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RESUMEN

La estructura de la tarifa que actualmente nos rige, en un principio intent6 cubrir
costos, en el sector eléctrico como reza la Ley de Régimen del Sector Eléctrico
(LRSE) en su articulo 53: El problema radica en saber si las férmulas de reajuste
que aplica el CONELEC estan acorde a la filosofia de la tarifacion expresada en el

articulo 55.

En la actualidad el célculo de los costos del plan de expansion, y por ende la tarifa
de transmision, esta basado en la experiencia de los técnicos que trabajan en la
empresa de transmisidn pero no tiene ningun sustento cientifico. Esta tesis
plantea la necesidad de sistematizar en forma técnica — econémica los célculos
para determinar estos costos, mismos que son determinantes en la asignacion de
recursos a la empresa Nacional de Transmision TRANSELECTRIC S.A.
Adicionalmente se utiliza la teoria de Costo Ponderado de Capital para calcular la

tasa de descuento de este sector.

Si bien el método actual para determinar la tarifa de transmision corresponde a un
modelo impositivo denominado “estampilla” es conveniente por su simpleza y
aplicabilidad a nuestra realidad, éste debe ser sustentado e base a informacién

estadistica como se plantea en este trabajo de investigacion.



PRESENTACION

Esta tesis se presenta de la siguiente manera:

En el Capitulo 1 se describe el sector eléctrico ecuatoriano, sus caracteristicas
generales y las particularidades de la transmision de energia eléctrica como parte
de este sector. Se expone el marco tedrico de la industria eléctrica en base a la
teoria de las fuerzas competitivas de Porter. Se procede a analizar directamente
en base a esta teoria, la industria eléctrica en la actualidad en el pais y el enfoque
estratégico que se tomara para la mejora sistémica del mismo. Se hace un
analisis FODA (Fortalezas, Oportunidades, Debilidades y Amenazas) de la

empresa con el fin de proyectar su funcionamiento a futuro.

En el capitulo 2 se establece el marco tedrico del desarrollo del estudio, aqui se
presenta un resumen de las teorias actuales sobre tarifacion de transmision, sus
tendencias y la aplicabilidad de las mismas, asi como los principios en las que
estan sustentadas. En este mismo capitulo se presenta un resumen de las
principales metodologias de regulacion de las tarifas en transmision. y por ultimo

la metodologia de calculo actual de la tarifa para transmision.

En el Capitulo 3 se propone un modelo para determinacion de costos basado en
los datos estadisticos, en este campo, de los diferentes proyectos de transmision,
Se determina las variables que, acorde tanto en la experiencia en construccion de
proyectos como en las diferentes apreciaciones que fue dando el trabajo con las
herramientas computacionales que se emplearon. Adicionalmente también en
base a informacion estadistica se determina un modelo para operacion y

mantenimiento. Al final del capitulo se tiene un modelo final.

En el Capitulo 4 se establece una comparacion entre el modelo propuesto y el
modelo actual definiéndose las diferencias entre el modelo estadistico y el modelo
empirico actual. Ademas se determina el valor de la tasa de descuento para el

sector acorde con la teoria econdmica actual del costo ponderado de capital o



WACC por sus siglas en inglés. Se incluye una comparacion del modelo
ecuatoriano actual y del modelo chileno, mismo que tiene muy buenos resultados

en la cobertura de costos para la infraestructura de transmision.

Finalmente las conclusiones, basadas en el trabajo presentado, expresan en
forma resumida los efectos de las variables en la determinacién de los costos. Se
demuestra que las relaciones matematicas encontradas son de alta calidad y
finalmente se recomienda la utilizacion de las mismas, en la proyeccion de los

sistemas de transmision a ser incorporados en los planes de expansion.



CAPITULO 1
CARACTERISTICAS DEL SECTOR ELECTRICO
ECUATORIANO, LA EMPRESA DE TRANSMISION,
POSICIONAMIENTO DENTRO DE LA ESTRUCTURA DEL
SECTOR

1.1 ANTECEDENTES: ESTRUCTURA DEL SECTOR ELECTRICO
ECUATORIANO

El sector eléctrico ecuatoriano dio un nuevo giro a partir del 1 de Octubre de 1996
al expedirse una nueva ley de régimen del mismo. Segun esta nueva ley el sector
eléctrico quedaria estructurado de la siguiente manera:
o Un organismo regulador y planificador: CONELEC.
Un organismo administrador: CENACE.
Empresas de generacion.

0

0

o Empresas de distribucion y venta de energia.

o Una empresa transmisora de energia: TRANSELECTRIC S. A.
0

Un esquema de esta estructura se presenta en la Figura 1.1

ESTRUCTURA DEL SECTOR ELECTRICO

<>_ D1

TRANSELECTRIC S.A.

( :: ) Es la responsable por el transporte D2

de energia eléctrica desde las

<: ) J== centrales generadoras hasta las —
empresas de distribucion Yy D3

grandes consumidores de todo el
pais.

OFERTA DEMANDA

Exp

98 mae

Figura 1.1 Esquema de la Estructura del Sector Eléc  trico Ecuatoriano
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TRANSELECTRIC S. A. desde el 1 de abril de 1999 ha tomado bajo su
responsabilidad la operacion, mantenimiento y expansion del Sistema Nacional de
Transmision y al amparo del nuevo marco juridico del sector eléctrico; tiene

existencia legal desde el 20 de enero de 1999.

1.1.1 FUNCIONES DE TRANSELECTRIC S.A.

El Sistema Nacional de Transmision es la columna vertebral del sector eléctrico
ecuatoriano y el elemento fundamental para el funcionamiento del Mercado

Eléctrico Mayorista MEM.

El MEM encuentra la existencia de varios actores para su funcionamiento:
- De un lado estan los generadores

- De otro los distribuidores, los grandes clientes o consumidores

Los cuales estéan integrados al Sistema Nacional Interconectado SNI donde la
empresa transmisora TRANSELECTRIC S.A. transporta la energia entre estos
actores, permitiendo que se realicen transacciones de compra — venta de energia
entre los mismos. Para poder cumplir con estas funciones la empresa debe
proponerse una misién y una vision que le permitan ejecutar sus funciones de

cara a las nuevas tendencias de gerencia, en una empresa proyectada al futuro.

1.2 ESTRUCTURA TARIFARIA EN EL ECUADOR

En el Ecuador la tarifa de energia se encuentra estructurada de la siguiente

manera:
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Precio referencial de generacion (PRG)

- Componente de Energia
- Componente de Capacidad

Los costos medios de transmision

/Y}ﬁ@;{ El valor agregado de distribucion (VAD)

Figura 1.2 Esquema de la estructura tarifaria en Ec  uador

Es decir que cada ecuatoriano al pagar su factura de energia reconoce un valor
para la generacion (PRG) un valor para la Transmision (valor medio de
transmision) y un valor a la distribucion (VAD), lo que esta en concordancia con la
estructura misma del sector presentado en 1.1 y cuyo esquema se indico en la

figura 1.1. A continuacion se analizara brevemente cada rubro de la tarifa:
1.2.1 EL PRECIO REFERENCIAL DE GENERACION PRG
Los costos por generacion estan dados por:

Componente de Energia .- Corresponde al promedio ponderado de los costos
marginales de generacion de corto plazo, para un periodo de simulacion de cuatro
afos del despacho de carga de minimo costo, proveniente de la planificaciéon
operativa del sistema de generaciéon elaborado por el CENACE, con el objeto de
mitigar las variaciones que pueden experimentar los costos, tanto diaria como

estacionalmente.

Componente de Capacidad .- Correspondera a la anualidad de las inversiones
consideradas a la Tasa de Descuento y para una vida util aprobadas por el

CONELEC, para poner en funcionamiento un equipamiento marginal de minimo
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costo, para cubrir la demanda méxima del sistema, a la que se agregaran los

costos fijos de operacion y mantenimiento correspondientes.

Costo variable de produccion - Es aquel necesario para operar y mantener la

unidad o planta generadora y que cambia en funcion de la energia producida.

Los componentes del costo variable de produccion son:

Combustibles.

Transporte de combustible.

Lubricantes, productos quimicos y otros insumos para operacion.
Agua potable.

Energia eléctrica para servicios auxiliares.

O O O O o o

Mantenimientos programados (preventivos y correctivos), durante un afo.

1.2.2 COSTO MEDIO DE TRANSMISION

La red de transmision ofrece la capacidad de las lineas para transportar la energia
desde un nodo vendedor a un nodo comprador..

Para el calculo de costos por transmision, se toma en cuenta el PLAN DE
EXPANSION, gastos de operacion y mantenimiento, y se trae a valor presente la

inversion tomando en cuenta una tasa de descuento del 7,5 %.

1.2.3 ELVALOR AGREGADO DE LA DISTRIBUCION VAD

Acorde al articulo 56 de la LRSE el VAD o valor agregado de distribucion,
corresponde al costo propio de la actividad de distribucién. En el futuro se
pretende contar con el establecimiento de la unidad de propiedad estandar, de
manera de asignar un valor fijo a cada componente de la red de acuerdo a sus
caracteristicas. Sin embargo en la actualidad el proceso para determinar el valor
agregado de distribucion toma en cuenta los balances presentados por cada
empresa eléctrica, en la cual declaran los activos de la empresa y con 6,2% de

interés y una vida atil aproximada entre 45 afos para lineas de transmision y 30
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afios para subestaciones, de alli se calculan las anualidades. En este nuevo
modelo se pretende que las empresas eléctricas sean mas eficientes ya que al
convertirse en empresas privadas y un mercado de libre competencia. Ademas
de ello el valor a pagar por distribucién esta en funcion del nivel de voltaje al cual

se maneja en el punto de entrega:

Alto voltaje o alta tension V> 40 kV
Media tension o medio voltaje 600 V <V < 40 kV
Baja tensién o bajo voltaje V< 600 V

En el Reglamento de Tarifas se consideran categorias:

Residencial, general, industrial y alumbrado publico.

1.3 EL MODELO DE COMPETENCIA DEL MERCADO
ELECTRICO ECUATORIANO

A partir de 1996 el sector eléctrico ecuatoriano arranco con un cambio estructural
profundo, con el objeto de mejorar sus graves problemas deficitarios y de crisis

estructural que estaban llevando al sector a una quiebra inminente, debido a que:

Las tarifas no reflejaban los costos reales del servicio.
El modelo verticalmente integrado no daba sefiales de largo plazo.

No se conocia la evolucion de precios a futuro.

O O O o©O

Existian escasas inversiones y no se aseguraba el equilibrio financiero del

sector.

Por estas razones, a través de la Ley de Régimen del Sector Eléctrico (LRSE)
publicada el 10 de octubre de 1996, se adopta una nueva estructura, la que se
aplica a partir de abril de 1999. Creandose el Mercado Eléctrico Mayorista (MEM)

con los siguientes participantes:

o El Consejo Nacional de Electricidad —CONELEC-; ente regulador,

normativo y organismo de control, a través del cual el Estado puede
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concesionar las actividades de generacion, transmision, distribucion y
comercializacién de energia eléctrica;

o El Centro Nacional de Control de Energia —CENACE- ente responsable de
la coordinacion de la operacion del SNI y administrador de las
transacciones técnicas y econdémicas entre los Agentes del MEM.;

0 Las empresas eléctricas concesionarias de generacion;

0 La empresa eléctrica concesionaria de transmision; y,

0 Las empresas eléctricas concesionarias de distribucion y comercializacion.

En este mercado se realizan basicamente dos tipos de transacciones aquellas
que se firman en base a contratos a plazo, mismos que son acuerdos bilaterales
entre generadores y distribuidores o grandes clientes y las del mercado Ocasional

0 Spot.

El modelo de competencia del Mercado Eléctrico Ecuatoriano en el mercado Spot
estd basado en la teoria de Costos Marginales. Donde el despacho horario lo
realiza el CENACE en base a los costos variables de produccion que declaran las
generadoras, asi la Ultima unidad de generacién en cubrir la demanda en una
hora establece el costo marginal de esa hora, con el que se liquidaran todas las
transacciones del mercado spot para las generadoras que hayan sido

despachadas.

La remuneracion en funcion del costo marginal busca reflejar el comportamiento
de los mercados competitivos, en los cuales el precio es un reflejo del costo

marginal.

Cuando esto ocurre, la teoria econdémica indica que el precio resultante es 6ptimo
en el sentido de promover la mejor asignacion de recursos al proveer sefiales

para que:

o Nuevos productores ingresen al mercado;
o Una produccion eficiente que elabora los productos al minimo costo

posible;
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o Un consumo eficiente que valorado al costo marginal produce la méaxima

satisfaccion de los consumidores segun sus ingresos.

Lamentablemente, el modelo aplicado no ha dado los resultados esperados,

debido principalmente a que:

o Se han venido aplicando tarifas que no cubren los costos de produccién de
la energia, éstas contindan con un fuerte componente politico..

o0 Las elevadas pérdidas que presentan varias empresas de distribucién en
especial en la costa, llegando a niveles superiores al 30%.

o El bajo nivel de recaudacion y pago de los distribuidores y a los elevados
precios en el mercado spot, debido a la falta de inversidn en nueva
generacion, que no encuentra garantias tanto legales para el

establecimiento de nuevas empresas como garantias de pago del servicio.

Para un andlisis a profundidad del tema, es necesario generar el cluster, de la
energia eléctrica en nuestro pais. Cluster es una palabra no traducible
literalmente, pero es la que mejor recoge el concepto de agrupaciones de
empresas u organizaciones complementarias e interconectadas. Agrupan una
amplia gama de industrias y otras entidades relacionadas que son importantes

para cumplir con un objetivo, en este caso la mejora del sector energia eléctrica.

