
870,32 '
201,60
203,10
28400

3.070,51
2.814,39
218,33
5,74
58,03
4.317,00
26.289,71
33.804,05
866,91

ciembre del 2002

Ing. Geovanny Reyes P.
JEFE DE CONTABILIDAD

TOTAL

73.004,09
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I. PRODUCCION KWH . ] | DICIEMBRE 2002 DIRECCION DE PLANIFICACION

P

[ [ ILEUCHIT ILEUCHI 2| SUBTILLUCHI] ELESTADO |  CATAZAC. | ANGAM. | SUBT.OCCID. [SUBT.EMPRESA SN [ ToTaL |}
MES ACTUAL [ 7,601,300 1,589,400 3,590,700 1,088,573 371,994 | 35574 1,506,541 5067241 | 11,059,352 | 16,196,593
ACUMULADO 18,772,200 23,601,600 | 42,373,800 9,543,039 3,703,464 301,491 "f 13,647,994 B6,021.754 | 136,806,277 [GRASER 0T
2. FACTURACION KWH .

N MES ACTUAL — ACUMULADD 2002
( TIPO DE TARIFA F URBANO RURAL TOTAL | % ] URBAND RURAL [ TOTAL %

* [RESIDENCIAL 933,935 | 1,761,091 2,695,026 "15.24 10,618,758 16,096,921 29,816,679 18.49
RESIDENCIAL SUBSIDIADA 704,548 415,665 1,120,213 —_8.00 7,437,949 5,865,526 13,303,475 825
COMERCIAL SIN DEMANDA 593,896 132.233 726,128 518 | - 6,649,348 1,591,771 8,241,719 531
COMERCIAI. CON DEMANDA 88,130 103,463 162,693 | 1.38 618,941 1,068,265 1,987,206 .23
INDUSTRIAL ARTESANAL 173,03 | - 227,400 400,434 2,86 1,858,219 3,782,403 4,640,622 2.88 |
INDUSTRIAL CON DEMANDA 2,550,446 2,891,108 5,441,564 38,65 19,245,750 41,068,448 60,314,238 37.39 |
ENTIDADES OFICIALES 140,189 92240 | 1 232,429 1.66 1,611,938 | 1,167,017 2,778,955 172
ASISTENC. BENEFIC. COMUNI. 148,390 | - 66,014 |~ - 214,404 1.53 1,604,361 894,672 2,499,033 155
BOMBEO DE AGUA 104786 339,880 | 444,666 347 696,657 | 5,770,030 6,666,687 413
CONSUMO PROPIO 36,750 66,250 105,000 075 441,000 819,000 1,260,000 0.78
ALUMBRADO PUBLICO 821,661 145,002 966,683 6.90 944,710 1,667,595 11,117,308 6.89 |
SERVICIO OCASIONAL 1465 | 1,465 0.01 47,884 - 47,884 0.03
ENERGIA NO FACTURADA 259,305 259,305 1.85 2,422, 109 - 2,422,109 1.50
ALTA TENSION DEMANDA MAX. ] 1,205,930 1,205,950 8,51 : 16198571 | 16,198,571 16.04 |
[ TOTAkL——— | ——6:557.555- 7,448,276 [PROHIAOGOGRY)____ 100.00] 63,103,664 | st 100.00
[PERDIDAS DE ENERGIA i 1 w2, 19075?] 1 “Rlx T G153 asf
3. FACTURACION USD.

MES ACTUAL — ACUMULADO 2002
TIPO DE TARIFA &_;URBANO RURAL TOTAL [ % | URBANO [ RURAL [ TOTAL | %

RESIDENCIAL 97,846.40 163,556.32 261,502.72 18.09 ~1,09025450 | 1.732,652.04 | 2.022,906.54 17.39|
RESIDENCIAL SUBSIDIADA 65,297.60 86,371.79 151,669.39 10.49 702,88.32 | 1,056,241.64 |  1,760,629.96 10.65
COMERCIAL SIN DEMANDA 52,566.29 "12,052.53 64,618.82 4.47 576,497.54 142,511.50 718,008.04 443
COMERCIAL CON DEMANDA 10,499.15 12,958,09 23,457.24 1.62 107,312.98 136,789.77 246,102.75 152
INDUSTRIAL ARTESANAL 13,520.68 | 18,003.671 | 31,533.79 218 143,060.60 219,334.84 362,395.44 . 2.23
INDUSTRIAL CON DEMANDA 264,663.13 | 295,622.76 560,285.89 38.76 | 501335456 | 4.197,35003 | 6.210,744.62 3827
[ENTIDADES OFICIALES T 1532528 | 12,236.74 27,562.02 1.91 176,323.47 | 150,873.00 329,196.47 2.03 |
ASISTENC. BENEFIC, COMUNI. 10,872.05 5,407.44 16,278.49 | 113 114,075.24 70,661.63 184,736.87 1214
BOMBEO DE AGUA 1” 7,478.28 37,7119 44,650,48 3.09 43,768.79 497,019.40 540,788.19 333
CONSUMO PROPIO T ¥ 357041 5,954,508 9,224,989 064 36,416.86 68,660,10. 107,278.96 0.66
[ALUMBRADO PUBLICO 49,879.89 61,090.28 111,820.17 774 548,703.66 72651547 | 1.273,21943 7.85
SERVICIO OCACIONAL 14245 142,15 0.01 4,492.79 - 4,492.79 0.03
ENERGIA NO FACTURADA 25,160.78 25,160.78 RNz 229,956.03 - 229,956.03 1.42
ALTATENSION DEMANDA MAX. | 117.635.29 1763529 | 814 - 1,437,234.31 | 1,437,234.31 | 5.66

TOTAL JL 61663230 | 828,910.92] 1,445543.22 ' 100.00 | 5788,607.37 | 10,440,083.73 | BITRSHERIME | 100.00]

AclGalizado al 23 de enero del 2003

“f635)



INGRESOS FACTERADOS

MES ACTUAL ACUMULADODI200

ECAUDACION

KRE
MES ACTUAL

ACUMULADO/2002

CONSUMO DE ENERGIA 1333723.05| 14,955,471.97 # 1,155137.88 13,396,990.53
. :
[ALUMBRADO PUBLICO 111,820.17 1,273,219.13 100,212.76 1,144,929.68
IDESCUENTO PERSONAL ELEPC (1,170.56) (12,149.76) -
IOTROS 16,914.65 187,920.45 10,228.44 82,299.64
SUBTOTAL ENERGIA 1,461,287.31 16,404,461.79 1,265,579.08 14,624,219.85
BOMBEROS 1,954.44 22,920.36 1,729.60 20,788.20
ELECTRIFICACION RURAL j 84,224.41 951,904.76 76,060.45 901,733.20 |
SEGURO CONTRA INCENDIOS 729.31 8,561.42 640,16 7,649.36
CONEXIONES ¥ RECONEXIONESJ 5,408.35 54,324.30 1,614.02 20,211.77
[
SUBTOTAL IMPUESTOS J 92,316.51 1,037,710.84 | 80,044.23 950,382.53
[ TOTAL || 1ss3soasa] 1744247263 ] 1345,623.31 (VN E e
5. CARTERA EN DOLARES -
| ENERGIA || IMPUESTOS | TOTAL |
SALDO MES ANTERIOR 4,068,789 2,729,004 | 6,797,793 ]
CARGO MES ACTUAL [ 1:461,287 92317 || 1,553,604
AL COBRO ESTE MES [ 5530076 2801321 | 8,351,397 |
0 A
RECAUDACION MES ACTUAL L 1,265,579 80,044 1,345,623
CARTERA ACTUAL 4,264,497 | 2741277 7,008,774
6. No. ABONADOS ACUMULADOS
| TIPQ DE SERVICIO |__URBANO ] RURAL TOTAL |
RESIDENCIAL [ 4,481 13,160 17,641
RESIDENCIAL SUBSIDIADA | 11,870 37,589 + 49,458
COMERCIAL SIN DEMANDA ( 3,297 651 3,948
COMERCIAL CON DEMANDA || 25 36 61
INDUSTRIAL ARTESANAL 1,037 1,494 2,531
INDUSTRIAL CON DEMANDA 93 167 250 |
ENTIDADES OFICIALES 98 102 200
ASISTENCIA. BENEFICIO. COMU 200 915 | 1,115
BOMBEO DE AGUA 28 113 141 ]
CONSUMO PROPIO .
ALUMBRADO PUBLICO -
ALTA TENSION DEMANDA MAX. 1 1
AL
_
L TOTAL . 24201 54218 75347 )