Como se puede ver en el esquema de la figura 1.4 existe un sinnumero de
organizaciones que estarian “interconectadas” para la produccion de energia. de
la industria eléctrica alli se observan las relaciones entre los diferentes
estamentos que conforman el sector eléctrico y el papel que desempefa la

transmision en la industria eléctrica.
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1.4 ANALISIS DE LA INDUSTRIA

Se puede partir del diamante de porter con el objeto de determinar la ingerencia
gubernamental en la industria del sector eléctrico en nuestro pais. Simplificando

el modelo:

Estrateaia

Cluster

Posibilidad

Figura No 1.3 Diamante de Porter

1.5 LANATURALEZA DE LA INDUSTRIA

En la cadena productiva de la Energia Eléctrica en Ecuador (Ver cluster adjunto)
el Gobierno tiene una ingerencia casi total en las decisiones del sector, ingerencia
qgue al parecer aumentara con el tiempo. Un ejemplo de ello es que las empresas
pertenecen al Fondo de Solidaridad, mismo que es nombrado por el gobierno. La
principal empresa generadora Hidropaute pertenece al mencionado organismo.
Los entes de control los maneja el gobierno a través de sus representantes en los
directorios, etc. Siendo esto una realidad evidente: ¢qué panorama competitivo

gue mejore los servicios se puede esperar?
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Consejos Provinciales,
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CONSTRUCCION

v

Sector Financiero

GENERACION

_>_

DISTRIBUIDORA

COMERCIO

+ CONSTRUCCION
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* CONSULTORIA

Energia y Fondo
de solidaridad

Ministerio del

Figura 1.4 Cluster de energia eléctrica
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Como se puede observar en el Cluster elaborado, la incidencia gubernamental es
desproporcionada, pues en casi todas las instituciones que lo conforman existe su
ingerencia, asi se puede resumir en los tres estamentos mas importantes su

realidad actual:

Gobierno

o Incidencia directa en el manejo de politicas energéticas.

o Politicas de subsidios a combustibles, lo que distorsiona precios y por tanto
se interviene en el MEM.

o Nombra directorios en su mayoria de poca capacidad técnica, en las
empresas distribuidoras por medio del Fondo de Solidaridad, al que
también lo nombra el gobierno.

o Los organismos de regulacién y control de energia y comunicaciones y los
organismos estatales de control son nombrados por el Congreso con fuerte
ingerencia politica.

o0 Hasta la actualidad los gobiernos en general, no presentan un manejo
politico serio que de las sefiales adecuadas a la inversion para bajar el

riesgo pais.

Financiero

o Presenta altas tasas de interés.

o No muestra tasas preferenciales para proyectos de energia.

o Esta sometido a muchos entes de control cuyos costos encarecen el
crédito y elevan las tasas de interés.

o Tienen altos costos operativos debido a elevados salarios, instalaciones
suntuosas, créditos preferenciales a sus staff ejecutivos.

o Falta de competitividad en el sector financiero, (este sector particularmente

no tiene competencia extranjera o es muy poca).

Judicial
o Inseguridad Juridica: que sus resoluciones, no siempre estan apegadas a

la ley y no siempre son independientes del sector politico.
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o Falta de agilidad en las resoluciones cuando se presenten inconformidades
o demandas.

o Este sector no cuenta con cuerpos legales especializados en el sector
energético, mismos y que constituirian un peso moral muy fuerte para

evitar la manipulacion de la ley.

Acorde a esta realidad y segun el diamante de Porter, ¢ qué situacion competitiva
se puede generar? ¢ Se puede hablar de un marco legal y financiero que incentive

el incremento de la produccién de energia y la mejora del servicio al consumidor?

1.6 TRANSELECTRIC S.A. EN LA CADENA DE VALOR Y SU
ENTORNO

Se expone el marco tedrico de la industria eléctrica en base a la teoria de las
fuerzas competitivas de Porter. Se procede a analizar directamente en base a
esta teoria, la industria eléctrica en la actualidad en el pais y el enfoque

estratégico que se tomara para la mejora sistémica del mismo.

Dentro de las ideas modernas de competitividad de una empresa, en la que el
aporte de los autores Peter Senge y Michael Porter,[1] se considera que la
empresa moderna debera aprender a mirarse dentro del entorno en el que se
desenvuelve y deberd empezar a generar procesos internos que le permitan

desarrollarse exitosamente en este entorno.

En el presente capitulo se plantea el enfoque sistémico del negocio eléctrico, en
el cual se desenvuelve la empresa TRANSELECTRIC S.A.. Se desarrollo el
enfoque de cadena de valor para TRANSELECTRIC S. A., que permitio generar a
manera de diagndéstico un primer desglose de los procesos internos en su
condicion actual, con base al cual y empleando referentes (benchmarking) se

plantea el redisefio de uno de ellos.

De la identificacién de los procesos criticos y con base en los lineamientos de la

teoria de Mario Vogel, se plantea el Tablero de Comando para la definicion de
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objetivos estratégicos para la gestion de TRANSELECTRIC S. A. hacia su vision y
mision.

1.6.1 LA CADENA DE VALOR DE LA INDUSTRIA

La cadena de valor fue descrita y popularizada por Michael Porter. La cadena de

valor categoriza las actividades que producen valor afiadido en una organizacion.

En la figura 1.5 se puede observar con claridad la cadena de valor de la industria
eléctrica:

INVESTIGACION
DESARROLLO (CLU

ADENA DE VAL DENA DE VALO|
DEBE IMPLEMENTA

S PROVEEDORES DE LOS
MATERIAS PRIMA GENERADORES
INSUMOS Y SERVICIO! LOCALES E

ENA DE VALO
DE LOS
DISTRIBUIDORES

GRANDES

CONSUMIDORES Y
CONSUMIDORES

INTERNACIONALES

Figura 1.5 Cadena de Valor de la Industria Eléctric  a

Como se observa en el grafico anterior TRANSELECTRIC S.A. se encuentra en el
medio de la cadena de valor, constituyéndose un nexo entre los productores y los

consumidores, transportando la energia desde las centrales de generacion hasta
las empresas distribuidoras.

1.6.2 ANALISIS DE LAS FUERZAS DE PORTER

Un enfoque muy popular para la planificacién de la estrategia corporativa ha sido
el propuesto en 1980 por Michael E. Porter. El punto de vista de Porter es que
existen cinco fuerzas que determinan las consecuencias de rentabilidad a largo

plazo de un mercado o de algin segmento de éste. La idea es que la corporacion



21

debe evaluar sus objetivos y recursos frente a estas cinco fuerzas que rigen la

competencia industrial.

Comencemos analizando e identificando los involucrados en las fuerzas de Porter
para TRANSELECTRIC S.A. como lo indica el diagrama de figura 1.6:

POSIBLES
COMPETIDORES
(amenaza de nuevos
competidores al mercado)
ISA de Colombia

REP del Per
l CLIENTES
(oportunidad de
PROVEEDORES COMPETIDORES negociaci 6n)
(oportunidad de (intensidad de la rivalidad) Agentes del MEM
negociaci 6n) CONELEC
Generadores CENACE
Sistemas ORGANISMOS
Interconectados SECCIONALES
Internacionales ORGANISMOS
Empresas FINANCIEROS
proveedoras de FONDO DE SOLIDARIDAD
Informaci 6n SOCIEDAD
EMPRESAS DE

COMUNICACION
ENTIDADES DE CONTROL
MINISTRIO DE FINANZAS

PRODUCTOS SUSTITUTOS

(Amenaza de competencia)
Generadores localizados
En centros de consumo

Figura 1.6 TRANSELECTRIC S. A. y las fuerzas de Po rter

Del diagrama anterior se puede colegir:

Amenaza de entrada de nuevos competidores

El mercado o el segmento no es atractivo, las barreras de entrada no son faciles
de franquear por nuevos participantes que puedan llegar con nuevos recursos y
capacidades para apoderarse de una porcion del mercado. La misma LRSE que
faculta Unicamente a TRANSELECTRIC S. A. es una barrera muy dificil de
vencer, sin embargo es latente la proximidad de ISA de Colombia y REP del Pera.
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La rivalidad entre los competidores

Actualmente la empresa no posee competidores a la vista, sin embargo ISA de
Colombia hizo importantes adquisiciones de participacién en redes tanto en Peru
como en Bolivia, ademas posee mas del 75% de redes de transmisién en

Colombia.

Poder de negociacion de los proveedores

Para este punto se debe comprender que los insumos que suministran los
proveedores (generadores) son claves para TRANSELECTRIC S. A., no tienen
sustitutos y sus costos son altos. Los proveedores poseen a mas de una fuerte
presién sobre los precios de la energia, el manejo de las prioridades en los pagos.

Poder de negociacion de los compradores

Las distribuidoras no estdn muy organizadas, el producto no tiene sustitutos, lo
gue hace al mercado atractivo, no hay posibilidad de reduccién de precios, salvo a

un determinado horizonte se prevea la saturacion de las redes.

Amenaza de ingreso de productos sustitutos

A largo y mediano plazo no se ve la posibilidad de que existan productos
sustitutos reales o potenciales. Un sustituto serian las centrales especialmente
térmicas, ubicadas en centros de consumo, pero los altos costos y los problemas
de afectacion ambiental hacen dificil su implementacion.

1.6.3 ANALISIS FODA TRANSELECTRIC S.A.
Del analisis anterior se puede concluir que TRANSELECTRIC S. A. se mueve en

un mercado atractivo, de poca competencia y de dificil obtencion de productos

sustitutos, siendo la empresa un monopolio por ley. Esto no implica que descuide
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las posibles amenazas y tampoco desestime sus debilidades actuales, lo que nos
llevaria a que el siguiente tema sea su andlisis FODA, el siguiente estudio es un
condensado del trabajo desarrollado por el Departamento de Procesos de la

empresa de transmision con el concurso de todos los funcionarios.

PONQE» CLASIFI- RESULTADO
FACTORES EXTERNOS CLAVES RACION CACION PONDERADO
OPORTUNIDADES
Crecimiento de la demanda y nuevos proyectos de gen  eracién 0,072 4 0,290
Apertura y crecimiento del negocio de las telecomun icaciones 0,043 4 0,174
Reconocimiento por pago de déficit tarifario por par te del Gobierno 0,014 3 0,043
Reforma a la Ley del sector eléctrico 0,014 3 0,043
Reduccién de precios de proveedores de bienes 0,014 3 0,043
Nuevas tecnologias para el sector eléctrico 0,043 3 0,130
Permanencia del Fideicomiso (distribuidoras) 0,058 4 0,232
Nuevos modelos / métodos de gestion 0,043 3 0,130
Integracién de los mercados regionales 0,072 4 0,290
Posibilidad de alianzas estratégicas 0,029 3 0,087
AMENAZAS

Corrupcién 0,072 1 0,072
Poca capacidad de pago (distribuidoras) 0,072 1 0,072
Injerencia politica en el sector eléctrico 0,072 1 0,072
Inestabilidad politica del pais 0,072 1 0,072
Insuficientes fuentes de capacitacion local en el s ector eléctrico 0,029 2 0,058
Cambio de prelacién o reduccién de participacion el fideicomiso de las distribuidoras 0,058 1 0,058
Indefinicién legal 0,058 1 0,058
Percepcion externa del nivel de caja 0,043 2 0,087
Posible reclamo del SRI 0,058 1 0,058
Sabotaje / Terrorismo 0,058 2 0,116

TOTAL RESULTADO PONDERADO 1,000 2,188

Figura 1.7 Matriz de Factores Externos para TRANSE LECTRIC S.A.
Fuente: Departamento de Procesos TRANSELECTRIC S.A.
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PONDER | CLASIFIC | RESULTADO
A- A- PONDERAD
FACTORES INTERNOS CLAVES CION ClOo o
FORTALEZAS
Personal técnico calificado pero focalizado 0,042 4 0,168
Disponer de infraestructura e interconexiones inter nacionales 0,042 4 0,168
Disponibilidad de informacién técnica histérica 0,025 3 0,076
Conocimiento del sector eléctrico 0,034 3 0,101
Prestigio alto en el sector eléctrico nacional yre  gional 0,017 3 0,050
Buena capacidad de respuesta en emergencias 0,042 4 0,168
0,042 4 0,168
Alta disponibilidad del sistema de transmision 0,042 4 0,168
Disponer de una red de alta calidad de fibra éptica 0,034 4 0,134
Disponibilidad de recursos econémicos 0,042 4 0,168
Permanencia del recurso humano 0,034 4 0,134
Incorporacién de tecnologia moderna focalizada en ciertas areas 0,034 3 0,101
PONDERA- CLASIFICA- RESULTADO
FACTORES INTERNOS CLAVES CION CION PONDERADO
DEBILIDADES
Tercerizaciéon de actividades estratégicas 0,042 1 0,042
Falta de una cultura de planificacién y control de gestion 0,042 2 0,084
Falta de un sistema de recompensas y castigos
Insuficiente comunicacién y coordinacién interna 0,042 2 0,084
Existencia de puntos criticos en el SNT y falta de redundancia 0,042 1 0,042
Falta de vinculacién de Recursos Humanos a la estra  tegia
de la Empresa 0,042 2 0,084
Falta de implementacion de la estructura organica y de puestos 0,034 1 0,034
Falta de actualizacion y divulgacion de las normati ~ vas y procedimientos 0,042 1 0,042
Falta de complementacién de las politicas comercial es y estructura organizativa
para telecomunicaciones 0,025 2 0,050
Falta de gestién del conocimiento 0,042 1 0,042
Estructura administrativa inadecuada 0,034 1 0,034
Inadecuado sistema de administracién presupuestari a 0,025 2 0,050
Falta de trabajo en equipo 0,042 1 0,042
Insuficiente administracién de riesgos 0,034 1 0,034
Falta de un sistema integrado de informacién gerenc ial 0,042 1 0,042
Falta de un sistema de mejoramiento de la calidad 0,042 1 0,042
Excedentes de flujo de caja
Insuficiente capacidad de gestion administrativa, técnica, financiera y legal
TOTAL RESULTADO PONDERADO 1,000 2,353

Figura 1.8 Matriz de Factores Internos para TRANSE LECTRIC S.A.

Fuente: Departamento de Procesos TRANSELECTRIC S.A:
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Del andlisis FODA se determind la misién, vision de la empresa y su plan

estratégico que se lo expone a continuacion:

MISION

Garantizar al pais y a nuestros clientes la disponibilidad del Sistema Nacional de

Transmision y de la red de Telecomunicaciones, con calidad y eficiencia,

generando valor para accionistas, colaboradores y la comunidad, promoviendo el

desarrollo del Sector Eléctrico y de Comunicaciones.

VISION

Hasta el 2010 ser una corporacion empresarial, lider del pais en el sector

eléctrico y de comunicaciones, ubicada entre las 5 primeras empresas de

Sudamérica en calidad de transmision de energia eléctrica.

Respecto al plan estratégico se presenta, a efectos de resumen, su mapa

estratégico en la figura 1.9:
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5. PERSPECTIVA| *
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Figura 1.9 Mapa estratégico de TRANSELECTRIC S.A.
Fuente: Departamento de Procesos TRANSELECTRIC S.A.
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1.6.4 OBJETIVOS Y POLITICAS ESTRATEGICAS

En el mapa estratégico podemos observar como una de las prioridades de su
perspectiva financiera, el incremento de ingresos y la racionalizacion de costos,
situacion que sera analizada en el siguiente capitulo. Por lo pronto podemos
enunciar los principales objetivos estratégicos de TRANSELECTRIC S. A.

mediante los cuadros resumen, indicados en la figura 1.12.

Se puede observar que, acorde con el trabajo efectuado por el Departamento de
Procesos, las politicas estratégicas apuntan a la mejora tanto financiera como a la
de la imagen respecto a los clientes, si ponemos atencion tanto al analisis FODA
como a los objetivos estratégicos, mismos que se han desarrollado durante
algunos afos con participacion del personal y facilitadores incluso estratégicos, no
se procura en ninguna fase un cambio estructural de la empresa, por tanto estos
analisis y esfuerzos no pasaran de ser una declaracion lirica. Una prueba de ello

son los resultados.

1.6.5 TRANSELECTRIC S. A. Y SU CAPACIDAD DE GESTION

En los cuadros siguientes, se resume la situacion economica de la empresa:
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Figura 1.10 Resumen Ingresos/egresos TRANSELECTRIC S.A.
Fuente: Vicepresidencia Financiera TRANSELECTRIC S. A.

De la figura 1.10 se puede a priori conceptuar a la empresa de transmision como
una empresa eficiente, donde los ingresos superan a los egresos y con una
tendencia creciente, sin embargo se puede centrar la atencion en el presupuesto

de inversiones en 2006 y el porcentaje ejecutado:
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Presupuesto Asignado Vs Presupuesto Ejecutado
TRANSELECTRIC S. A.

O Presupuesto Asignhado

Millones USD m Presupuesto Ejecutado

Figura 1.11 Presupuesto Asignado vs. Ejecutado TRA NSELECTRIC S.A.
Fuente: Vicepresidencia Financiera TRANSELECTRIC S. A. Ver Anexo 1

Como se observa en la figura 1.11 la transmisora no logra ejecutar mas que el

50% de su asignacion presupuestaria para inversiones.

La causa no radica en los cambios propuestos por el FODA su estructura vertical
con poquisima capacidad de accidn por parte de sus maximas autoridades y el

nulo empoderamiento de sus gerencias son la causa principal de su inoperancia.

Como se puede observar en la figura 1.12, la empresa se ha preocupado como
prioridad, de la perspectiva financiera y luego la imagen institucional en la
perspectiva al cliente. Estas perspectivas se relacionan directamente con los

planteamientos a los que enfoca este estudio como se vera mas adelante.

Ademas, la empresa ha trazado como objetivo: el desarrollo y el manejo
institucional por procesos, sin embargo la estructura del sector y del mismo
estado, donde todos los contratos que pasen de un monto equivalente a lo que

cuesta 1km de linea de 138 kV deben pasar por el control de la Procuraduria
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General del Estado [2] y estructuras super verticales dentro de la propia

institucién, poco o0 nada se conseguira con la administracion por procesos.

La estructura actual puede verse en el siguiente esquema:

Junta General de
Accionistas
JGA

Directorio

DIR

Auditoria Interna

SecretariaGeneral | "~ __ _______ -
SEG 1 Comité concurso de
------------ 4 P
Asesorta Juridica Lo __1
AJU Medio ambiente,

Relaciones Comunitarias

. [ y Seguridad Industrial
Seguross FY Rnesgos s

|
Vicepresidencia
Técnica
VT

Figura 1.12 Estructura funcional de TRANSELECTRIC S.A.

Vicepresidencia
Administrativa
Financiera
VAF

En el esquema se puede apreciar la verticalidad de la estructura funcional, luego
de la Vicepresidencia Técnica aparecen la Gerencia de Expansion del Sistema y
la de Explotacion, es alli donde se ejecuta el plan de expansion y el
mantenimiento del Sistema Interconectado, como se puede observar el camino

para tomar una decision ejecutiva es extenso.
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Figura 1.12 Objetivos y politicas estratégicas de T RANSELECTRIC S.A.
Fuente: Departamento de Procesos TRANSELECTRIC S.A.
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CAPITULO 2
ANTECEDENTES: TIPOS DE TARIFACION EN
TRANSMISION, LA TARIFACION DE TRANSMISION EN
ECUADOR

2.1 LOS MERCADOS ELECTRICOS Y EL SECTOR DE LA
TRANSMISION

En las dltimas décadas los mercados eléctricos han sufrido grandes
transformaciones, casi de manera general los sistemas eléctricos se han dividido
en sectores de generacion, transmision y distribucién, con el objetivo principal de
atraer el ingreso de capital privado, aunque al sector de transmision se lo ha
considerado un “monopolio natural” y se mantiene en la mayoria de los casos en

manos del estado. [3]

Seguramente la gran infraestructura y los altos costos de ésta, son entre otros, las
principales razones de la dificultad de que ingrese el sector privado a los sistemas

de transmision, esto se tratara con mayor profundidad mas adelante.

Al establecerse competencia en el sector privado, en lo referente a generacion y

distribucion, llevé a que la transmision, cumpla con las siguientes caracteristicas:

1. La existencia de un acceso libre no discriminatorio a los sistemas de
transmision.

2. La creacion de acceso abierto a las lineas de transmision se sustenta en
un esquema de tarifacion, el cual define derechos y responsabilidades a
todos los agentes del sistema.

3. El sector de transmision es reconocido como un monopolio natural, donde
la aplicacion de una tarifacion con una tasa de descuento fija, sin sustento

técnico no recauda los costos de inversion.
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Una de las diferencias fundamentales del negocio de la transmisién con otro tipo
de negocio, se refiere a que en sistemas reales el uso que cada agente hace del
sistema de transmision no es cuantificable, es decir no es posible saber qué
agente esta utilizando tal o cual linea de transmision o subestacion de la red
interconectada. Esto ha polemizado el tema y ha incentivado la creacion de
variadas metodologias de identificacibn de uso para asignar un cargo,
denominado cargo complementario, el cual dependiendo de la metodologia

utilizada viene a compensar esta caracteristica de este negocio.

A nivel internacional se ha desarrollado un amplio espectro de esquemas de
tarifacion de los sistemas de transmision (ETST) con sus respectivas variantes,
las cuales se relacionan estrechamente con las cualidades particulares de cada

sistema (topologia, caracteristicas técnicas, caracteristicas del mercado, etc.). [4]

Un mismo ETST puede tener efectos muy distintos en los agentes de mercado,
dependiendo del sistema o red en la cual se aplica. Lo anterior, sumado a las
caracteristicas técnico - econdémicas particulares de los sistemas eléctricos de
potencia, ha generado un amplio debate en la materia. A nivel nacional, no se

tiene una reglamentacion clara al respecto.

2.2 CARACTERISTICAS DESEABLES

¢.Cuales deben ser las caracteristicas de la tarifacion de un sistema de
transmision? ¢ Cudales son los principios minimos que deben cumplir? Acorde
con investigaciones internacionales y en la revisién y discusion de la literatura
especializada, a continuacion se resumen las caracteristicas deseables de mayor
importancia en el contexto de un mercado eléctrico en el que el segmento

transmision es regulado.[5][6]

Cobertura de costos

El modelo de tarifacién debe orientarse a cubrir los costos de inversion (expansion

del sistema), operacion y mantenimiento del sector de transmision, incluyendo un
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margen de rentabilidad del negocio, en el entendido que se trata de un sector
donde no es viable introducir una estructura competitiva. La rentabilidad fijada
para este sector generalmente se asocia al riesgo que toma la empresa de
transmision en el negocio. Por su parte, el riesgo de una empresa de transmision
depende del disefio de mercado elegido y en forma particular del esquema de
tarifacion y caracteristicas del sistema.

Asimismo, se reconoce la relevancia de que el sistema de tarifas sea capaz de
recuperar “costos hundidos” del sector, en especial en la fase de transicién de un
sistema centralizado a uno competitivo. Con el fin de detectar distorsiones, en
general una entidad reguladora, es la encargada de supervisar el desempefio
econémico de este sector. Ademas debe generar sefiales econOmicas que
muestren eficiencia para los agentes: El sistema de precios o de tarifacion del

sistema de transmisién debe ser capaz de promover la eficiencia en este sector.

¢, Qué significa eficiencia en el sector?

La respuesta se debe ver desde dos perspectivas:

La primera en el corto plazo, la eficiencia se relaciona con una utilizacion
adecuada de una capacidad de transmision limitada, es decir la operacion del
sistema. La segunda en el largo plazo se busca entregar sefales adecuadas de
incentivos a la expansion y eficiencia de costos a los agentes del mercado
(sefales de localizacion para empresas generadoras y consumos), conjuntamente
con asegurar una expansion y financiamiento del sector de transmision. Es
preciso notar que usualmente estas sefiales de localizacion estan relacionadas
exclusivamente con el costo total del sistema de transmision, sin considerar por

ejemplo, restricciones medioambientales o de politicas energéticas especificas.

Adicionalmente, es conveniente tener las sefiales econdémicas que correspondan
a incentivos relativos a la forma de remunerar instalaciones obsoletas o como

tratar la sobre instalacion del sistema.
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Trato no discriminatorio : La posible independencia parcial o total del operador
de red busca asegurar un trato igualitario a los agentes del mercado relacionados
con una estructura competitiva (generacion, comercializacion), respecto de la
disponibilidad, seguridad y calidad del transporte de energia. La distribucion de
responsabilidades entre los agentes debe relacionarse con su contribucién a los
costos del sistema. La definicién de la contribucion a los costos del sistema es

materia de debate en la actualidad y da lugar a la variedad de modelos existentes.

Transparencia: La metodologia y procedimientos utilizados deben ser
reproducibles y definir con claridad el tipo de informacién requerida. Este
concepto en general se asocia a la busqueda de simplicidad en metodologias y

procedimientos.

Factibilidad y facilidad de implementar : Se privilegia el uso de metodologias de
facil implementaciéon y que no involucren niveles de coordinacion demasiado
complejos, como asimismo costos excesivamente altos de gestion y coordinacion.
Un elemento central en este analisis lo constituye el conjunto de equipos de

medicion y de administracion de la informacién requerida.

Estabilidad de precios : Se busca evitar cambios repentinos en los precios de
este sector. Se espera disponer de una buena estimacion de dichos precios para
poder tomar decisiones operativas y relacionadas con nuevas inversiones. Esta
cualidad ha sido cuestionada por sectores que buscan impulsar sistemas de
precios "en tiempo real”, donde la eficiencia de sefiales econdmicas depende
fuertemente del nivel de dinamismo que presenten los precios. Esta tendencia
busca reflejar la propiedad de estabilidad de precios a través de un "sistema” de
precios estable en el tiempo o lo que puede ser definido como una “estabilidad
regulatoria”. Se argumenta que su implementacion se ve facilitada con los
avances recientes en sistemas de monitoreo, procesamiento, comunicacion y

maduraciéon de los mecanismos de disefio de mercado.

Politicamente Viable : La viabilidad politica de una metodologia de tarifacion es

un factor determinante en el desempefio futuro del modelo.
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2.3 TECNICAS DE ASIGNACION DE COSTOS DE TRANSMISION
EN LA ACTUALIDAD

A continuacidén se presenta las principales técnicas de asignacion de costos de

servicio de una red de transporte, aplicados en la actualidad.

2.3.1 METODOS DE ASIGNACION DE COSTOS DE SERVICIO DE RED

Los cinco primeros métodos, ordenados a su vez de menor a mayor complejidad,
han sido utilizados principalmente en los EE.UU. para establecer tarifas de
wheeling 0 sea transacciones que se dan cuando los sistemas de transmision son
sometido a transacciones bilaterales entre un agente comprador y un agente

vendedor utilizando las instalaciones de transmisién de un tercero.

Estampilla

Incremental

Itinerario acordado (Contract Path Method)
MW-Km

Rated System Path

ok~ 0N R

Los tres métodos que siguen a los anteriores son de una aplicacion mas general y

tienen un fundamento te6rico mayor que los anteriores.

6 Investment Cost Relating Pricing (ICRP)
7 Precios puntuales de la electricidad
8 Alternativo al ICRP

Siguen a éstos otros tres métodos que han sido dedicados al reparto del cargo
complementario, aunque puedan ser también usados para repartir la totalidad del

costo de transporte.

9. Areas de influencia
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10.Beneficiarios
11.Participaciones medias

Los dos ultimos métodos que se incluyen contienen dos enfoques recientes a la

cuestiéon del pago de las redes.

12 Juegos Cooperativos

13 Derechos de Transporte

En la tabla 2.1 se presenta un resumen de los métodos indicados sefialando las

principales ventajas y desventajas de los mismos.[7]



38

TABLA 2. 1 LA REMUNERACION DEL TRANSPORTE

TABLA RESUMEN

METODO APLICACION PROCEDIMIENTO VENTAJAS Y DESVENTAJAS
Estampilla Utiliza la  potencia| Se toma el costo total del servicio deéa estampilla es la aplicacion de una tarifa basaaeel costo medio.
inyectada por log transporte y se divide por una medigd&a principal ventaja es su sencillez.

(Postage Stamp)

generadores y la retiradg

por los consumidores €

un momento particular

del

sistema, es independien

funcionamiento de

de la ubicacién.

Puede utilizar otrag

medidas de uso.

a del uso que cada agente hace de la
n(MW —MWH).

te

red

La desventaja es que no tienen una discriminaciéoggafica que pued
dar sefiales adecuadas de localizacion a los ageligesmeradores
distribuidores) dejando de lado la importancia ldocalizacién de sus

respectivos elementos de generacion y carga.

No considera condiciones de operacion en el sistema

para remuneracion a la red que un lejano.

De esta manera un cliente cercano de la red estégeales condiciones

D

Métodos

incrementales

Pretende estipular uf
precio diferente para los
dos tipos de servicios qu
una compafia presta
por un lado a sus cliente
cautivos y por otro 3
qu
transmitir

otras compairiias
quieren

energia a través de g

n El de

5 incrementales es el de comparar es

principio los método
edos situaciones -con y sin transacci
:adicional- de forma que la diferenc
sde sus costos respectivos indique
habg

Una ve

sobrecosto  producido por
epermitido la transaccion.
calculada la diferencia de costos, és

use utiliza para establecer un peaje

5Los costos que puedan verse afectados por la vianiagel flujo en la red
sadel transmisor son por ejemplo:
on
a* Costo de operacién
elCosto de oportunidad
2r Costo de refuerzo
z* Costo del sistema de transporte

t&ste tipo de métodos cuenta con serias limitaciones
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red (WHEELING).

como el estampilla- a la transaccio
de forma que la compaifiia transmisg

recupere los costos adicionales.

B¢ parte de que existe un servicio principal basmmbre el que s¢

saperponen otros servicios de transmis

No es aceptable aplicar este tipo de procedimiemtiaanc coexisten de
forma simultanea muchas transacciones, por lo ques posible averigue

el costo incremental de cada transaccién individouehte

Método
del itinerario
acordado

(Contract Path

Calcula el costo de u
determinado servicio d
transmision  basandos

en un supuesto camirn

n Es determinado por acuerdo entre |
e partes. Es decir, comprador, vended
ey transmisor acuerdan sobre un ma

ode la red el camino mas "l6gico" pd

afEste método soblo estd justificado cuando la las

impuia de
ofransacciones es menor y, por tanto, no importague sucede en la re
pauando se efectla la transaccion. La realizaciértrdnsacciones produc

refectos no deseados en las redes de compafiiaasgecomo es el caso ¢

o

0]

que debe recorrer lael que el flujp de energia debefdos flujos en anillo
Method) energia desde el punto ddransitar, pudiendo ser en un Uni¢o
suministro hasta el puntpsistema (figura 1) o en varios sistemas
de consumo. (figura 2).
Método Refleja, ademas de IaPrimero se requiere disponer de ura variantes a las que se ha hecho mencion seatepvincipalmente de I
del MW-km incidencia que sobre loscaso base el mismo que seria |ébrma en la que se emplea el flujo de cargas y a#krio utilizado

flujos de la red tienen la

transacciones, 3
"cantidad" de red que e

necesario utilizar.

sresultado de un flujo de cargas en u

situacion que se conside

ssignificativa de la operacion de

sistema que incluye las transaccion

de "wheeling" que se quieren analizar.