8, No. TRABAJADORES PERMANENTES
: I 145

OCASIONALES TOTAL
101 246

ABON.ITRAB.
306.29

LN
R

7. PRECIO UNITARIO PROMEDIO DOLARES/KWH

[ TIPO DE SERVICIO L MENSUAL [ ACUMULADO
RESIDENCIAL ' 0.0970 0.0947
RESIDENCIAL SUBSIDIADA 0.1354 0.1323
COMERCIAL SIN DEMANDA 0.0850 0.0872
COMERCIAL CON DEMANDA 0.1218 0.1238 |
INDUSTIIAL ARTESANAL X R L ——
INDUSTRIAL CON DEMANDA 0.1030 0.1030
ENTIDADES OFICIALES 0.1186 0.1185
ASISTENCIA. BENEFICIO. COMYj| 0.0759 0.0738 -
BOMBEO DE AGUA 0.1004 0.0811
ICONSUMOD PROPIO 0.0879 0.0851
ALUMBRADO PUBLICO 0.1157] 0.1145
[ALTA TENSION DEMANDA MAX. 0.0975 0.0887 |

[ 0.1632] 0.1006 ]

DIRECCION DE PLANIFICACION




9. FACTURACION KWH ACUMULADA DE LOS ULTIMOS 12 ME%ES

HOJA No. 3

ENERO/2002- DICIEMBRE

11. LINEAS DE TRANSMISION Y DISTRIBUCION (KM.)
111 69 KV 35
9.2 22 KV 10
113 63KV 5
[11.4 138KV
12. TRANSFORMACION [KVA)
[[21_SUBESTACIONES B 53,000]
13. FACTOR DE CARGA

PRESENTE MES ACUMULADO

0.53 0.53

TIPQ DE SERVICIO ][ URBANO RURAL TOTAL %o 1
RESIDENCIAL 10,819,758 18,996,921 29,816,678 18.49 ]
RESIDENCIAL SUBSIDIADA 7,437,949 5,865,525 13,303,475 _‘___f}@
COMERCIAL SIN DEMANDA 5,649,348 | 1,591,771 8,241,118 5.11
COMERCIAL CON DEMANDA 918,941 1,068,265 1,887,206 1.23
INDUSTRIAL ARTESANAL 1,858,219 2,782,403 4,640,622 2.88
[NDUSTRIAL CON DEMANDA || 19,245,750 41,068,448 50,314,238 37.39
ENTIDADES OFICIALES [ 1,611,938 1,167,017 2,778,855 1.72
[ASISTENCIA. BENEFICIO. COMUN 1,604,381 | 894,672 2,499,033 1.55
BOMBEQ DE AGUA 896,557 5,770,030 5,666,687 4,13
CONSUMQ PROPIO 441,000 | | 815,000 1,260,000 0.78
ALUMBRADQ PUBLICO | 9,449,710 1,867,595 11,117,305 6.89

ENTA PARA LA REVENTA | 47,884 | - 47,884 | 0,03

. ISERVICIO OCACIONAL [ 2,422,109 | - 2,422,109 1,50

[ALTATENSION DEMANDA MAX. || - 16,198,571 16,198,571 10.04

[ ToTAL ‘ 63,403,564 9:7,890,219 3 ouEaR 100.00

10, POTENCIA Y DEMANDA MAXI DICIEMBRE ‘

[ poTENCIA DISPONIBLE { KW) NOMINAL PORC;ENT. % \ EFECTIVA PORCENT. %

10.1 HIDRAULICAS {LLUCHI i 10,400 | 20.47 | 8,100 16.83

10.2 HIDRAULICA EL ESTADO || 1,700 3.35 | 1,600 3.33

10.3 HIDRAULICA CATAZACON || 800 1.57 680 1.41

10.4 HIDRAULICA ANGAMARCA || 300 0.59 140 0.29

10.5 CONTRATADA S.N.L 37,600 74.02 37,600 ! 78.14

10.8 POTENCIA TOTAL DISPON! 100.00 100.00

10.7 DEMANDA MAXIMA ELEPCO 40,712 [Et dia 12]a las 19h30 ;

10.8 DEMANDA MINIMA ELEPCO, 13,110 [El dla 26[a las 1930

DEMANDA MAXIMA ACOSA 3848

DEMANDA MAXIMA TOTAL

ELEPCO Y ACOSA 44,580

DIRECCICON DE PLANIFICACION
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15. PPA'S BARRA DE GENERACION . DICIEMBRE 2002
ENERGIA POTENCIA OTROS COSTO MES PRECIS COSTO
GENERADORAS KWH USD/AWH COSTO KW USDIKW COSTO UNITARIO | ACUMULADO
ENERGIA POTENCIA
Termoesmeraldas 1,118,735.00 0.0500715 £6.016.73 1,562.14 5.7000141 8,804.22 64.820.95 4.05803 §03,707.32
Termopichincha 185,052.00 0.0758937 14.787.57 §55.06 5.7000084 5,443.85 20,231.42 0.10830 169,910.46
Hidropaula 1er. PPA 3,569,278.00 0.0144500 51.718.84 5,469.38 5.7000026 31,175.48 82,884.32 0.02322 1,164,053 .46
Hidropucara 566,975.00 0.0101500 5,754.79 691.74 5.7000029 3.942.97 9,697.71 _0.01710 90,392.60
Hidioagoydn 979,624.00 0.0101500 9,943.19 999 42 5.6999960 5,696.69 15.639.88 0.01587 231 442,61
Electroguayas 2,138,861.00 0.0520315 111,263.45 3,332.70 57855132 19,281.38 130,574.63 0.06105 1,1689.636.61
Grupa Familla 20,533.00 |- 0.0478000 §86.26 - 98,26 0.04780 122,640.45
Ridiopaule 2do. FPA AR NTO0 0.0312000[" 46,05351 | 2.0T7.52 5 BOO5IB0 11,465.886 5555337 T 1,135.082.07
TOYAL 1011547500 788 55134 15027.58 55.844.40 - 38T 0BT 473878557 |
16. PPA’S Y SUS PERDIDAS EN SIST. SUBTRANSMISION [KWH) .
FERBISAS N SURT, |~ ENBARRA DEMERCADY |
[ 10,718.475.00 145.632.00 589,547
17. MERCADO OCASIONAL (SPOT) BARRA DE MERCADQ - DISTRIBUIDOR
ENERGIA POTENCIA A REMUNERAR CARGO CARGO POTENCIA REACTIVA COSTO MES COSTO
KwH USDIKWH COSTO KWH USDIKW COSTO GENERACION | GENERADOR CARGO CARGO ACUMULADO
ENERGIA POTENCIA | OBLIG yFORZ| PRIVADO FIJO VARIABLE
[ 472770048 0.07338456] (1088816 [ 4,400,05888 0021687304 g5 53018 358537 . 4534 §537.20 565137 3.005055.86474 |
18. TRANSELECTRIC S.A, . 19, INGRESO POR PEAJE (USD),
MERCADO____ | POTENCIA_| USDIKW LARGO VARIABL] DESGUENTO COSTO COSTO [ CLIENTE COSTO COSTO
Kw TRANSMIS. USD UsoD ' Uso TACUMULADO MES—|-ACUMULADO-
SPOT BARRA GENERACI( 23,803.27 295 11,322.43 81,542.08 724342.38 Aglomerados Co 17,278.94 172,276.94
PPA’S BARRA MERCADO 15,027.96 2,85 44,332,486 526.214.33 -
SUMA 38831743 T 12507968 | T 1,285,586.7T -
- “TD‘H—TT/}?I&W | 17227654
20. COSTO PROMEDIO DE LA ENERGIA GOMPRADA INCLUYENDO POTENGIA
PRIMERA FILLA SIN TRANSPORTE, SEGUNDA EiLa CON TRANSPORTE
~ ENERGIA KWH “COSTO COSTOUNIT.T COSTOUHIT. | ENERGIAKWH| —COSTO CO5T0 UNIT. [ COSTO UNIT.JENERGIA KWH cO8To | cosTo UNrT.l COSTO UNIT,
PPA'S usp MES USD/KWHACUMU. USDMW spoT usp MES USIKWH ACUM. US/KWH PPA'S + 5POT usD MES US/KWH | ACUM. USIKWH
10,119,475.00 3684,496.74 0,03800 0.03524 4,721,709.48 215,651,117 0.04567 D.06406 | 14,841,1B4.48 600, 148.91 0.04044 0.01269
10.11%&75.00 428 831,22 004238 0 03915 4,7?1‘709.48 297,193.25 0.06284 0 07951 14.841{!;14.48 726,024 47 0.04692 0.04958
21, VENTA DE ENERGJA AL MERCADO MAYORISTA - SOLO ILLUCHI
ENERGIA POTENCIA A REMUNERAR COSTO MES COSTO
KWH USDIKWH COSTO KW USDIKWH COSTO ACUMULADO
ENERGIA POTENCIA
C IEEI 000 [ 0.0056214 74 30,7654 ERVIIT) 57 33.758.00 IAH6746 | B9 BB5.85 DIRECCION DE PLANIFICACION
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TOTAL