El segundo paso consiste en elimir
la transaccion de wheeling que

desea evaluar, procediendo al calcu

neespecto de las variaciones del flujo, que puedsrtres:

e L - .
 Se suman tanto las variaciones positivas como rHagativas: estg

significa que a la transaccién que produce un aligl sistema se le d

es . -
un "crédito" en forma de MW-km que se restan aM&¥-km positivos

\r
de forma que se compensan.

£rSe computa Gnicamente el valor absoluto

5e
| Se ignoran los valores negativos: se trata de poaicion intermedia

A
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del nuevo flujo de cargas.

El Gltimo dato es el costo de la red e
el caso base (conceptos de inversip

operacion y mantenimiento). Tambi¢

se pueden sumar al peaje los posih

sobrecostos de operacion.

entre las dos anteriores.

rL]Jna limitacidon con la que cuenta éste y otros mésoes que requiere de

1%

I;]ransacciones bilaterales; transacciones donde taxisn vendedor qu
ri]nyecte potencia en un punto determinada de la yedn comprador que

Ie[gtire esa potencia en otra punta.

=

Aungue la carencia total de fundamento econdmiccehgue no tengal

asegurada su eficiencia econdmica, que es realnimte que se trata.

Rated
System

Path

El método trata d¢

calcular la contribucion

de cada linea individual transferencia entre dos zonas basadas

a la capacidad dg

transferencia entre dospara diversas

Zonas

definidas.

previamenteafiadir una nueva linea en la red,

El procedimiento parte del hecho

que se conocen los limites
en flujos de carga en corriente alterr

contingencias. A

vuelven a hacer los célculos vy
obtiene la nueva capacidad maxima
transferencia por

fiabilidad o de otro tipo.

cuestiones deSin embargo esta solucion es cuestionable portounn parece que sea

l&En realidad, el método estd pensado para asignas tierechos de

déransmision a lineas nuevas.

&Para las lineas existentes se deben repartir deredgforma esos derechos
Ide transmision. Esta asignacidn parece que puedmrsa siguiendo el
sprocedimiento inverso (desmantelamiento progresiinstalacion a
sénstalacion- de la red.).

de

realista llegar al desmantelamiento completo.




41

General
Agreement
on Parallel

Paths (GAPP)

Resolver
que los

wheeling entre

compafiias ocasionabantransacciones, conocidos como TP

a las demas por causa d

los loop flows, o también

llamados paralle] flows.

los problemaslLa parte central de este procedimien

contratos deconsiste en la creacion de la matriz

factores de participacion de I3

gTransaction Participation Factors).

Estas matrices expresan, para up

determinada transaccién entre dps

compaiiias, el

intercambio que fluye por el resto de

las redes de las compafiias vecin

(figura 3 y tabla 1).

deompensar a las compafiias que sufren esos flujos.

porcentaje de este

t&l acuerdo GAPP incluye los umbrales a partir des louales se debe

S

(1]

F'Srambién se incluyen reglas en el comportamientdadeempresas qu
realizan contratos de intercambio de energia, denfo que es necesario
pedir permiso a las compafiias que puedan verseaaafas por un loop flow

guperior a un determinado porcentaje de la transacc

as

Investment
Cost Relating
Pricing
(ICRP)

Célculo de
de

plazo del transporte que

marginales largg

cuentan con

propiedades.

(Ver grafico 1)

los costos El procedimiento da comienzo con

buenasdemanda vy

célculo de la "red minima" necesar
,para poder suministrar a toda |
soportar  cualquie

contingencia.

El siguiente paso consiste en calcu
los precios sombra (variables duale

para cada linea y barra.

A partir de estas tarifas nodales
obtienen otras zonales, para uf

mayor simplicidad. Los cargos 9

dEn sistemas con tasa de crecimiento altas (Bras)lefe ha llegadd
apracticamente a la recuperacion completa de la reemacion de la

aempresa de transporte.

—

Puede concluirse que los costos marginales deolangzo son el medip
Optimo de repartir el costo del servicio de transidim entre todos los
la

amsuarios. Enviando sefales Optimas a los usuariospeymiten

syatisfaccion completa de las costos de transporte.

Da sefiales de localizacion adecuadas: en los lugade exceso dp
sgeneracion los consumidores no pagan, y de formmeétsica, en las zonas
n@le gran consumo son los generadores los que nondefextuar pagg

ealguno a la red.
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reparten en funcibn de ungs
porcentajes establecidos del X% pdr&u calculo preciso entrafia una gran complejidadificaltad debido a la|
los generadores y del (1-X)% para lpexistencia de fendmenos como economias de escakl oaracter

consumidores. discontinuo de las inversiones en red.

Existen varias simplificaciones importantes:

» Generacion fija

* No se tienen en cuenta las pérdidas de las lineas
e Los parametros eléctricos de las lineas no cambiaspecto a I3
inversion.

 La inversién en lineas se considera continua.

* La asignacion del nodo balance condiciona lasféarde cada barra

Precios El método presenta unalLos costos marginales de corto plaz¥entajas:
Puntuales propuesta que utiliza losresultan del equilibrio entre la oferta lyLos precios puntuales de la electricidad tieneratoths ventajas requeridas
de Ia costos marginales dgla demanda. en cuanto a la oportunidad de las sefiales queaensilos agentes en el
corto plazo en los SER, corto plazo. Ademas, no son dificiles de calculaa gfectos del ingreso del
Electricidad

intentando convertir lo$ Esto puede calcularse mediante |l&ransporte pueden aplicarse aunque el mercado radécho esté organizado
costos marginales en e¢lresolucion de un problema deen torno a ellos.
elemento vertebrador deloptimizacion (en el punto 6ptimo de
mercado eléctrico. trabajo, es decir, cuando la variacignLa volatilidad mostrada por posprecios puntuales,resultado del rea
del costo se refiere al costo 6ptimo d&uncionamiento del sistema e indica que seria deseain uso mas
Convirtiendo asi a los operacion para una demandaracional del sistema existente.
precios spot en la sefialdeterminada).

Optima de corto plazq Siendo a su vez un instrumento financiero sufieiente puede "blindar’




43

para todos los agentes.

El objetivo en
optimizacién es maximizar el benefig
social neto actuando sobre d
variables de control, como son
demanda de cada barra vy

generacion.

El del

obtiene como un subproducto d

valor precio marginal s¢
proceso de optimizacion, debido a q
son iguales a los conocidos con
precios sombra (variables duales

las restricciones).

La desagregacion espacial de es

precios produce un ingres

automatico en la red de transporte.

Esto puede verse facilmente en

figura 4.

este problema de los agentes del sistema el riesgo que suponertigst de fluctuaciones

io
pdesventajas:
aSin embargo, su principal inconveniente es el ddevar a la recuperacion

acompleta de los costos de la red.

Los objetivos de remuneracidon solo se consiguenc@mdiciones muy
> concretas establecidas por la teoria.
el

UEl uso de términos aditivos o multiplicativos. Non recomendables
nporque alteran en exceso la sefial éptima de cotéagde los precios
d@untuales, dado el escaso nivel de recuperaciémradado tipicament

con los ingresos variables.

o®tro de los "defectos" de los precios puntualesiesolatilidad.
0

Los precios de corto plazo suelen ser mucho méstabées que las
tarifas basadas en componentes de largo plazo, celhmtel ICRP o e

Ibasado en el calculo de los precios marginalesaigd plazo.

Observaciones:
La cantidad que le corresponde a la red, llamadaréso Variable,
aparece de forma automatica al valorar la energia cada barra de

sistema a su costo marginal.

Esto puede comprenderse facilmente si se piensauqaelinea es uf
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"agente" del sistema que compra una determinadarmia en una barra a
un precio y vende una potencia menor -debida gpé&sidas- en otra barra

y a otro precio.

Este ingreso es positivo normalmente, sin embaayobién puede se

=

negativo o nulo.

Ingreso variable negativo se puede dar cuando selymre una transferenci

de energia entre una zona de precios caros a @rprdcios mas baratos.

Método alternativo
al ICRP
(Investment costs

relating pricing)

El método esta basado ¢
que los costos de re
deben ser recuperados
de

impuestos al flujo qué

través peaje

circula por las lineas.

Calculando los peaje

siguiendo un criterio de

maximizacién de o
beneficios del consum
de forma que e
comportamiento de lo

consumidores no se ve

apartado del 6ptimo.

2rPASO 1
dDeterminacion de la expresiéon d
abeneficio neto del consumo CNB q
los

ssera funcion de flujos qu

2 discurran por las lineas.

Para esto es necesario primero defif
de utilidad de Iz

2 transmision (UT).

5la funcién

D
oLa funcion UT depende del despag
de generaciéon (g es un vector
de

rggeneradores del sistema), se def

scontiene la produccion (o

como el beneficio que obtiene

consumidor por el hecho de pod

Ventajas:
eEste método contempla un mayor detalle (que el doé&GRP) en cuanto
uls variaciones de costo de la generacion,

tantonpmral como

egeograficamente.

El método parte de un buen principio, el calculd lbeneficio que para los
ningentes del sistema tiene la existencia de la red.
|
Desventajas:

Las capacidades que resultan de este procedimigmtoptimizacion suele
heer inferiores a las reales.

ue

sEste método debido a una serie de razones expupstaks autores de
maétodo, hacen que no se llegue al objetivo de abmata remuneracion
ehdecuada del transporte. Los autores proponen in@n el problema de

eoptimizacion la restriccion de que lo recaudado sgaal al objetivo de
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recibir energia a través de las line

de transmision.

Este beneficio es igual a la difereng
de dos funciones, una con un valor f
(la demanda se supone inelastica
precio de la energia que consume
otra funcion depende del despacho

generacion.

El método se basa en un flujo

cargas en corriente continua, se pue
sustituir el vector generacién g pd
una expresion que dependa del veg

gue contiene los flujos por la red x.

del
consumo CNB:
CNB = UT'(X) - p'x

El vector p contiene los peajes

Funcién beneficio neto dé

cada una de las lineas.

PASO 2

Primero se encuentra los flujg
Optimos, se plantea la maximizaci

de una funcién llamada beneficio de

agsemuneracion, modificando asi los peajes.

Para obtener la recaudacion adecuada.
ia
j?No es adecuado el célculo del beneficio porque saia hipdtesis qu
glueda ser considerada realista.

y
debservaciones:

Se calcula suponiendo el caso de que todas lasabadel sistema s
encuentren aisladas y que, por tanto, los consuragpueden Unicamen
dabastecerse de la generacion en su barra existente.
de

rPara un consumidor que tenga suficiente generaeidrsu barra la funcién

teera igual al costo variable de la generacion déatra.

Para un consumidor que no pueda retirar una deteada cantidad E d
clenergia, la funcion sera igual a esa energia miitiigla por el costo de |
energia no suministrada mas el costo de la producdel generador de s
barra que le suministre en parte, si se da el caso.

dea segunda funcién depende del despacho de gebargaio es mas que

costo total de operacién.

Cuando se plantea el célculo del beneficio compdoados situaciones ha
Sque tener en cuenta lo que realmente harian losiegeen cada una de es

PRituaciones si éstas fueran permanentes.
la

I

D

2]

e
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transmision (TNB).
TNB depende de la variable tiempo,
las

los flujos de lineas y de

inversion en ellas realizadas.

Para luego con estos flujos 6ptimg

La evaluacion de cada uno de los escenarios requderuna optimizacion d
diergo plazo: una planificacion.
a

De lo contrario, las sefales enviadas a los agenteseran eficientes.

sTambién es necesario destacar que la necesidadst@blecer un nodo d

D

D

los peajes se calculan de formdalance introduce una cierta discreccionalidad dnngtodo que no €
simple. deseable.
Areas El método de las areas deUtiliza criterios objetivos para el Ventajas:

de influencia

influencia es uno de lo
que ha sido utilizadg
para asignar el llamadg

cargo complementario.

sreparto del cargo complementario

uso eléctrico que hacen g
participantes del sistema eléctrico

las instalaciones de red.

El
incremental. Es decir se calcula

influencia que sobre la red tiene
incremento de consumo o producci

de un usuario.

La suma de las participaciones

tiene un determinado agente de c3

uso eléctrico se define comdipo "pool”.

alAl ser una medida incremental es necesaria pondedawvalor de la
svariacién por la potencia consumida o generada pgte a igualdad de

jeutilizacion incremental tenga mas peso quien maside sea.

Una de las ventajas de este método es que pueibarapl en sistemas d

a
rEs decir, no es necesario definir transaccionesatéribles entre los agentes,

on

Desventajas:
u®tra critica de caracter genérico que se ha vertidgiendo a esta clase ¢
daétodos (areas de influencia, CRNP Cost Refledfiewvork Pricing) que

instalacién se divide por la suma

esa instalacion tienen

todas las participaciones que sobre

los demagl uso fisico de una red no es igual al uso econdrdée la misma.

eniden el uso de la red es que no mandan las seGatg®micas correctas.

1%

e
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usuarios,

dando asi lugar a |

proporcién del cargo complementar

qgue le corresponde pagar.

a
oObservaciones:
No se tienen en consideracién variaciones negatidas flujo en el

procedimiento.

Dado el caso que se produzca una disminucion dg,festo no significa

que el usuario correspondiente obtenga una bortfima

Beneficiarios

Generadores Los

beneficios de [oF

generadores se calculaninstalacion de la red proporciona a sliglecir, cumple con el requisito de promover la eficia.

como la diferencia entrg
los margenes d
contribucién de la
explotacion (ingresos po
la venta de energia g
precio marginal del nodg
menos el costo variabl
de produccién en do
situaciones que difiere
entre si por la existenci
0 no de una determinad
linea.

Consumidores Los

beneficios de [oF

5 base a

B usuarios.

D

— =

Rreparte el cargo complementario

los beneficios que cal

efVentajas:

d&arantizar que las sefiales que se mandan a lostegesean Optimas. E

Desventajas:
Complicada aplicacion cuando la construccion de udaterminada
instalacién lleva a un ahorro en costos de invarsi@ generacion o de otr

tipo.