“7[ 589,712.36 59096235[;28067417ﬂ

- w
1. PRODUCCION KWH . DICIEMBRE 2003, DIRECCION DE PLANIFICACION
[ T ILLUCHIT | ILLOCHI 2 [SUBTICLUCHI[EL ESTADG | CATAZAC.] ANGAM. | SUBT OCCID_ [SUBT.EMPRESA _ S.NIL | TOTAL |
MES ACTUAL 1,782,700 1,747,000 3,528,700 771,763 160,653 | 38,428 570,854 | 4,500,554 10,935,955 | ‘15,435,509‘“}
}%JMULADO 18,217,800 | 23,758,410 42,976,210 10,845286 | 4,601,203 | 442,393 15,888,882 58,865,092 145,677,379 | 204,542.471 1
2. FACTURACION KWH P
M MES ACTUAL : . ACUMULADG 2003
TIPO DE TARIFA JLU RBANG | RURAL | TOTAL [V % | URBANO RURAL TOTAL 7
RESIDENCIAL _ 938,809 1,656,536 2,595,345 21.40 11,099,001 20,485,776 31,564,777 18.82
RESIDENCIAL SUBSIDIADA . 768,117 408,270 1,176,387 9.70 8,711,359 . 4,752,396 13,463,755 8.02
lEMERciAL SIN DEMANDA 621,516 143,720 765,236 6.31 L“ 7,276,555 1,613,558 6,890,113 5.30
COMERCIAL CON DEMANDA ] 102,247 97470 199,417 1.64 1,168,823 1,206,650 2.375,473 1.42
INDUSTRIAL ARTESANAL 196,538 238,292 434,830 3,59 2,145 847 2927217 5,073,064 3.02
INDUSTRIAL CON DEMANDA | 799,100 1,416,777 2,215,877 18.27 28,465,749 24,049,654 52,515,603 31.29
ENTIDADES OFICIALES 141,027 86,418 227,445 | 1,88 1,617,448 1,039,301 2,656,749 1.58
ASIST. SOCIAL - BENEF. pPUBLICO 141,667 63,816 205,483 1.69 1,726,166 803,430 2,529,606 1.51
BOMBEO DE AGUA 116,302 388,960 505,262 417 1,794,638 5,152,742 6,947,380 4.14
CONSUMO PROPIO 36,750.00 £8,250.00 105,000 0.87 441,000 - 819,000 | 1,260,000 0.75
ALUMRRADO PUBLICO 840,778 148,372 989,150 816 - 10,154,484 1791966 | 11,946,450 712
E. NO FACTURADA - SERV, OCASIONAL 564,920 564,920 4.66 * 2,988,766 - 2,588,766 1.78
GRAN CONSUMIDOR ROGACEM 1,497,992 1,497,992 12.35 - 16,695,738 16,605,738 9.95
GRAN CONSUMIDOR CEDAL ] 643,717 643,717 5.31 8,884,979 6,884,679 5.29
| TOTAL FACTURADO 5911488 ] 6,214,573 |- 12,126,061 100.00 86,474,815 81,337 SQ)L 167,812,443 |  100.00]
[CRECUPERACION PERDIDASA TERCEROS.. l 214,373 214,373 - 1.194.705 1,194,705 [ ]
[ ENERGIA FACTURADA+ RECUPERAC. PERDIDAS 5911,488 | 6428046 12380434 ] — | _86474815] 82532333 | 169,007,148
@Emmm — I T [ W [ 1 T~ FBEIIII| 1737]
Segln Memorande ¥ 0227-DC-2004 se regisira la energla no {aclurada
3. FAGTURACION USD. '
( MES ACTUAL ] ACUMULADO 2003 .
l TIPO DE TARIFA URBANO | RURAL | TOTAL Y URBANO | RURAL | TOTAL %
[RESIDENCIAL . 11584196 |  174578.45] 290,520.41 22,68 1,293,880.65 | “2,044.803.50 | 2,338,684.15 19.51 |
|RESIDENCIAL SUBSIDIADA 83,885.55 | 103,796.48 187,682.03 1?675:{ 850,493.98 | 1,150,875.53 | 2,041,369.51 11.93
COMERCIAL SIN DEMANDA 61,878.18 14,516.44 76,394.62 5.97 693,254.13 156,879.34 | 850,133.47 | 4.97
COMERCIAL CON DEMANDA 11,474.91 11,658.93 23,133,84 1.81 136,229.82 148,900.42 | 28513024 [ 1.67
INDUSTRIAL ARTESANAL ) 17.851.56 21,520.30 39,371.86 3.07 183,737.08 254,898.74 438,635.82 2.56 |
INDUSTRIAL CON DEMANDA 88,289.34 | 142,585.02| 230,874,36 16.03 2,949529,09 | 2,446,554.25 | 5.396,083.34 31.54
. |ENTIDADES OFICIALES 15,267.59 11,196.12 26,463.71 2.07 | 178,735.79 138,977.05 317,712.84 1.86
ASIST. SOCIAL - BENEF. PUBLICO 12,241.84 6,234.11 18,475.95 | 1.4 141,048.73 73,088.32 21413705 1.25
BOMBEO DE AGUA ] 9,124.14 31,457.93 40,582.07 347 13692369 |  480,047.41 616,971.10 3.61
CONSUMO PROPIO 3,668.81 6,526.53 10,195.34 0.80 42,139.96 | 76,154.06 118,294.02 0.69
ALUMBRADO PUBLICO 59,858.94 72,113,61 132,072.55 10.31 652,975.47 610,931.07 | 1,463,906.54 B.58
E. NO FACTURADA - SERV. OCASIONAL I 763.23%.60 63,236.60 4.94 323,572.49 | - 323,572.49 1,89
GRAN CONSUMIDOR ROCACEM L 94,678.46 94,678.,46 7.39 | - |- 108553152 1.055531.52 617
GRAH CONSUMIDOR CEDAL 45 992,94 46,992.94 3.67 649,347,447 - 649,347.47 | 3,
100.00 | La,zﬁ 868,35 | 8,837,641.21 | 17,108,509.56 - 100.00|