Que dependiendo de la regulacién especifica, lggesos por venta d
energia pueden incluir otros conceptos (como umitéo que dependa de
probabilidad de energia no suministrada) que afdata al calculo del

beneficio, y correspondientemente al resultadcadesignacion de costos.
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consumidores se calculg

como la diferencia entr¢

lo que pagan por I3

energia que consumen -al
precio marginal del nodot
cuando una determinada

instalacién de transporte

no existe y lo que paga

cuando ésta si existe.

U

>

Participaciones

medias

La medida del uso de |

red para cada

participante del sistem

eléctrico se hacg
basandose en |
"contribucién" que su

demanda (para log

consumidores) o s

generacion (para log
generadores) tiene en
flujo que circula por
cada una de las linea

del sistema.

aPara una barra cualquiera se tiene q
existe un aporte de potencia a través
aunas determinadas lineas, y que
> mismo tiempo otra potencia se evag
Si

procedencia de la potencia entrante

apor otras. se supone que
5 conocida (se conoce la proporcion q
lcada uno de los generadores agu
arriba aporta al flujo de cada linea), ¢
elmétodo establece la hipétesis de ¢
esas proporciones se mantienen e
ssalida del flujo. De esta manera
puede "perseguir’ el flujo que sale
cada generador hasta que llega a |

consumidores.

L&/entajas:
dduy sencillo y claro de aplicar, ademas de que rdplece de los
giroblemas que poseen otro tipo de métodos margn@emo el de area
ude influencia) ademas de ser mucho mas rapido erdkswlo.

la

€Besventajas:
HEste método puede considerarse arbitrario, ya qaetiene fundamento

a¥lidos ni técnicos ni econémicos.

D

Unposible discriminar la parte de los flujos de laseas que pertenecen

lﬂstintos consumidores.

a
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Métodos
basados en juegos

cooperativos

Se basan en la creaciq
de de

agentes: individuales (u

coaliciones

s6lo agente com
consumidor 0
generador), 0
conformadas por

pareja (consumidor
generador) los  qug

establecen un contrato d
compra-venta de energi
caracterizada por ur
costo de transporte en ¢
gue es necesario incurri

para que los integrante

de la coalicibn puedan

intercambiarse energia.

nFormas:
2 Las coaliciones estan formadas p
de

b consumidores caracterizadas por

N parejas generadores
determinado costo de transmision g

es resultado del establecimiento

una una red "minima" que haga posible

del

el

realizacion contrato

> Evidentemente procedimien
erequiere de una planificacion 6ptima
a

El costo de transporte asociado

raplicar un método como el del MV|

sKm.

plcada coalicion es la que resulta de

Ventajas:

okas coaliciones favorables serian aquellas formag@s agentes que
yestaran en mejor situacion en el mercado una veosstruya la linea.

n

uBesventajas:

deas coaliciones contrarias serian aquellas formadas agentes que
laconsideran que su situacién empeorara con la cowsion de la nueva
instalacion.

to
Esta asignacién seria unicamente valida para la dedtransporte 6ptima

que fuese resultado de las coaliciones finales.eSte método no esf

4epresentada la red existente

V-

\1%4

D

A

Métodos
basados en
derechos

de transporte

Las saturaciones (cuand

el flup llega a la
capacidad maxima de Il
lineas) llevan a un
desacoplamiento de Ig
precios a un lado y otr(
de las lineas saturadag

por lo que el riesgo de

oContratos de red (Contract network
para cubrir riesgos en un mercado,
sdecir, de precios puntuales de
electricidad
s

Contratos por diferencias (contrac

5,for diferences o CfDs) aplicables a

sVentajas:
eEs un instrumento financiero que se puede utilizara que los agente

ladisminuyan el riesgo en su operacion.

Desventajas:
sLa seguridad que da este tipo de contratos sobprexdio de compra-vent

ao es total.

| red. Estos contratos se especifican rfor
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generador (o de
consumidor, dependiend

de como sea el contratg

aumenta mucho. Es aqui

donde intervienen lo
“contratos de red". Esto
contratos los puede
establecer, en principiog
tanto generadores com

consumidores.

5

5

H

medio de dos parametros: el precio

oreferencia y la potencia (o0 energi

)contratada.

dea variabilidad de las situaciones que pueden poice en el sistema d

incertidumbre sobre los precios de compra y deavéetla energia.

Mas claramente puede que el precio de la barra del generador ydéh

consumidor sean bastante diferentes debido a cdioges en la red.

afransmisién hace que exista -a pesar del establecitn de estos contratos

D




FIGURAS PARA TABLA 2.1
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Figura 2.1.1 Ejemplo de contract path con un Unico sistema

Figura 2.1.2 Ejemplo de contract path con varios sistemas

Figura 2.1.3 Ejemplo de transaccion multisistema

GRAFICO 1
PRECIO SPOT VS PRECIO DE NUDO DE LA ENERGIA: 1986-1999

Precios en $/kWh de Dic de 1999

g
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Figura 2.1.4 :Precio Spot Vs Precio de Nudo de la energia
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Figura 2.1. 5 Factores de participaciéon
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Figura 2.1.6:Una linea como agente econémico
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2.4 LA TARIFACION DE LA TRANSMISION EN EL ECUADOR

El 10 de Octubre de 1996, en el Suplemento al Registro Oficial No. 43, se
publica la Ley de Régimen del Sector Eléctrico como respuesta a la necesidad
de reformular el grado de participacion estatal en este sector, debido a la grave
situacion técnica y econOmica en la que se encontraban las empresas
distribuidoras, por un lado; y por otro, el Instituto responsable del suministro y
transporte de energia INECEL. Se plante6 como objetivo proporcionar al pais
un servicio eléctrico de alta calidad y confiabilidad, para garantizar su desarrollo
econdmico y social (por lo menos ese era el espiritu con el que las corrientes
de modernizacion de ese entonces procuraban para el sector), todo esto dentro
de un marco de competitividad en el mercado de produccion de electricidad,
sobretodo la intencién era permitir las inversiones de riesgo por parte del sector

privado.

Todo lo anterior, estaba orientado fundamentalmente a brindar un 6Optimo
servicio a los consumidores y a precautelar sus derechos, partiendo de un serio

compromiso de preservacion del medio ambiente.

2.4.1 EXPANSION Y OPERACION DE LA TRANSMISION

De conformidad con la Ley de Régimen del Sector Eléctrico, se conformd en
principio una sola Empresa de Transmision, para operar y mantener el Sistema
Nacional de Transmision, SNT. Este transmisor debe permitir, mediante el
cobro de un peaje fijado por el CONELEC, el libre acceso de los Generadores,
Distribuidores y Grandes Consumidores que requieran transportar energia.
Adicionalmente, segun lo establecido en el Art. 33 de la mencionada Ley, el
transmisor tiene la obligaciéon de expandir el sistema basandose en planes
decenales preparados por él y aprobados anualmente por el CONELEC.

La Empresa Nacional de Transmision TRANSELECTRIC S. A., se ha

conformado bajo el marco juridico del articulo 26 de la Ley de Régimen del
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Sector Eléctrico. Una vez que la vida juridica del INECEL llego a su fin el 31 de
marzo de 1999, a partir del 1 de abril siguiente, TRANSELECTRIC S. A. ha
tomado bajo su responsabilidad la conduccién del Sistema Nacional de
Transmision, con los deberes y atribuciones establecidos en el nuevo marco

juridico del Sector Eléctrico Ecuatoriano.

La Empresa de Transmision debe transferir a las Empresas Distribuidoras las
lineas aisladas de menos de 70 kV pues éstas, segun el Reglamento General

de la LRSE, no deben formar parte del Sistema Nacional de Transmision.

Para la expansion de su sistema, TRANSELECTRIC S. A. debe presentar al
CONELEC los planes anuales correspondientes. Para la aprobacion de esos
planes, se considerara el tiempo de amortizacion de la inversion, las tasas de
actualizacion, la rentabilidad del capital y el peaje propuesto. ElI CONELEC
podra, en caso de no estar de acuerdo con el transmisor, permitir que los
generadores, distribuidores o grandes consumidores relacionados con las
obras de transmision correspondientes, presenten al CONELEC propuestas

alternativas, para definir la mas conveniente.

En cuanto a la operacion del Sistema de Transmision se ejecutara de acuerdo
a los Reglamentos correspondientes; principalmente los de Funcionamiento,
Operacion y Despacho del Mercado Eléctrico Mayorista, Reglamento de

Tarifas y Reglamento de Libre Acceso.

El primer Plan de expansion de TRANSELECTRIC S. A., establecia que el
Sistema de Transmision esta operando en condiciones emergentes, debido a la
ninguna inversion realizada en los diez ultimos afos por el ex - INECEL, lo que
ha conducido a que transformadores y lineas de transmision estén trabajando
sobrecargados. Fue necesario configurar topologias emergentes que por el
caracter de tales han disminuido notablemente la confiabilidad y seguridad del

sistema eléctrico ecuatoriano, poniendo en riesgo la continuidad del servicio.

En consecuencia, la expansion del sistema de transmision ha tomado en

cuenta un proceso que prioriza un plan de contingencia para controlar en forma
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urgente las restricciones operativas que han sido identificadas y paralelamente,
el desarrollo de proyectos de corto, mediano y largo plazo, para la ejecucion de
las obras de equipamiento para atender el crecimiento de la demanda en forma
confiable y utilizando criterios de eficacia y eficiencia, tomando en cuenta que

se trata de un servicio bajo un régimen de exclusividad

Como se puede ver, TRANSELECTRIC S.A. debe cumplir con dos objetivos
principales, uno es la expansion del sistema y el otro es la operacion del
mismo, ambos sentados en principios de confiabilidad, eficiencia y eficacia,
obviamente para poder hacerlo, es necesario que los ingresos que recibe la
empresa permitan cumplir con estos objetivos. Por tanto, la forma de

remuneracion de la transmisora debe cumplir con los siguientes conceptos:

. Promocién de la operacion eficiente.

. Sefales adecuadas para las ampliaciones del transporte.
. Recuperacion de la inversion de los activos existentes.

. Sencillez y transparencia.

. Aceptable socialmente (Utilidad razonable — sectorial).

2.4.2 LA NECESIDAD DE LA REGULACION

Por regulacion se entiende un “sistema de normas e instituciones que permite a
un gobierno formalizar e institucionalizar sus compromisos de proteger a los

consumidores e inversores en un determinado sector industrial” [8]

La regulacion debe perseguir los siguientes objetivos:

Proteger a los consumidores del poder de los monopolios y oligopolios que
pueden usar su situacion de dominio en el mercado para fijar precios
injustificadamente elevados o reducir la calidad de sus prestaciones. La
regulacion actta estableciendo un limite a los precios que pueden fijar las
empresas, fijando obligaciones referentes a la calidad y continuidad de sus

servicios y normas sobre la cobertura de los servicios
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Participar en el proceso de planificacion de las inversiones. Esta participacion
puede tomar varias formas. Por ejemplo, el estado puede planificar
directamente las inversiones o puede condicionar los planes de las empresas a

una autorizacion administrativa.

Proteger a los inversores frente al estado que podria actuar oportunistamente
fijando tarifas y obligaciones de suministro que no permitan a los inversores
recuperar sus inversiones. En los sectores regulados, en los que los inversores
tienen que realizar enormes inversiones en activos especificos que no pueden
utilizarse mas que donde fueron instalados, hay poco que los inversores
puedan hacer —una vez realizada la inversibn- para protegerse de un

comportamiento oportunista.

Por su parte, el estado podria tener interés en actuar oportunistamente para,
por ejemplo, beneficiar a los consumidores o reducir la inflacion. La regulacién
previene estos comportamientos estableciendo normas para que los precios
reflejen los costes y, a menudo, transfiriendo el poder de fijar esos precios a

organismos independientes de regulacion.

Tipos de Regulacién

Generalmente se distingue entre regulacion “econémica” y regulacion “social”.
La primera es especifica para cada industria. Se centra en precios, calidad y
seguridad, entrada y salida del mercado e inversion. Por su parte, la segunda
se dirige a proteger algun interés social, como la salud, la seguridad o el medio

ambiente.

La regulacion econdmica se ocupa fundamentalmente de la correccion de los
mercados monopolisticos y de la competencia imperfecta, mientras que la
regulacion social se dirige especialmente a la correccion de externalidades,
como las relativas a los problemas de informacion sobre seguridad y calidad y

las relacionadas con el medio ambiente.
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Es necesario indicar que la regulacion no es la Gnica forma en la que es posible
proteger a consumidores e inversores. Los tribunales de justicia y las leyes —
entre ellas las leyes de la competencia también actian en defensa de
consumidores e inversores. La diferencia es que, mientras que la regulacion
actua por anticipado (ex ante), los tribunales actian después de los hechos (ex

post).

Ademas, los tribunales actian generalmente con cierta lentitud y sujetos a
normas de procedimiento muy estrictas que hacen dificil probar y sentenciar
ciertas conductas. Esta diferencia hace que tribunales y regulacion no sean
sustitutos perfectos y que, en general, los monopolios estén regulados en la
mayor parte del mundo. En el sector eléctrico también aplica esta norma

general con pocas excepciones a nivel mundial.

En nuestro pais el CONELEC que tiene a cargo la regulacion del sistema

eléctrico, tiene a cargo las siguientes funciones segun establece la LRSE:

0 Proporcionar al pais un servicio eléctrico de alta calidad y confiabilidad

gue garantice su desarrollo econémico y social,

0 Promover la competitividad de los mercados de produccion de
electricidad y las inversiones de riesgo del sector privado para asegurar el

suministro a largo plazo;

0 Asegurar la confiabilidad, igualdad y uso generalizado de los servicios e

instalaciones de transmisién y distribucién de electricidad;

0 Proteger los derechos de los consumidores y garantizar la aplicacion de

tarifas preferenciales para los sectores de escasos recursos econémicos

0 Reglamentar y regular la operacion técnica y econdmica del sistema, asi
como garantizar el libre acceso de los actores del servicio a las instalaciones

de transmision y distribucion;
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0 Regular la transmision y distribucion de electricidad, asegurando que las
tarifas que se apliquen sean justas tanto para el inversionista como para el

consumidor;

0 Establecer sistemas tarifarios que estimulen la conservacion y | uso

racional de la energia;

0 Promover la realizacibn de inversiones privadas de riesgo en
generacion, transmision y distribucion de electricidad velando por la

competitividad de los mercados;

0 Promover la realizacion de inversiones publicas en transmision;
0 Desarrollar la electrificacion en el sector rural; y,
0 Fomentar el desarrollo y uso de los recursos energéticos no

convencionales a través de los organismos publicos, las universidades vy las

instituciones privadas.

2.4.3 METODOS DE REGULACION DE COSTOS EN LA TRANSMISION

En la Tabla 2.2 se resumen los métodos de regulacidbn de costos en

transmision [9].
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TABLA 2.2 LA REGULACION DEL TRANSPORTE

TABLA RESUMEN

DESCRIPCION

RELACION MATEMATICA

DBSERVACIONES

Regulacidén por Costos del Servicio
Regulacién por Tasa de Retorno

El esquema fija costos por todas las actividades
las cuales la empresa de transmision
autorizada a recibir remuneracion (Inversion N
Remunerable), cubriendo los costos en un per
tarifario estimado de un afio.

Se adiciona una componente destinada ¢
utilidad, conocida como tasa de remuneracion.

Las tarifas por el producto o servicio se fijan
partir de los costos mas la tasa de remuneracié
Existe un el proceso contable que sugiere
fijacion de precios de tal forma de igualar

ingresos que reciba la empresa por la venta de
productos con los costos totales mas la utili
considerada.

Existe asimetria en la informacién con la d
cuentan el regulador y la empresa regulada, de
a la dificultad de acceder a la informacién de $o
las instalaciones de la empresa de transmision.

La fijacion de la tasa de remuneracion es

Zp;.qi = Costos+ r.RB
i=1

po
psta ;
%o Esel del producto.
o s el precio del producto

09_0 Es la cantidad de producto.

Es el nimero de servicios prestados.

bio
r Es la tasa de remuneracion fijada porgulesior.

a o
. RB Representa la Inversion Neta Remunerable.

la .
oSostos Son los costos determinados por el regulado

> SUS
dad

ue
bido
da

un

proceso de alta sensibilidad, del valor en que

Ssea

Corresponde a un esquema tradicional que per
fijar tarifas de transmisibn en ambien
verticalmente integrados.

El efecto Averch-Johnson es un problema existg
en este tipo de regulacion, ya que los retornos
obtenga la empresa regulada dependen directan
del capital invertido.

Los aumentos de capital derivados de las nu
inversiones son transferidos a las tarifas (sistem
pass through), la empresa tratara de realizar s
inversion.

Este problema introduce distorsion en el merca
por lo tanto el regulador deberia realizar esfue
no solamente para monitorear los costos dé
empresa sino para verificar los esfuerzos de
para reducirlos.

“Lo mas criticado de este esquema es que brin
muy pocos incentivos a la empresa regulada

mejorar su eficiencia. Esto porque los esfuer
para reducir los costos no significan ning
beneficio adicional para esta

itia
es

bnte
que
nente

Bvas
2
obre

ado,

Z0

2 la
esta

jaba
para
Z0S
uan
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fijada la tasa, pueden desprenderse situaciones|de:
0 Sobre inversién, si la tasa de
remuneracion adoptada es mayor que el
costo de capital.
0 Sub inversion, si la tasa de remuneragion
adoptada es menor que el costo de capital,
situacion mas probable que la anterior
Regulacion por Incentivos I —X La idea principal de este tipo de regulacion es
Regulacién por Limite de Precios “Price-Cap” | Pop = Poo_q [1+ ﬁ) +Z para un periodo tarifario, se fijan precios maxin
LY &

Estos esquemas son los denominados:

P=RPI-X0
P = RPI-X+Z

En los cuales el precio P es variable o se mantief# afio o semestre t-1.

variando a través de los factores X que repres
el indice de eficiencia y Z que represe
circunstancias externas que afectan a la empre|

L fijacion correcta del indice de eficiencia
fundamental para garantizar utilidades razonabl
la empresa de transmision.

Si X es mayor que la verdadera reduccion
costos lograda por la empresa, esto ira incurrig
en menores beneficios 0 mayores pérdidas y
ser insostenible su situacién financiera.

Ademas cuando se calculen las nuevas tarifg
finalizar el nuevo periodo tarifario, en vez
bajarlas como es deseable politicamente,
regulador tendra que subirlas.

“* Es el maximo precio unitario para un productaoservicio i
del afio o semestre t.

P, o . . L
51 Es el maximo precio unitario para un productormsm |

enta
nta
SX. Es el indice de eficiencia expresado ercgtaje que
podra ser positivo 0 negativo. Un valor positivaita a la
eémpresa a obtener los beneficios permitidos y lor veegativo
eguando se reconoce la necesidad de realizar
suplementarias que, de otro modo, no podrian fines& Este
factor X puede ser modificado cada afio o semestracderdg
%@n el esquema fijado al inicio del periodo retpria.
ndo
V& a Representa un factor de ajuste, positiveegativo, que
permite acondicionar los precios cuando ocurrenasibnes

externas que afectan al desempefio de la empresa.
s al

de
el

Representa la tasa de inflacién en pugge.

ioves|

por los servicios regulados.

Los periodos tarifarios bajo este esquema son
largos que en la regulaciéon por costos (cuat
cinco afios), en este periodo la empresa
transmision adapta los esquemas a los pre
fijados mejorando su eficiencia y reduciendo
costos y obteniendo mayores beneficios.

Si la empresa logra reducir sus costos en un [l
tarifario puede obtener ganancias extras, gener
una sefial directa para mejorar su eficien
productiva.

“El price-cap es un método de regulacion ¢
permite a la empresa monopolista regulada obt
mayores utilidades en la medida que pueda reqg
sus costos por debajo del los precios fijos. B
esquema protege a los usuarios frente a la em
monopolista ya que fija los precios maximos po
servicio”.

ue
oS

mas
0 -
de
cios
los

fod
ando
cia

jue
ener
ucir
Fste
bresa
rel
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Si X es fijado muy bajo, la empresa puede obténer

ganancias excesivas.

Regulacion por Limite de Ingresos “Revenue
Cap”

En este esquema los ingresos se fijan sobre la
de un valor esperado de consumo para el per
tarifario, que suele ser de cuatro o cinco afios.

Bajo estas condiciones las empresas monopd
reguladas enfrentan el riesgo de variacion d
demanda, sus ingresos no se modificaran sino f
el proximo periodo tarifario.

Los precios se ajustan durante el periodo €
revisiones tarifarias de acuerdo a la inflac

menos el aumento de eficiencia o productividaiCliente,

que el regulador estima puede lograr la empres
cual mantiene los precios en su valor real.

Se puede incluir caracteristicas que logren
mejor concepcion técnica y econdémica de
empresa, incluyéndose factores de ajuste
adicionales en funcién de las condiciones
mercado y de factores externos:

cambio en los costos por politicas ambientalg
cualquier otra variable de tipo econométrico.

(-'R:_i+Fc;;9nrf,.ﬁfe‘z'ente:+---' -'l I—X) 7
b’g-‘»e_ X ,..+FE_,,_E._,Q{“..-}.Emergiar )l * 100 . +
iodo

R.’

Representa los ingresos maximos permiticos pa
liemspresa en el afio t.
e Ra_y

nasta e
empresa en el afid t

.F 15 = . . -
Hemisti Es un factor de ajuste del ingreso que tieneuenta

nigevariacion prevista de consumidores.

on

- o Representa la variacién prevista del ndamero
consumidores.

Faneraias . . )
fnergiat Es yn factor de ajuste que considera el impaetia

Uldriacion de la energia transportada.

®FEnergia. - .
BEnergia, Representa la variacién prevista de la ene

de@ansportada.
I Representa la tasa de inflacion en pusgge.

X0 Es el valor de eficiencia expresado erc@ataje que
podra ser positivo o negativo.

4 Es un factor de ajuste (+) o (-) que pergit ajustar log
precios cuando ocurren situaciones extraordinarigsevistas o
no controladas que afecten el desempefio de laesenpr

Ec(1):

En este tipo de regulacién los beneficios deg
empresa de transmisién son fijados a través de

el indice de eficiencia X.

Teniendo en cuenta este limite, las empresas
disminuyendo sus costos.

Aspectos Complementarios

Los esquemas regulatorios por incentivos,
Hmite de precios o limite de ingresos,

Srmaimente acompafiada de un conjunto de re
destinadas a contribuir con su correcta aplicacio

| =

Estas componentes adicionales del

regulatorio son:

rgia
[JLa necesidad de caracterizar en forma detalla
completa la situacion de las empresas regulad
afio inicial del periodo regulatorio.

prog

[JLa elaboracion de reglamentos relativos a

Generalmente se fijan limites para var
indicadores de confiabilidad y calidad del servi
con penalizaciones por su incumplimiento. ES
son aspectos fundamentales para evitar que

expresién que tiene en cuenta la tasa de inflagcip

son

. . . incentivadas a mejorar sus margenes de ganancia
Representa los ingresos maximos permitidos para

por
es
glas

€S0

da y
s al

la

calidad del servicio como un mecanismo de confrol.

0s

cio
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mﬂ)+z

R. = (Re-y +Z FM, .ﬂ.lfermdﬂ,).('l +

3, FM..AMercado, Representa los elementos de ajuste
tienen en cuenta la variacién de las condicionaseleado.

empresas descuiden los gastos de mantenimier
inversiones nuevas para bajar sus costos.

qQéJn mecanismo de fijacion de precios ¢
considere la variacién en la eficiencia de la eisg
regulada. Este mecanismo debera ser no

lineal porque las reducciones de costos inici
seran obtenidas con menos esfuerzos y afio tra
los porcentajes de disminucion de costos s
menores.

Regulacion Comparacién  “Yardstick

Competition”

por

La idea principal de este tipo de regulacion
introducir competencia por comparacion en etg
de la industria donde existen monopolios natur
no disputables.

Cuando existe mas de una empresa mMonopo
se establecen por comparacion entre las empre
fijando una empresa modelo que actda de fg
eficiente o que respeta ciertos patrones de ca
del servicio.

De esta forma se logra superar la barrera impu
por la asimetria de la informacién con la g
cuenta el regulador por un lado y la empr
regulada por el otro, incurriéndose en
sensibilidad de fijar los patrones de comparacié

m

P.= a.C+(1- a:J.Z(f:..C}-]

€s =1

pas :
ale

Es el precio tope global de la empresai.

’ % Representa la parte de la propia informacidrodebstos dg¢
%aempresa i.
Sas 0
rma Son los costos unitarios de la empresa i.
igad

#

"~ Es un factor de peso de ingresos o cantidadedgpampresa
0 grupo de empresas j.

esfa Son los costos unitarios 0 precios del grupo meresas
Uomparables j.

P2 NUmero de empresas comparables en el grupo j.
la

n.

Esta regulacion ha sido adoptado en los sect
eléctricos en la etapa de distribucion.

Las primeras ideas de este esquema fu
bosquejadas por A. Shleifer , quien introduce
idea para de que los precios de una empresa
basen en sus propios costos sino en la cq
| comparativos de otro grupo de empresas similar

Este tipo de esquemas ha sido implementadc
varios paises y generalmente va de la mang

' esquemas del tipo price-cap o revenue-cap.

indices de calidad.
Es un problema en este tipo de regulacién porqy
no todas las empresas pueden ser compar
debido a varios factores como:

tamafio, calidad del servicio, topolog
composicion social de clientes.

Se pretende utilizar niveles de costos de empr

tos e

ue

[e

ales
5 afio
pran

ores

eron
la
No se
stos
es.

b en
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La comparacion se puede lograr a través de varios

e
ables

esas

idénticas para determinar los precios, intentarsilg
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reducir la relacion entre el nivel de precios da un

empresa en particular y el nivel de costos

correspondiente.

Debido a ello es usual disponer de una empresa

modelo ficticia que sirva de referencia para
diversas comparaciones.

Este andlisis involucra normalmente la utilizac
de técnicas de regresion de costos sobre
variables antes mencionadas.

Nuevas Regulaciones Econémicas
Ajuste Parcial de Costos

El incentivo para minimizar los costos se da
través del ajuste periodico de los precios quetie
que ser menor que la proporcion en el cambig
los costos.

P = C; +2(Ce — C7)
L a

n
de

K

Es el precio ajustado.

S

Son los costos unitarios actuales.

C;
A

Es un parametro de particion.

Son los costos unitarios de referencia.

Se trata de otra regulacion por incentivos medis
la cual se relacionan los ajustes de precios cof
cambios en los costos (propios de la empresa)
fueron observados en un afio de referencia.

las

las

ante
nlo

que
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2.4.4 LA TARIFA DE LA TRANSMISION

Acorde con el articulo 55 de la LRSE la tarifa de transmision debe sujetarse a

lo expresado literalmente:

Art. 55.- Tarifas de Transmision.-

Las tarifas que paguen los agentes del Mercado Eléctrico Mayorista por el uso
del sistema de transmision estaran conformadas por dos componentes, cuyos

costos deberan ser aprobados por el CONELEC:

a) El de Operacion, que debera cubrir los costos econdémicos
correspondientes a la anualidad de los activos en operacion; y, operacion y
mantenimiento del sistema y pérdidas de transmisién, en los niveles
aprobados por el CONELEC,; vy,

b) El de Expansion, que debera cubrir los costos del Plan de Expansion del

Sistema Nacional de Transmision.

Los valores recaudados por concepto del componente de expansion, se
consideraran como aportes de capital del Fondo de Solidaridad en
TRANSELECTRIC S.A., y deberan ser integrados al patrimonio de un
fideicomiso cuyo fiduciario, sea publico o privado, sera elegido por concurso
publico. Dicho fideicomiso sera constituido por TRANSELECTRIC S.A. con el
anico y exclusivo propdsito de atender el pago de las obligaciones requeridas
para la ejecucion de obras incluidas en el Plan de Expansion de Transmision,
aprobado por el CONELEC.

2.5 COMPONENTES DE LA TARIFA DE TRANSMISION

2.5.1 EL COSTO MEDIO DE TRANSMISION CMED

El articulo 9 del reglamento de tarifas da una via explicita para el calculo de la

tarifa de transmisién actual:
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ART. 9 DEL REGLAMENTO DE TARIFAS

“Corresponde al costo de capacidad que se determina como la suma de los
costos de inversion, depreciacion, administracion, operacion, mantenimiento y
pérdidas”

“Los costos de inversion provendran del programa de expansion optimizada del
sistema, para un periodo de diez afios”

“Los costos de depreciacion, administracion operacién y mantenimiento seran

calculados por el Transmisor y aprobados por el CONELEC

De lo anterior se desprende la necesidad de tener claro que el valor del costo
medio es funcién de los planes de expansién y los costos de operacion y

mantenimiento de la red del sistema nacional de transmision.

2.5.2 EL CARGO VARIABLE DE TRANSMISION CVT

El CVT, es la diferencia de lo que pagan los agentes que retiran energia de la

red y lo que se paga a los generadores.

CVT=AZi(Di-Gi)

El CVT, resulta ser aproximadamente el valor de las pérdidas totales del
sistema valoradas a costo de mercado o marginal (CMAR)

2.5.3 EL FACTOR DE NODO

Es la variacion que tienen las pérdidas marginales de transmision en un nodo
de la red, producidas entre dicho nodo y la barra de mercado ante una

variacion de la inyeccion o retiro de potencia en ese nodo.