Actualizado al 10 de febrero del 2004
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. HOJA No, {
:1; PRODUCCION KWH : _DICIEMBRE 2003 DIRECCION DE PLANIFICACION
| R ILLUCHI 1 [ ILLUCHI 2 [SUBT.ICLUCHI EL ESTADO | CATAZAC. [ ANGAM. | SUBT.OCCID. [SUBT.EMPRESHA S.H.IL [ YOTAL i
MES ACTUAL 1,782,700 1,747,000 3,525,700 771,763 160,653 36,438 970,854 4,500,554 | 10,835955 | 15,436,509
[ACUMULADO 19,217,800 | 23,758,410 | 42,976,210 10,845,286 | 4,601,203 442,353 15,888,882 58,865,092 | 145.677.379 Qm_mz,m}
2. FACTURACION KWH
T MES ACTUAL § ACUMULADO 2003 ]
. TIPO DE TARIFA URBANO | RURAL TOTAL | Ye URBANO RURAL TOTAL | e |
RESIDENCIAL [ 938,808 1,656,536 2,595,345 29.40 11,089,001 [ . 20,485776 31,584,777 18.82
RESIDENCIAL SUBSIDIADA 768,117 408270 1,176,387 9.70 8,711,359 4,752,396 13,463,755 8.02 |
COMERCIAL SIN DEMANDA ’ 621,516 143,720 765,236 6.31 7,276,555 1,613,558 8,890.113 530
COMERCIAL CON DEMANDA 102,247 97,170 199,417 1,64 1,168,823 1,206,650 2375473 142
INDUSTRIAL ARTESANAL . 196,538 238,292 | - 434,820 3.59 2.145,847 2,927,217 5,073,064 3.02
INDUSTRIAL CON DEMANDA 799,100. 1,416,777 2,216,877 18.27 28,465,749 24,049,854 52,515,603 31.29
ENTIDADES OFICIALES . ; 141,027 . 86,418 _ 227,445 1.88 1,617,448 | 1,035,301 2,656,749 1 63
ASIST. SOCIAL - BENEF, PUBLICO - 141,667 |; 63,816 205,483 1.69 1,726,166 803,430 2,529,596 | 1.51
BOMBEO DE AGUA ' 116,302 |; 388,960 505,262 417 1,794,638 5,152,742 6,947,380 4.14
CONSUMO PROPIO 36,760.00 [ 68,250.00 105,000 0.87 441,000 19,000 1,260,000 0.75
ALUMBRADO PUBLICO 840,778 148,372 989,150 8.16 | 10,154,484 1,791,966 11,946,450 7.2
E. NO FACTURADA - SERV. OCASIONAL 564,920 |- 564,920 4,66 2,088,766 - 2,988,766 1.78
GRAN CONSUMIDOR ROCACEM 1,497,992 1,457,992 12.35 - 16,695,738 18,695,738 9.95
|GRAN CONSUMIDOR CEDAL 643,717 643717 | 53] 8,684,979 - 8,884,979 5729
f TOTAL FACTURADO 5,911,488 6,214,573 Ry X 86,474,815 81,337,628 167.812.443 100.00
——W—RECUPERACION-PERDIDAS-A-TERCEROS = 214,373 214,373 ) - 1,194,705 1,194,705
[[ENERGIA FACTURADA+ RECUPERAC, PERDIDASL 5511,488 5,428,946 12, 340 434 [ 86474815 ] 82,532,333 169,007,148 I
rpmb‘mmnmm——( X i [ [ 3553/ 17.27)
Segin Memorando # 0227-DC-2004 se regisira |a energla no faclurada . )
3. FACTURACION UsD. :
MES ACTUAL 1 ACUMULADO 2003
TIPO DE TARIFA URBANC RURAL TOTAL | % URBANC |  RURAL TOTYAL | %
RESIDENCIAL 115,841.96 |  174.67B.45 290,520.41 22.68 1,203880.65 | 2,044,B0350 [ 333E664.15 | 19,51
RESIDENCIAL SUBSIDIADA 83,885.55| 103,796.48 187,6682.03 14.65 B850,493.98 1,150,875.53 | 2.041.369.51 11.93
COMERCIAL SIN DEMANDA 61,878.18 14,516.44 76,384,862 5.97 ) £93,254.13 156,879.34 850,133.47 4.97
COMERCIAL CON DEMANDA 11,474.91 11,658.93 23,133,684 1.81 136,229.82 148,000.42 285,130.24 1.67
INDUSTRIAL ARTESANAL 17,851.56 21,520.30 35,371.86 3.07 | 183,737.08 254,898.74 438,635.82 2.56
INDUSTRIAL CON DEMANDA 88,269.34 142,585.02 230,874.36 18.03 | 2,049520.09 | 2,446,554.25 | 5,396,083.34 31.54
ENTIDADES OFICIALES 15,267.59 11,196.12 26,463.71 2.07 178,73579 138,977.05 317,712.84 1.86
ASIST. SOCIAL - BENEF. PUBLICO | 12,241.84 6,234.11 18,475.95 1.44 141,048,73 73,088.32 214,137.05 1,25
BOMBEO DE AGUA : 9,124.14 31,457.93 40,582.07 3.7 136,923.69 480,047.41 616,971.10 361
CONSUMO PROPIO 3,668.81 6,526.53 10,195.34 0.80 42,139.96 76,154.06 118,294.02 0.69
ALUMBRADO PUBLICO £9,958.94 72,113.61 132,072.55 1031 | 652,975.47 810,931.07 1,463,906.54 8.56
E. NO FACTURADA - SERV. CCASIONAL 63,236.60 63,236.60 4.94 323,572.49 . 323,572.49 1.89
GRAN CONSUMIDOR ROCACEM T il 94,678.46 94,678.46 7.38 - 1,055531.52 | 1,055531.52 6.17
GRAN CONSUMIDOR CEDAL | 46,992.94 46,992.94 3.67 649,347.47 - 649,347.47 3.80
TOTAL | 58971236 | 69096238 | 1,280674.74]  100.00] 8,271,868.35 | 8,837,641.21 ¥ o 100.@

l ACanllZBdo al 10 de lebrero del 2004
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e INGRESOS FI® TURADOS = RECAUDACION |
o MES ACTUAL [ ACUMULADO/2003 MES ACTUAL | ACUMULADO/2003
CONSUMO DE ENERGIA Il 1,148,602.19 | 15,645,603.02 986,870.73 14,541,778.76
[ALUMBRADO PUBLICO r 132,072.55 1,463,906.54 112,633.21 1,309,447.67
IDESCUENTO PERSONAL ELEPC( (1,451.31) (15,424.82) (21.70)
[ SUBTOTAL ENERGIA 1,279,223.43 17,094,084.74 1,099,503.94 15,851,204.73
|BGMBEROCS 61,862.35 422,065.60 48,598.07 243,491 65
|ELECTRIFICACION RURAL 65,785.21 939,804,26 53494.08 936,787.58
SEGURO CONTRA INCENDIOS 757.05 8,946.97 634.72 7,856.11
CONEXIONES Y RECONEXIONES §,423.90 68,996.53 1,359.39 24,693.96
CARGO SUBSIDIO 30,601.47 335,460.44 -
J|[PAGO SUBSIDIO (22,588.28) (280,472.80) -
OTROS 14,505.48 216,253.70 8,257.33 123,256.82
SUBTOTAL IMPUESTOS 157,367.18 1,711,054,70 112,344,49 1,336,086.12
TOTAL | 1,436590.61 18,805,129.44 1,211,848.43 VeV AR
5. CARTERA EN DOLARES -
[ - [ ENERGIA IMPUESTOS || TOTAL ]
'SALDO MES ANTERIOR 3,718,642 2,315,519 6,034,161
CARGO MES ACTUAL 1,148,602 287,968 1,436,591 7. PRECIO UNITARIO PROMEDIO DOLARES/IKWH
Al COBRO ESTE MES 4,867,244 2,603,508 7,470,752 [ TIPO DE SERVICIO [ MENSUAL |[ ACUMULADO |
RECAUDACION MES ACTUAL - 986,871 112,344 1,099,215 gESIDENCIAL 0.0963 0.0920
CARTERA ACTUAL 3,880,373 2,491,163 - 6,371,536 | RESIDENCIAL SUBSIDIADA 0.1595 0.1516
" IZOMERCIAL SIN DEMANDA 0.0998 0.0956
6. No. ABONADOS ACUMULADOS - COMERCIAL CON DEMANDA 0.11860" 0.1200,
[ TIPO DE SERVICIO | URBANO RURAL . TOTAL INDUSTRIAL ARTESANAL 0.0805 0.0865
RESIDENCIAL 4,629 13,529 [ 18,158 " INDUSTRIAL CON DEMANDA 0.1042 0.1028
RES|DENCIAL SUBSIDIADA 13,391 38,113 |. 51,504 ENTIDADES OFICIALES 0.7164 0.1196
GOMERCIAL SIN DEMANDA 3,409 670 |: 4,079 [ASIST. SOCIAL - BENEF. PUBLIC 0.0859| - 0.0847
COMERCIAL CON DEMANDA 28 : a5 63 BOMBEO DE AGUA 0.0603 0.0888
INDUSTRIAL ARTESANAL 1,155 1,548 2,703 CONSUMO PROPIO 0.0971 0.0939
INDUSTRIAL CON DEMANDA 95 130 225 ALUMBRADO PUBLICO 0.1335 0.1225
ENTIDADES OFICIALES 112 105 217
ASISTENCIA. BENEFICIO. COMU 214 919 1,133
BOMBEOC DE AGUA 32 120 152
CONSUMO PROPIO ; 0.1142 0.1083 |
ALUMBRADO PUBLICO - -
GRAN CONSUMIDOR ROCACEM i 1 GRAN CONSUMIDOR ROCACEM 0.0632 | 0.0632
GRAN CONSUMIDOR CEDAL i i GRAN CONSUMIDOR CEDAL 0.0730 || 0.0731
SUB-TOTAL 2 \ 0.0661 | 0.0666
( TOTAL i 23,066 55170 78,236
[TOTAL | 0.1056 || 0.1020
r. No. TRABAJADORES | _PERMANENTES OTROS TOTAL ABON./TRAB.
| 144 100 244 320.64 DIRECCION DE PLANIFICACION
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PPA'S BARRA DE GENERACION DICIEMBRE 2003
ENERGIA POTENCIA OTROS COSTO MES FRECIO COSTO EHERGIA
GEHERADORAS KWH USDIKWH CO3TO KW USDIKW | cosTo UHITARIO | ACUMULADO | ACUMULADA
EHERGIA : POTENCIA KW
neesmeraldas £833,692.00 00585737 43,665.12 1,509.86 5.7000000 8,606.72 58.272.34 0.069%0 61B.660.04 | 71.641.681.00
aopichincha 185,092.00 0.0934308 17,2933 985,44 §.6535505 5,517.00 22,1031 0.12378 250,578,18 | 1.B16,675.00
opatie 1t PPA 4027 647.00 0.0215400 86,755.52 4,700.89 5.6859947 26,795.05 113,550.57 0.02819 |  1,625522.561 | 58,361,480.00
oputars 124,217.00 0.0152300 4,537.33 366.37 57000135 | . 2,088.31 | 1,026,13 0.02167 92,445.47 | 3,105,406.00
cageydn 790,530.00 0.0152300 12,039,178 1,078.78 5,7000061 615475 18,194.51 0.02302 235.045.84 | 10,634,269.00
ICGLIYas 2,106,318.00 0.0625344 131,717.37 3,949.79 5.6999935 22,513.78 154,231,415 0.07322 | 1,347,346 53| 15,478,280.00
zo Famila 15,887.00 00478000 759,40 4,340.00 - 15840 T 004780 5.859.04 206,256.00
TPAE 200, FPA TSI 0.09%%60 51,897.75 201757 | EROUSRT | Y1,459.88 E37397.65 | 004116 |~ 1,745 88935 | 32,431,336.00 |
TOTAL | S350 | I55,067.09 ~18,345.65 BIA7AST - 43534218 T AT TGS PO 793,00
. MERCADNO DCASIONAL [SPOT) BARRA DE MERCADO - DISTRIBUIDOR
ENERGIA j POTEHNCIA A REMUNERAR CARGOD CARGO "FOTENCTAREACTIVA COSTO MES COSTO ENERGIA
Rt T UsDikwH COSTO KW ’" USDIKWH COSTO GENERACION BHTER. COLOMBIA - CARGO CARGO ACUMULADO | ACUKULADA
ENERGIA PQTENCIA OBLIG y FORZRECOL. COMBUST FlO VARIABLE KWH
TE WG OGRS Ba0 T 308331400 ) . B5S0.7Y [ 21,937 YERYFRY) [KEXR) EIUAT | 2T 0538 T BN a3 |
*. TRANSCELECTRIC S.A, : )
WERCAGO POTEHGIA USDTKW TARGO VARIABL] DESCUENTO ] COS5TO CO5TO
KW | ————— | TRANSMIS, USD uso uso ACUMULADO
40T BARRA GENERACIO 16,573.88 318 9,238.80 — 67,746:51-|-—1,394.908.76_
2A4"2 BARRA MERCACO 1E,949.65 3.5 59,691.41 747,674.85 :
UidA 3752353 - L {27,43752 T42, 58587
31497,58 ‘D a8 st
8. COSTO PROMENIO DE LA ENERGLA COMPRADA INCLUYENDO POTENGIA
PRIMERA FllA SIN TRANSPORTE, SEGUNDA FILA CON TRANSPORTE
EHERGIA KWH T COSTO | COSTO UNIT.| COSTO UNIT. | ENERGIA KWH COSTO COSTO UHIT.| COSTO UNIT. | ENERGIA KWH CosTO COSTO URIT.| COSTO UHIT.
TN ppATS T Uso MES USDKWHAGUMU. USD/KWY 577 spoT* ™ uso MES US/KWH | ACUIA, US/KWH | PPA'S + SPOT uso HMES USIKWH [ ACUM. US/KWH
$,223,581.00 43834208 | 004482 0.04184 276,034,614 0.05928 0.068511 {4,481,442.00 TVIT76,67 0.04933 0.04912
*79.323,561.00 158,033.47 | 0,02070 56.04787 343,781, 12 0.07381 | MEANEYEED AN TS 14,081,442.00 | 83081089 | WaREAEO 028 13 [ThA R 0.06017
Caorto acumuiado dad Kwn, reetando
19, VEHT A DE ENERGIA AL MERCADO MAYORISTA « 30LO ILLUCHI «[ cobja por Nuchi
EHERGIA POTENCIA A REMUNERAR *”aasm MES F— COSTO ENERGIA .
KWH UsDIKWIl COSTO KW . UsD/KWH CO5TO ACUMULADO | AGUMULADA AGUA. USIKWH
. ENERGIA POTENCIA ‘. ) KWH ah tnapons
353850000 000 13, 507317 350500 57 1 WM_—STF,O\ 1.02 472.963,650.00 con Tanspatte
7 ; X DIRECCICN DE ON
!
[
!
! YT LR B
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Demandas y flujos disponibles