El factor de nodo es la penalizacion del costo, la barra de mercado tiene un
factor de nodo igual a 1. Los factores nodales (FN) son vinculos, modelo que

permite liquidar las transacciones. Los factores nodales eléctricamente
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describen como cambian las pérdidas en el sistema de transmisién. Los F.N

de un SEP se obtienen al modelar la red de transporte y calcular el flujo de

potencia.

Finalmente:

CT =CMED + CMAR (2.1)
Si CMAR = CVT (2.2)
El CMED que va a la tarifa es (2.3)
CMED = CT- CVT (2.4)
Donde:

CT = Costos Totales de Transmision.

CMAR = valor de las pérdidas totales del sistema valoradas a costo de
mercado o marginal.

CMED = Costo medio de Transmision.

CVT = diferencia de lo que pagan los agentes que retiran energia de lared y lo

gue se paga a los generadores

En otras palabras, a los costos totales se le resta las pérdidas y se obtiene el

costo medio por transmision.

Una vez indicados los principios de céalculo actual de la tarifa de transmision en
Ecuador, en el capitulo 3 se analiza detenidamente su forma de calculo y se

compara con la teoria propuesta en esta tesis.

2.5.4 LOS PLANES DE EXPANSION SU CUMPLIMIENTO Y LA TARIFA

La tarifa esta directamente relacionada a los planes de expansion como se
demuestra mas adelante en el andlisis de ajustes tarifarios los gastos en
operacion y mantenimiento bordean el 14 % del presupuesto de
TRANSELECTRIC S.A. Esto implica que el plan de expansion constituye el

86% del presupuesto de la empresa.
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Para el calculo del valor medio del peaje de transmision se detalla el plan de

expansion y sus costos tal como indica la tabla 2.2

Al observar la tabla, se determina que los costos relacionados al plan de
expansion se encuentran directamente involucrados en la tarifa, un detalle de

este calculo se lo presenta en el ANEXO 4.

En lo referente al grado de cumplimiento esto se lo analiza con detenimiento en

el punto 4.7



Tabla 2.2 Costo del plan de expansién periodo 200 6 - 2016

67

Afio 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016
Periodo HISTORICO 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Activos
Valor de reposicion a
nuevo en operacion 839,336
Plan de expansion 184,543 40,780 55,843 20,083 14,753 21,534 937 6,006 145,843 15,604
a. Lineas de transmision
(VU=45 afos) 90,247 10,005 33,611 0 5,628 0 0 0 87,600 5,179
b. Subestaciones (VU=30
afos) 94,296 30,775 22,232 20,083 9,125 21,534 937 6,006 58,243 10,425

0

Activo Bruto Total 843,036 1,027,579 | 1,068,359 | 1,124,202 | 1,144,285 | 1,159,038 | 1,180,572 | 1,181,509 | 1,187,515 1,333,358 1,348,962
a. Lineas de transmision
(VU=45 afos) 374,027 464,274 474,279 507,890 507,890 513,518 513,518 513,518 513,518 601,118 606,297
b. Subestaciones (VU=30
afos) 465,308 559,604 590,379 612,611 632,694 641,819 663,353 664,290 670,296 728,539 738,964
c. Centro de Control de
Transmision CCT 3,700 3,700 3,700 3,700 3,700 3,700 0 0 0 0 0
Anualidad 84,516 87,902 92,406 94,107 95,318 96,227 96,307 96,815 108,580 109,867
a. Lineas de transmision
(VU=45 afos) 45 36,219 36,999 39,621 39,621 40,060 40,060 40,060 40,060 46,894 47,298
b. Subestaciones (VU=30
afos) 30 47,382 49,988 51,871 53,571 54,344 56,167 56,246 56,755 61,686 62,569
c. Centro de Control de
Transmision CCT (VU=10
afos) 5 914 914 914 914 914 0 0 0 0 0
Mensualidad 6,812 7,085 7,448 7,585 7,683 7,756 7,762 7,803 8,751 8,855
a. Lineas de transmision
(VU=45 afos) 2,919 2,982 3,193 3,193 3,229 3,229 3,229 3,229 3,780 3,812
b. Subestaciones (VU=30
afos) 3,819 4,029 4,181 4,318 4,380 4,527 4,533 4,574 4,972 5,043
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CAPITULO 3
PROPUESTA DE MODELO, DETERMINACION DE
VARIABLES DE LOS COSTOS DE TRANSMISION

3.1 SITUACION ACTUAL

Una vez analizados los métodos de tarifacion actuales, se puede aseverar que
el método actual que genera la tarifa de transmision tiene las siguientes

caracteristicas:

1. Es un método de asignacion de costos tipo estampilla, pues es parte de un
valor fijo de la tarifa total que paga el consumidor. Por tanto su virtud esta
en su sencillez, y su defecto, el mas grave, es de no dar las sefiales

adecuadas al mercado y tampoco en lo referente a la localizacion.
2. Acorde con el articulo 55 de la LRSE la tarifa de transmision dependera de::

a) El de Operacion, que debera cubrir los costos econdémicos
correspondientes a la anualidad de los activos en operacion; y, operacion y
mantenimiento del sistema y pérdidas de transmisién, en los niveles
aprobados por el CONELEC,; vy,

b) El de Expansion, que debera cubrir los costos del Plan de Expansion del

Sistema Nacional de Transmision.

Siendo el rubro més importante el 2.1 debido a que toma aproximadamente el
70% del presupuesto de TRANSELECTRIC S.A. como se puede observar en

las tablas siguientes:
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TRANSELECTRIC S.A.
RESUMEN PRESUPUESTO DE INVERSIONES
PERIODO ENERO - DICIEMBRE 2006

usb

FINANCIAMIENTO Requeri- T
e IN\‘;:;C;IRON RECURSOS PROPIOS RECURSOS EXTERNOS miento N ::-EOSE;UA

PRESL;-og: =4 BODEGA | EFECTVO REI:?JTRA;os ngggg' Fm:tl: ; P:;zi,::s REI:?JTRA;OS % Aa‘:;';;zj é“l‘;ﬁgs

PROPIOS Externo EXTERNOS

LINEAS DE TRANSMISION 57,720,549 4,410,000 34,977,661 39,387,661 68%| 10,277,300 1073518 6,982,070| 18,332,888 32% 0| 36,051,179
SUBESTACIONES 92,898,915 32,308,854 32,317,874 64,626,728 70%| 8,604,800 3959,571| 15707,816| 28,272,187| 30%| 1,176,000 37,453,445
INV RELACIONADAS CON EL SNT 11,003,500 0| 3582400 3,582,400| 33% 0 7421,100 7,421,100 67% 0| 11,003,500
TOTAL OBRAS Y PROY DIVER 161,622,964 | 36,718,854 | 70,877,935| 107,596,789 67%| 18,882,100 12,454,189| 22,689,886] 54,026,175 33%| 1,176,000 84,508,124
TELECOMUNIC Y OTRAS INV 7,932,353 0| 4500297| 4,500,297| 57%| 1,386,245| 2,045,811 0|  3432,056| 43% 0| 6,546,108
INVERSIONES GENERALES 869,140 0 869,140 869,140 100%, 0 0| 0% 0 869,140
VAL DISTRIB (G. Expan & G. Telec.) 1,918,409 0| 1,918409| 1,918,409 100% 0 0| 0% 0| 1,918,409
OTAL TEL INV GEN y VAL DIST 10,719,901 0| 7,287,846 | 7,287,846 68%| 1386,245] 2,045811 0| 3432056 0% 0| 9,333,657,
[TOTAL GENERAL INV 172,342,865 | 36,718,854 | 78,165,781 | 114 884,635 67%| 20,268,345 14,500,000] 22,689,886] 57,458,230 33%| 1,176,000 93,841,781

Fuente Vicepresidencia Financiera TRANSELECTRIC S.

Mientras que para los costos operativos y de mantenimiento se tiene:

Tabla 3.2 Presupuesto de operacion y mantenimiento

A.

para afio 2006

ITEM DESCRIPCION ANOS 2006
50 Supervisién General e Ingenieria 4.322.125
51 | Operacién Subestacién de Transmision 5.993.640
56 Mantenimiento S/E Transmisién 3.251.754
57 Mantenimiento Lineas de Transmision 4.45.658
53 Operacion del Sistema 832.272
60 Operacion y Mantenimiento Fibra Optica 849.839
94 Operacion y Mantenimiento-Administracion 8.370.355
Subtotal Gastos de Operacion: 27.665.644
PROVISIONES
Cuentas Incobrables 16.860.736
Fuente: Vicepresidencia Financiera TRANSELECTRIC S.A.
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Con estos antecedentes se presenta a continuacién un método a través de un

modelo matematico que permita cumplir los objetivos de la transmisora.

3.2 IDENTIFICACION DE LAS VARIABLES

Los avances actuales en los campos cientifico y técnico se deben
principalmente a la implementacion de modelos matematicos que intentan en la
medida de lo posible reflejar la realidad que nos rodea, es asi que la principal
funciébn de estos modelos es la prediccion de resultados. Si un modelo
matematico predice en gran medida los resultados se puede afirmar que es un
modelo eficiente, si a su vez dicho modelo nos permite tomar decisiones para
cumplir con objetivos determinados, entonces a mas de ser eficiente es un

modelo eficaz.

Uno de los pasos mas importantes para la generacion de un modelo de estas
caracteristicas es una correcta identificacion de las variables que estan

influyendo en el comportamiento mismo del sistema modelado.

Variables Resultados

— 5 | X1
- > | X2

SISTEMA

— | Xn

Figura 3.1 Esquema general de una nueva propuesta

Para determinar las variables es necesario partir de los objetivos mismos de la
transmisora, asi en la figura 3.2 se puede observar el proceso de seleccion de

las variables:



OPERAR EL
SISTEMA DE
TRANSMISION

A 4

TRANSELECTRIC S.A.

| EXPANDIR EL
SISTEMA

A su vez la operacion del sistema depende de:

Longitud de las

» lineas de
OPERAR EL transmision
SISTEMA DE
TRANSMISION :
Cantidad de

A 4

subestaciont

Y la expansion del sistema de transmision depende de:

Construcciéon de

» lineas de
EXPANDIR EL transmision
SISTEMA DE
TRANSMISION

Construcciéon de
subestacione

A 4

Figura 3.2 Esquema general de las funciones de TRA NSELECTRIC S.A.
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3.3 METODOLOGIA PARA DETERMINAR LAS RELACIONES
ENTRE LAS VARIABLES Y LOS RESULTADOS

3.3.1 EL PROGRAMA EVIEWS COMO HERRAMIENTA DE CALCUL O

El objetivo de este capitulo es presentar un modelo matematico que permita
representar con mayor fidelidad el comportamiento de los costos, se debe,
entonces, presentar un modelo que relacione variables con resultados, se

empieza recordando cuales son los propésitos de una modelacion:

. Permite a los investigadores la organizacion del conocimiento y las
observaciones sobre el sistema, asi como las posibles deducciones
I6gicas que se puedan tener de esta organizacion.

. Proporciona un marco para contrastar el sistema y sus posibles
modificaciones,

. Proporciona una perspectiva sobre detalles y aspectos relevantes.

. Es posible una mayor y mejor manipulacion que con el propio sistema,

. Facilita el andlisis.

. Con un modelo matematico se describe un problema de forma mas
concisa que por ejemplo, con una descripcion verbal.

. Permite controlar mejor las fuentes de variacién que facilitaria el estudio

directo del sistema.

Si a esto se agrega el uso del computador, que es una herramienta muy Uutil,
cuya aplicacién se ha extendido a todos los campos del quehacer humano.
Esto brinda la posibilidad de procesar datos rapidamente a través de una
amplia gama de programas de aplicacion. Asimismo, los programas permiten
elaborar una amplia variedad de informes con una gran calidad de
presentacion, por lo que adquirir los conocimientos para el buen uso de este

recurso permite explotarlo al maximo.

Siendo asi se ha emprendido, como metodologia para el desarrollo de esta
parte del estudio, con los siguientes pasos:
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1) Recopilacion histérica de los costos tanto de inversion como de operacion
y mantenimiento.

2) Utilizacion del programa economeétrico Economic Views EVIEWS

3) Obtencion de las ecuaciones que relacionen las variables con los
resultados

4) Analisis de resultados.

Cabe sefalar que el EVIWS es programa de aplicacibn cuyas bondades
permiten hacer de éste, una herramienta ideal de apoyo para el economista.
Dado que la econometria se emplea principalmente para verificacion empirica
de la teoria econdmica, el econometrista utiliza frecuentemente ecuaciones
matematicas, para llevar a cabo su estudio, uno de ellos es éste, el
Econometric-Views, paquete estadistico que facilita al economista apreciar la
relacion entre variables econdémicas, determinando su causalidad vy

comportamiento a través del tiempo.

En el Anexo 2 de esta tesis se resume la forma de valoracion de un modelo
econdmico estadistico con esta herramienta, para entender de mejor manera el

uso y aplicabilidad de la misma.

Con todos estos criterios se procedid a establecer las relaciones costo —

variable para:

a) Lineas de transmision
b) Subestaciones de maniobra
c) Transformadores

d) Operacion del sistema

3.3.2 VARIABLES DE COSTO LINEAS DE TRANSMISION

La construccion de las lineas depende principalmente de los siguientes

factores:
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Longitud
Construcciéon de Voltaje
lineas de | Zona
transmision "| Tipo

Figura 3.3 Variables de Costo en Lineas de Transmis  ion.

Longitud (I) Es evidente que el costo de una linea esta directamente
relacionado con su longitud, asi a mayor longitud mayor cantidad de material,

mayor inversion en construccion etc.

Voltaje (t) La geometria de las estructuras esta en relacion directa a su voltaje
por obvias razones de aislamiento. La variacion de la cantidad de aisladores,
asi como en la cantidad de material y por tanto en peso de las estructuras

seran factores determinantes en su costo.

Zona (z) Las lineas de transmision tienen costos que varian de acuerdo a
muchos factores los principales son:
Tipo de zona: 1 = Costa u Oriente, 2 = Sierra

Cada tipo de zona tiene sus particularidades, asi:

Tabla 3.3 Comparacion de caracteristicas de lineas  de transmision entre

Z0onas

Zona Suelo Cimentacion Caracteristica Vano Derechos de via

Sierra Suelos son buenos, Tipo zapata o cilindro “pata de Vanos largos, menor Costos altos en zonas
con una alta elefante” las profundidades de tipo de estructuras productivas o cruce de
capacidad portante excavacion son reducidas y la ciudades
de compresion cantidad de material para las

cimentaciones



Costa Suelos malos baja Tipo pilote, en alto porcentaje, gran  Vanos cortos, mayor
capacidad portante cantidad de material, alta numero de

profundidad de excavacién estructuras
Oriente Suelos malos baja Tipo piloteo Tipo zapata o cilindro Vanos cortos vy
capacidad portante “pata de elefante” en alto vanos largos casi en

porcentaje, mediana cantidad de 50%
material, alta profundidad de
excavacion” Estructuras mas bien
livianas, debido a que la demanda

de energia es baja
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Costos onerosos en
zonas productivas
como plantaciones de

banano y cacao

Costos 0onerosos,
tierras sobrevaloradas
por paso de
oleoductos

Fuente: Division de Lineas de Transmision TRANSELEC TRIC S. A.