ELEPCO.SA
2004 - 2005
Energia y Potencia
propias Energia y Potencia total
Energia Potencia Energia Potencia
kWh kW kWh kW
DISPONIBILIDADES 227.081.225 44.000 | 265.481.225 53.000
Pérdidas tecnicas en lineas 4,922.380 1.390 4.922.380 1.390
Pérdid no técnicas en linea 0 0 0 0
LINEAS SUBTRANSMIS. 222.158.845 42.610| 260.558.845 51.610
Ventas en alta tension 26.400.000 4,467 26.400.000 4,467
Entrega a Terceros en AT 0 0
Pérdidas en subestacion. 2.737.324 381 2.737.324 381
S/E SUBTRANSMISION 193.021.521 37.763| 231.421.521 46.763
Entrega a terceros 0 0
Pérdidas técnicas primarias 7.755.750 2.694 7.755.750 2.684
Pérd. no técnicas primarias o] | 0 0 0
DISTRIBUCION PRIMAR. 185.265.771 35.069 | 223.665.771 44.069
Ventas en media tensién 58.038.200 16.114 58.038.200 16.114
Entrega a Terceros en MT 38.400.000 9.000
Pérdidas técnic. transformadores. 5.162.496 797 5.162,496 797
TRANSFORMADORES 122.065.075 18.159| 122.065.075 18.159
Entrega a terceros S0 0
Pérdidas téc. secundarios 7.971.854 2.649 7.971.854 2.649
Pérdidas en acometidas 2.064.998 606 2.064.998 606
Pérdidas no téc. baja tensién. 5.309.625 1.060 5.309.625 1.080
REDES SECUNDARIAS 106.718.598 13.844| 106.718.598 13.844
Entrega a terceros 0 0
PREVIO ALUMBRADO P. 114.093.221 15.510 114.093.221 15.510
Ventas alumbrado publico 13.789.046 3.229 13.789.046 3.229
Pérdidas técnicas alumbrado . 1.176.569 278 1.176.569 278
PREVIO PARA CLIENTES + 99.127.606 12.003 99.127.606 12.003
Ventas en Baja 85.2,72.760 8.909 85.272.760 8.909
Pérdidas acometidas + no técnic—| 854846 | 3.094 13.854.846 3.094
PERDIDAS NO ACEPTADAS 7.248.220/ 1.606 7.248.220 1.606
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'VALOR AGREGADO DE DIST,
RESUMEN INFORMACION F

I

RIBUCION (VAD)

r

ISICA

hpresa: COTOPAX] 2004 - 2005
”, | .
ENERGIA POTENCIA RELACION
kWh % kW % Energ. - Pote.
sponibilidad Total [265.481.225 53.000 57,18
npras MEM 27.381.826 17.063 18,32
npras Contratos 199.699.399 26.8937 84,63
ortaciones R (O B 0 0,00
indes Consumidores 38.400.000 9,000 48,71
ntas 183.500.007 ~ ?2.?1 g 64,02
ta Tension 26.400.000 4.467 67,47
edia Tension 58.038.200 16.114 4112
B Tension 85.272.760 8.909 109,26
umbrado Plblico 13.789.047 3.229 48,75
Consumidores 38.400.000 $.000 48,71
neas 0 - Q 3,00
ibestaciones Q 0 3,00
jmarios 38.400.000 9.000 48,71
ansiormadores . 0 0 0,00
ecundarios 0 0 0,00
rdidas Técnicas 31.791.373 (12,0  |8.795 16,6 41,26
neas 4.922.381 1,9 |1.390 2,6 40,43
ibestaciones 2.737.325 1,0 381 0,7 82,02
imarios 7.755.751 2,9 2,694 15,1 32,86
ansformadaores 5.162.495 1,9 797 1,5 73,94
ecundarios 7.971.855 3,0 2.649 5,0 34,35
cometidas 2.064.998 0,8 606 1,1 38,90
lumbrado Publico 1.176.568 12,0 %78 ag,5 48 31
rdidas No Técnicas |4.541.625 1.7 880 11,7 58,91
@as o 0,0 0 0,0 0,00
rimarios 0 0,0 0 0,0 0,00
aja Tension 4.541.625 1,7 880 1.7 58,91
rdidas Aceptadas 36.332.998 13,7 9.675 18,3
rdidas No Aceptadas |7.248.220 2,7 ?.'806 3,0
rdidas Totales 43.581.218 16,4 11.281 21,3

ECCION T
L pa TARIFAS

%




" EGADO DE DISTRIBUCION (V
VALOR AGREGA | (VAD)
COTOPAXI 2004 - 2005
BALANCE FISICO ENERGIA (KWh) POTENCIA(kW)
Ee_n—te—g— 265,481.2258 53.000
Compras propias 227.081.225 44,000
Compras MEM 27.381.826 17.063
Compras Contrato entre Empresas 199.6929.399 26.5137
Importaciones 0 0
Grandes Consumidores 38.400.000 9.000
Usos 265.481.225 | 53.000
Ventas a Clientes Propios 183.500.007 32.719
Grandes Consumidores 38.400.000 5.000
Pérdidas Técnicas 31.791.373 8.795
Pérdidas No Técnicas 4.541.625 880
Perdidas no aceptadas 7.248.220 1.606

. [DETALLE MENSUAL
Compras Propias 227.081.225 | 44.000
Noviembre 18.859.811 43.000
Diciembre 18.933.097 42.8300
Enero 18.587.976 42.600
Febrero 18.545.589 42.500
Marzo 18.766.278 42,900
Abril 19.513.619 43.500
Mayo 19.633.048 43.700
Junio 19.159.524 43.400
Julio 18.887.810 43.500
lAgosto 18.389.143 43.600
Septiembre 18.498.490 43,200
Octubre 19.307.140 44,000
Compras MEM 27.381.826 17.063
Noviembre 6.536.715 17.745
Diciembre 3.837.623 18.001
Enero 5.113.667 17.887
Febrero 2.225.871 15.227
Marzo 1.414.888 17.037
Abril 823.287 18.181
Mayo 4] 0
Junio 0 0

! Julio 0 0
lIAgosto 0 0
Septiembre 4.057.521 17.2486
Qctubre 3.372.254 17.063
Compras Contratos entre empresas | 199.699.399 26.937
Noviembre 12.323.096 25.255
Diciembre 15.095.474 24,799
Enero 13.474.309 24.713
Febrero 16.319.718 27.273
Marzo 17.351.390 25.863
Abrll 18.590.332 25.319
Mayo 19.633.048 43.700
Hunio 19.159.524 43.400

:  [ulio 18.387.810 43.500

&, ¥ [A9osto 18.389,143 43.500

% ; [Septiembre 14.440.662 25.554

: wa\ 15.934.586 26.937

.ggzﬁ:é;&agu TARIFAS Pag. 01
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VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION (VAD)
COTOPAXI 2004 - 2005
DETALLE MENSUAL ENERGIA (kWh)  POTENCIA(KW)
Importaciones 0 } 0
Noviembre 0 \ 0
Diciembre 0 0
Enero ¢ 9]
Febrero 0 0
Marzo 0 0
Abril 0 0
Mayo 0 0
Junio 0 Q
Julic 0 0
Agosto Q 0
Septiembre 0 a
Qctubre 0 0

3 Grandes Consumidores 33.400.000 3.000
Noviembre 3.200.000 9.000
Diciembre 3.200.000 9.000
Enero 3.200.000 9.000
Febrero 3.200.000 9.000
Marzo 3.200.000 9.000
Abril 3.200.000 ©9.000
Mayo 3.200.000 9.000
Junio 3.200.000 9.000
Julio 3.200.000 9.000
lAgosto 3.200.000 3.000
Septiembre 3.200.000 9.000 K
Octubre 3.200.000 9.000 ‘
Ventas Alta Tensidn 26.400.000 4 467
Noviembre 2.200.000 4.416
Diciembre 2.200.000 4.274
Enero 2.200.000 4,002
Febrero 2.200.000 4.060
Marzo 2.200.000 5.089
Abril 2.200.000 5.097
Mayo 2.200.000 5.044
Junio 2.200.000 5.060
Julio 2.200.000 . . 4.974

!Agosto 2.200.000 4.994

~|Septiembre 2.200.000 4.352
Qctubre 2.200.000 4,467
Ventas Media Tension 58.038.200 16.114
Noviembre 4,557.000 14.623
Diciembre 5.108.800 13.925
Energ 4.327.600 18.695
Febrero 3.893.600 19.642
Marzo 4.073.600 10.818
Abrll 3.757.200 12.183
Mayo 5.319.600 13.061

N EE;}'O 5.096.400 11.512

AQ‘;C‘)Sto 5.332.000 16.661

- Sepﬁembre 5.505.600 16.237

E,:_ ctubre 5.617.200 14,104

f 5.443.600 16,114

X
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VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION (VAD)
COTOPAXI 2004 - 2005
DETALLE MENSUAL ENERGIA (kWh) POTENCIA(KW)
@a Tensién 85.272.760 8.909
Noviembre 7.802.520 9.852
! DTcTerﬂbre 6.863.211 8,960
Enero ' 7.082.200 3.480
| Febrero 8.144.623 4.144
 Marzo 7.351.594 9.950
lapril 8.539.954 9.376
Mayo ' 7.171.524 9.396
Liunio . 7.024.509 . 10.666
b Julio 65.402.455 . 5.553
) lAgosto 6.226.629 : 7.951
Septiembre 5.501.536 7.141
’~Octubre ) 7.161.605 8.909
entas Alumbrado Publico 13.789.047 3.229
aNoviembre ' - 11.088.065 3.022
JDiciembre 1.088.065 3.022
7\Enero 1.156.488 3.212
diFebrero 1.158.325 3.218
3,Marzo 1.162.263 3.229
LAbril 1.162.263 . 3.229
Mayo 1.162.263 3.229
Junio 1.162.263 3.223
Julio 1.162.263 3.229
gosto 1.162.263 3.229
Septiembre 1.182.263 3.228 ¥
Octubre 1.162.263 3.229
‘srandes Consumidores: AT - Lineas 0 0
[Noviembre 0 0
@0iciembre 0 0
@-nero 0 0
IFebrero 0 0
Marzo 0 0
bril 0 0
i .
q‘Aayo 0 0
‘Junio 0 0
Julic 0 0 ——
@‘«gosto 0 0
@ cptiembre 0 0
Octubre 0 0
|vrandes Consumidores: AT - S/E Dist. | 0 o e
@.oviembre 0 0 e
@ iciembre 0 9]
Enero 0 0
| "ebrero 0 0 .
I.'lar:v_o 0 0 H
Bril 0 0
IMayo 0 0
Qunio 0 0
6u|fo 0 0
@ oosto 0 0
Septiembre 0 0
Lgctubre 0 a
 FOECCION TARIFAS
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VALOR AGREGADO DE DIST

F,J\IBUCION (VAD)

COTOPAXI 2004 - 2005
DETALLE MENSUAL ENERGIA (kWh) POTENCIA(KW)
Grandes Consurnrdores MT - Primarios l 38.400.000 ! : 3.000
Noviembre 3.200.000 3.000
Diciembre 3.200.000 3.000
Enero 3.200.000 3.000
Febrero 3.200.000 $.000
Marzo 3.200.600 3.0Q00
IAbril 3.200.000 3.000
Mayo 3.200.000 3.000
Junio 3.200.000 5.Q00
Julio 3.200.000 5.000
IAgosto 3.200.000 9.000
Septiembre 3.200.000 9.000
®|Cctubre 3.200.000 9.000

Grandes Consumidores: MT - Trafos 0 Q q
Noviembre 0 a
Diciembre a0 Q
Enero 0 0
Febrero 0 Q
Marzo 0 0
Abril 0 0
Mayo 0 Q
Junio 0 0
Julio 0 0
IAgosto 0 )
Septiembre 0 0
Octubre LJ 0
Grandes Consumidores: BT - Secundario:f 0
Noviembre Q 0
Diciembre 0 0
Enero 0 0
Febrero 0 0
Marzo 0 0
LA Dril 0 0
Mayo 0 0
Junio 0 0

$ llulio 0 : 0
\Agosto 0 0
Septiembre 0 0
‘Qctubre 0 0 B
Pérdidas Técnicas: AT - Lineas 4.322.381 | 1.390 ]
Noviembre 408.819 1.403
Diciembre 410.408 1.363
Enero 402.527 1.338
Febrero 402.008 1.478
Marzo 406,792 1.351
Abril 422.992 1.451
Mayo 425,580 1.413
rJunic: 415,316 1.425
~ulio 409.426 1.359
Agosto 398.617 1.324
Septiembre 400.980 1.378
Qctubre 418,516 1.390

T NIo -~~~ T
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VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION (VAD)
COTOPAXI 2004 - 2005
DETALLE MENSUAL ENERGIA (kWh)  POTENCIA(KW)
pérdidas Técnicas: AT - Subestaciones | 2.737.325 . 381
Noviembre 227.343 384
Diciembre 228.227 373
Enero . 224.067 366
Febrero 223.556 405
Marzo 226.216 370
Abril 235.225 397
Mayo ' _ 236.664 387
unio . 230.955- S 390
Julio | 227.684 372
lAgosto 221.670 362
Septiembre 222.984 377
Octubre | 232.736 381
IPérdidas Técnicas: MT - Primarios 7.755.751 2.694
Z Noviembre 6544.139 2.631
Diciembre 646.642 2.642
Enero 634.855 2.593
Febrero 633.408 2.587
Marzo . 640.945 2.618
Abril 666.470 2.723
Mayo 670,549 2.739
Junio 654.376 . 2.673
Julio 645.096 2.635 ,
[Agasto . _ 628.064 ‘ © 2.566 '
Septiembre 631.789 2.581 ,
Octubre 659.418 2.694 "
Pérdidas Técnicas: MT - Trafos 5.162.495 797
Noviembre 428.762 804
Diciembre 430,428 781
Enero ’ 422.582 . . 767
Febrero 421.618 B47
Marzo 426.635 774
lAbril 443.625 832
Mayo 446.340 810
Junio 435.575 817
Lulio 429.398 779 ———
LAgosto 418.061 759
® |Septiembre | 420.540 789
Octubre 438.931 797 J
Pérdidas Técnicas: BT - Secundarios 7.971.855 2.649
Noviembre 662.088 2.674
Diciembre 664.660 2.598
Enero 652.545 2.550
Febrero | 651.057 2.817
Marzo 658.804 2.575
Abril - 685.040 2.766
Mayo 689.233 2.694
Hpunio 672.609 2.716
Hulio 663.071 2.591
Agosto 645.564 2.523
Septiembre 643.393 2.622
Octubre 677.791 2.649
}
P R ;
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VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION (VAD)

COTOPAXI 2004 - 2005

DETALLE MENSUAL ENERGIA (kWh) POTENCIA(KW)
pardidas Técnicas: BT - Acometidas 2.064.938 606
Noviembre 171.505 611
Diciembre 172471 594
Enero 169.033 583
Fehrero 168.647 644
Marzo 170.654 589
AbTil 177.450 633
Mayo 178.536 6186
Junio 174.230 621
I Julio 171.759 593
lAgosto 167.225 577
Septiembre 168.216 600
Qctubre 175.572 606
Pérdidas Técnicas: BT - Alumbrado Publ 1.175.568 278
Noviembre 97.718 271
Diciembre 98.097 272
Enero 96.309 268
Febrero 96.090 267
Marzo 97.233 270
Abril 101.105 281
Mayo 101.724 283
Junio 99.271 278
Julio . 97.863 272
Agosto . ! 95.279 265
Septiembre . 95.844 266 .
Qctubre ! 100.035 278
Perdidas No Técnicas: AT - Lineas 0 ]
Noviembre 0 0
Diciembre 0 0
Enero 0 0
Febrero 0 0
Marzo 0 0
Abril 0 0
Mayo 0 0 -
Junio 0 0
Julio 0 0 I
Agosto 0 0
Septiembre 0 0
[Qctubre 0 0
Pérdidas No Técnicas:; MT - Primarios 0 0
tN‘oviembre g 0
Diciembre 0 0
Enero 0 0
Febrerg 0 0
Marzo 0 0
Abril 0 0
Mayo 0 ‘0
Junio 0 Q
LJU”O 0 o
AQOStO 0 0
Septiembra 0 0
OCfubre 0 0

Paq. 06
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/ALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION (VAD)

*OTOPAXI 2004 - 2005 | |
YETALLE MENSUAL ENERGIA (kWh) POTENCIA(KW)
|
érdidas No Técnicas: Baja Tension 4.541.625 ! 880 W
loviembre 377.196 i 860
liciembra 378.662 ' 856
‘nero ’ 371.760 852
‘ebrero 370.912 350
farzo 375.326 F 858
\bril 390.272 ‘| 870
dayo : 392.661 ’ 874
lunio .383.190 | B68
lulio 377.756 . - 870
\gosto 367.783 o 872
jeptiembre 369.964 f 864
;c:tubre ' 386.143 f 880
- . [
: f
DATOS COMERCIALES Il
NUMERQO DE CLIENTES 4 83.942 ‘ ]
Alta Tensidn 9 ‘
Media Tensidn 41 !
Baja Tension 83.900 ] '
{
]
|
]
|
]
|
!
|
I
|
BIRECCION T
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VALOR AGREGADO DE DISTRIBUCION (VAD)

[ . —
COTOPAXI 2004 —2005

ETAPA FUNCIONAL ACTIVO I RETIRO INVERSION

2004 ( 2005 2005 |
Lineas de Subtransmisidn 2.232.817 0 140.000
Subestaciones 5106.394 11.078 4239.000
Alimentadores Primarios 8.703.541 7.787 410.631
Transformadores de 4.178.926 22.350 522.407
Redes Secundarias 16.163.718 14,462 1.175.416
Alumbrado Publico 1.579.583 20.893 156.000
Instalaciones de Servicio 6.816.367 66.155 325.000
Accmetidas 3.428.950 4.406 163.475
Medidor_es ‘ 3.387.417 §1.749 161.525
Instalaciones Generales 3.748.997 75.637 LSA,O.BOO }
TOTAL 48.530.143 | |218.362 |3.799.254 B
COSTOS DE OPERACION Y MANTENIMIENTO

; 2004 1

ETAPA FLTNCIONAL MANO DE OBRA MA'I"ERIALES OTROS TOTAL T
Lineas de Subtransmisidn 0 0 | 0 0
Subestaciones 196.608 12.;154 129.456 338.218
Alimentadores Primarios 164.250 44.‘576 28.134 236.760
Transformadores de Distribucién  |30.976 14.;330 3.704 49,010
Redes Secundarias 246,373 66.§64 42201 355.140
Alumbrade Publico 32611 55.691 2.393 94.695
Instalaciones de Servicio Clients 201.465 44.[469 89.914 335.848
Acometidas 70.513 15.'564 31.470 117.547
Medidores 130.952 281905 58.444 218.301
Instalaciones Generales 922927 71J153 491,717 1.485.797
| Comercializacién 252.524 22577 583.927 §59.028
[TOTAL 2.047.736 335314 [1.371.446 3.754.496

DEPARTAMENTD DE TARIFAS
ELEPCO.S.A




VALOR AGREGADO DE DI%TRIBUCION (VAD)
COTOPAXI 2004 —-2005

f"* RESUMEN DE PERDIDAS EIECTRICAS
PERDIDAS TECNICAS
ETAPA FUNCTIONAL NIVEL DE POTENCIA ENERGILA
VOLTAJE (MWh)
Mutun (AN ALY Ad Y, LIA
LINEAS DE 69.0kV 0334 -0.020 1917.6 0.86%
22.0kV 0.112 0.040 3053 0.13%
13.8kV 0.703 1220 1,8584 0.93%
SUBTOT. | t.151 1240 40815 .94%
TRANSF. POTENCLA 65/13.8 KV 0289 2110 . 2,0843 1.03%
22/13.8 kV 0.017 0.100 1364 0.07%
22163 kV 0.008 0.400 379 0.02%
” . Generation 0.000 03350 0.0 0.00%
SUBTOT. 2 0314 2.560 22586 I14%
DISTRIB. PRIMARIA 13.8kV 2144 2,566.669 6,386.1 321%
6.3 %V 0011 | 33.0 0.02%
SUBTOT. 3 2,155 2.566.669 6:419.1 323%
TRANSF. DISTRIBUCION [13.8kV 0619 4,0162 2.02%
63 KV 0.040 2595 0.13%
SUBTOT. 4 0.659 0.000 42757 2.15%
[RED SECUNDARIA SUBTOT. 5 2.189 | 6,395.0 332%
ALUMBRADO PUBLICO [SUBTOT. 6 0234 0.000 9823 0.49%
ACOMETIDAS Monofisica 0.198 530.1 027%
Bifisica 0.034 89.7 0.05%
Trifdsica 0.174 407.7 - 021%
SUBTOT. 7 0.406 0.000 1,027.4 0.52%
CONTADORES DE Monofisica 0.086 - 0.493 607.7 031%
Bifisica 0.007 0.037 570 0.03%
Trifisica 0.002 0.01t 17.8 0.01%
SUBTOT. 8 0.095 0.563 6825 034%
TOTAL 1 8795 E,s?1.432 31,791373 12%
PERDIDAS NO TECNICAS
I AL¥ )
FRAUDE Y HURTOS 0403 2,354.8%0 2.30%
#; |CONSUMOS NO REGISTRADOS 0250 1,058385 L10%
DEBILIDADES A DM N ISTRATIVAS 0215 [,128350 1.18%
TOTAL 2 [0.570 0.000 4541623 [5.08%
ENERGIA REGISTRADA
BALANCE ENERGETICO
(T (MW h AN ]
PERDIDAS TECNICAS 8.795 31,791373 (2% |
PERDIDAS NO TECNICAS 0.870 ' 4,541.625 508% |
ENERGIA REGISTRADA 4 17081205 R92T% ]
LEERGIA DISPONIBE 53 o.oo|~o 265481225 | 10000%% j

DEPARTAMENTO DETARIFAS
ELEPCO.5.A




L - @ Perfil de Perdidas en Lineas
- SISTEMA ELECTRICO 2004+

R 24

{,000

800

—— S.RAFAEL-PUJILI

~—1LLUCHI 2-EL CALVARIO

s ILLUCHI 1- EL CALVARIO

e PUJILI-ZUMBAHUA

—— AMBATOQ-SALCEDO

——LAIGUA-MULALO

-+ APAHUA-PILALC
PILALO-LA ESPERANZA

——S.RAFAEL-LAIGUA

ZUMBAHUA-APAHUA
- MULALO-LASSO -

500

e [A-ESPERANZA-EL ESTADO

—— PUEMBO-CALOPE M.
---------- EL ESTADO-GUAYACAN
mrmme CATAZACON-LAS JUNTAS
S.RAFAEL-CALVARIO

400 -

mune LAS JUNTAS-CORAZON
——LASSO-SIGCHOS
......... LAIGUA-LA COCHA

- Horas (h)