Numero de Circuitos (n)  Se refiere a si son lineas de doble o simple circuito,

las estructuras de doble terna por razones evidentes seran mas costosas que

las de simple terna. Las lineas de doble terna son obviamente mas costosas

que las de simple terna pues, necesitan estructuras mas robustas, mayor

cantidad de aisladores y herrajes en general.

En base a todas estas variables se ha recolectado la informacion de los costos

de las lineas de transmision en Ecuador obteniendo los siguientes valores:

Tabla 3.4 Datos de costos de lineas de transmision  y de sus variables
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Ll ﬁﬁi?ﬁso i cir(,:\lljito W [zona | Ao Vggg7a|

Miles USD

1 | Vicentina - Guangopolo 134,48 7,00 1 138 2 11980 570,1952
2 | Totoras - Ambato 261,09 7,00 1 138 2 1988 856,3752
3 | Policentro - Pascuales 662,56 15,10 2 138 1 1986 | 2332,2112
4 | Pascuales - Salitral 706,82 | 17,40 2 138 | 1 |1978| 3166,5536
5 | Sta.Rosa - Vicentina 448,71 18,50 1 138 2 1980 | 1902,5304
6 | Pucara - Ambato 419,62 27,74 1 138 2 1974 | 2081,3152
7 | Severino - Chone 1.201,24 | 29,80 1 138 1 2000 | 2210,2816
8 | Portoviejo - Manta 1.835,93 | 30,00 1 138 1 2002 2937,488
9 | Totoras - Agoyan 1.942,06 | 33,00 2 138 2 1988 | 6369,9568
10 | Totoras - Riobamba 1.784,80 | 42,88 2 230 1 1986 6282,496
11 | Paute - Cuenca 2.531,54 | 67,08 2 138 2 1980 |10733,7296
12 | Sta. Rosa — Sto Domingo 434222 | 78,34 2 230 2 1980 | 18411,0128
13 | Sto Domingo - Quevedo 7.005,11 | 104,00 2 230 1 1978 | 31382,8928
14 | Milagro - Machala 6.623,71 | 133,70 2 138 1 1987 | 22520,614
15 | Cuenca — Loja 4.141,59 | 134,20 1 138 2 1987 | 14081,406
16 | Paute — Milagro 9.498,86 | 135,74 2 230 1 1980 | 40275,1664
17 | Pasto Quito 1 16.108,07 | 136,50 2 230 2 | 2003 | 23839,9436
18 | Tena - Coca 11.235,50 | 140,00 1 138 1 2004 15280,28
19 | Quevedo - Pascuales 9.495,63 | 145,25 2 230 1 1980 | 40261,4712
20 | Paute - Riobamba 6.663,33 | 157,32 2 230 2 | 1988 |21855,7224

Fuente: Departamento de Valoracién de Activos de Tr
Division de Lineas de Transmision TRANSELECTRIC S.

anselectric S.A. y

A

3.3.3 CALCULO DE LA RELACION COSTO - VARIABLE EN Li NEAS DE

TRANSMISION

A estos datos, se los ordena y se los trae a valor presente (2007), de esta

manera ya se tiene un mismo eje de referencia con el cual se puede iniciar la

bdsqueda de una relacidbn matematica entre los costos y sus variables. Con la

utilizacion del programa EVIEWS se facilitdo la determinacion de esta relacion

siempre considerando los criterios explicados en la tabla 3.5



3.3.3.1 Procedimiento:

7

Se procede a importar los datos desde Excel a Eviews creando las variables

gue representaran a cada parametro. Las relaciones a priori se corren en el

programa en base las siguientes variables:

Tabla 3.5 Criterios de relacién entre costos de lin

eas y variables

Variable Significado Criterio de relacion

I Longitud de la linea Proporcional directa (a mayor
longitud mayor coste)

n Numero de circuitos (1 ; 2) El ndmero de circuitos debe
establecer un factor multiplicador
con el voltaje

t La tension o voltaje de transmision | El voltaje debe establecer un factor

(138 kV;230kV) multiplicador con el numero de
circuitos

z Zona a la que pertenece la linea |La zona debe ser un sumando

(1 costa; 2 Sierra)

importante en la relacién, puesto
que es evidente una importante
las

diferencia en los costos de

lineas en las diferentes zonas

3.3.3.2 Criterios para estimacion de la ecuacion:

La ecuacion puede estimarse en base a los siguientes criterios:

1. El costo de las lineas de transmision es un hecho que es funcion de la

longitud, por tanto la ecuacion sera funcion directa de esta, es mas sera

practicamente la determinacion de un costo unitario.
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2. El voltaje y el niumero de circuitos seguramente trabajan en el costo en
forma conjunta es decir los factores deben multiplicarse, pues cada uno
de ellos por si solo no tendra un “peso” en la ecuacion final.

3. La zona con seguridad tendra un factor diferenciado logaritmico pues las

obras en la Sierra tienen costos diferentes a la Costa.

Por tanto la ecuacion va a tener la forma:
Costos L/T = Cy(t.n)"l +/- C,log(z).l

Donde C;, C,= constantes

| = longitud

n= numero de circuitos

t = nivel de tensién o voltaje

z = zona de ubicacion de la linea de transmision
m = exponente

Una vez tabulados los datos se estima una ecuacion de la siguiente manera

cosos=c, [l E/(t—m) "+, dog(z) (3.6)

Donde la variable “costos” dependera de los respectivos parametros a través

de los coeficientes C1, Co.

Luego de desarrollar este proceso en EViews se tiene los siguientes

resultados:

Tabla 3.6 Relacidon costo - variable en lineas de t ransmision resultado

Programa Eviews



Dependent Variable: COST
Method: Least Squares
Date: 07/12/07 Time: 13:12

Sample(adjusted): 1 16

Included observations: 16 after adjusting endpoints

COST=C(L)*()*(t*n)(2/3)+C(2)*LOG(2)*!
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Coefficient Std. Error t-Statistic Prob.
C@@) 1126.004 41.70318 27.00043 0.0000
C(2) -31299.83 5119.818 -6.113466 0.0000
R-squared 0.972107 Mean dependent var 3003239.
Adjusted R-squared 0.970114 S.D. dependent var 3277193.
S.E. of regression 566544.6  Akaike info criterion 29.44897
Sum squared resid 4.49E+12  Schwarz criterion 29.54554
Log likelihood -233.5917 Durbin-Watson stat 2.584760
10000
Forecast: COSTOSF
Actual: COSTOS
8000+ Forecast sample: 1 21
Adjusted sample: 1 16
6000 4 Included observations: 16
Root Mean Squared Error 529.9540
4000+ Mean Abs. Percent Error 427.9466
Mean Absolute Percentage Error 32.44000
2000 ] Theil Inequality Coefficient 0.060874
Bias Proportion 0.033664
0. Variance Proportion 0.007519
-2000 T T —T— ——
2 4 6 8 10 12 14 16
| — COSTOSF - +25E]

Figura 3.4 Curva en Variables de Costo en Lineas de  Transmision
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10000
- 8000
- 6000
- 4000

[ 2000
1000 La

) WA
500. VR
-1000 \/

_1500 T T T T T T T T T T T T

| Residual — Actual — Fitted |

Figura 3.5 Curva Residual Real Estimada en Variabl es de Costo en Lineas

de Transmision

3.3.3.3 Andlisis de Resultados

Como se puede ver en los resultados de la regresion aplicada los siguientes

términos:

Se tienen 16 iteraciones con 2 variables explicativas, es decir se dispone de 14
grados de libertad. Lo que implica que el modelo al contar con los suficientes

grados de libertad, es altamente fiable.

Se puede ver que el costo de una linea de transmision es directamente
proporcional a la longitud, la tension o voltaje, y el nUmero de circuitos que

posee la linea y negativamente proporcional a la zona.

Es asi que se esperaria que en la zona 2 resulte mas costosa la linea por el
aumento de aislamiento (disminucion de la rigidez dieléctrica debido a la
disminucién de la presion) , pero por medio de los datos de la tabla de costos

de lineas y Eviews se puede ver que no es asi, ya que intervienen otros
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factores como por ejemplo que en la zona 2 se logra vanos promedio de 480
metros comparados con los de la costa (400m) , lo cual representa menos
namero de torres, el terreno de la sierra (zona 2) es mas estable comparado
con la costa en donde se debe hacer diferentes actividades como cambio de
suelo para mejorarlo o también se realiza Pilotaje lo cual hace méas costosa la

linea en la costa (zona 1).

El factor R? , mismo que es la medida estadistica de éxito de la regresion (ver
anexo 2) toma un valor de 0,972 y el ajustado R? toma un valor de 0.97, como
se puede ver la capacidad de prediccién de la férmula es excelente. La bondad

del ajuste del sistema propuesto es muy buena.

Algo que se debe destacar es la ausencia de un valor independiente. Esto

surgio luego de varias corridas previo a obtener estos valores.

Los errores estandar de las variables son elevados debido a los altos valores

con los que se calcula, pues se trabaja con 7 y 8 cifras.

Los valores de la t estadistica en general revelan la imposibilidad de que
alguno de los coeficientes sean cero, especialmente el coeficiente que
multiplica a la longitud de la linea, en general los valores son superiores a los
coeficientes de t estadistica para 14 grados de libertad, lo que implica que las
variables son en forma individual estadisticamente significativas. Esto habla de

por si que la seleccién de variables fue correcta.

3.3.3.4 Andlisis de Errores

Si se observa Gréficas de Curvas: Residual, Real, Estimada se puede concluir:
1. La regresion ofrece un ajuste de buena calidad dado que puede

observarse un comportamiento regular en la evolucidon temporal de los

residuos. Es decir, el error simula una evolucién aleatoria, alterna con
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regularidad valores positivos y negativos, “cruza” la media con
regularidad. Esto revela que no hay problemas de sub especificacion.

2. ElI modelo no presenta periodos notables de subestimacion o

sobreestimacion, propio de un modelo debidamente especificado.

3. Se observa una subestimacion al final de la muestra lo que limitara en

algo la capacidad predictiva del modelo.

3.3.4 ANALISIS DE SENSITIVIDAD DEL MODELO EN LINEAS DE
TRANSMISION

Resulta util, en lo referente a los costos de las lineas de transmision, hacer un
analisis de sensitividad de las variables con el objetivo de determinar cuél de

las variables resulta mas influyente en el costo final.

3.3.4.1 Derivadas Parciales

cogos=c, ME/(n{@)* +c,DMdog@ O/(Nd)°  tomado de 3.7)

gf =, 3/(n)? +c, Oog(2) O/ (n F)° (3.8)

oc 2 t? 3
C:Qm@\EJfZCZEUEﬂOQ(Z)EUnEﬂ?’ (3.9)

on 3

2
ac_zclmgﬁ +3c, 1ilog) 1t * (3.10

ot 3

El 3
% _c 08/ (3.11)

0z z[In(10)

Para realizar el grafico se cambia a por unidad los valores tomando como base

los valores de la tabla 3.7:



Tabla 3.7 Valores Base para obtener parametros en p  or unidad
Parametro Valor Base
Longitud 100 Km
Voltaje 230 kV
Numero de circuitos| 2
Zona 1
C1 1
C2 -1
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Con los datos de las lineas en por unidad y aplicando las respectivas formulas

de las derivadas parciales se tiene la siguiente tabla:

Tabla 3.8 Valor de céalculo de las derivadas parcial

Variables

Respecto al Respecto al nivel
ndmero de de tension Respecto a la
Respecto a su longitud circuitos zona

oC oC oC oC

ol N T azZ
0,3986762 0,04100212 0,00090059 0,0024983
0,3986762 0,04100168 0,00027368 0,0024983
0,71137866 0,06909639 0,01491719 0,03048586
0,71137866 0,07962255 0,01817464 0,03512941
0,3986762 0,10836275 0,00090059 0,00660265
0,3986762 0,16249272 0,00125859 0,00990076
0,44814047 0,17454725 0,00150774 0,02127124
0,44814047 0,17571824 0,00210803 0,021414
0,57147256 0,15100463 0,01390713 0,03331237
1 0,27663089 0,02633325 0,18626412
0,57147256 0,30695258 0,01745347 0,06771395
0,69897 0,50542357 0,02960758 0,17015639
1 0,67097632 0,03053861 0,45178106
0,71137866 0,61181731 0,01442479 0,2699392
0,3986762 0,78606191 0,00036519 0,04789598
1 0,87574925 0,02960758 0,58966116
0,69897 0,88060786 0,00472847 0,29648132
0,44814047 0,82001628 0,00301936 0,099932
1 0,9371046 0,02960758 0,63097307
0,69897 1,01495825 0,02502927 0,34170287

En donde la figura correspondiente es:

es costo lineas vs.
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Costos vs Derivadas parciales

1,2
1
0,8 @ de/dl
(2}
% 06 B dc/dn
8 O dc/dt
0,4 1 O dc/dz
0,2 1
O _

1 3 5 7 9 11 13 15 17 19
Numero de observaciones

Figura 3.8 Curva Costo Vs. derivadas parciales de Variables en Lineas de

Transmisiéon

Por medio de la figura se puede observar que el parametro mas influyente en el

costo de las lineas es: la longitud y a continuacion el nimero de circuitos.

3.3.4.2 Variacion del Costo en Funcién de cada idaetro
Este andlisis se realiza manteniendo constantes todas las variables
(parametros) excepto la que se quiere realizar el analisis, ya que ésta ira

variando en rangos adecuados.

Por medio de las graficas se podra ver la variacion de la variable dependiente

(costo).

3.3.4.2.1 Variacion del costo en funcion de la loitgd

Aqui la longitud se variard en pasos de 20 km y las demas variables se

mantendran constantes.
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Tabla 3.9 Constantes para determinar variacion del  costo en funcion de la

longitud
Parametro Valor
Longitud Variable
Voltaje 230 kV
Numero de circuitos 2
Zona 1
C1 4617.866
C2 -16.065

Tabla 3.10 Variacion del costo en funcion de lalon  gitud

Longitud Costo
0 0,0
10 1618692,3
20 3237384,5
30 4856076,8
40 6474769,1
50 8093461,4
60 9712153,6
70 11330845,9
80 12949538,2
90 14568230,4
100 16186922,7
110 17805615,0
120 19424307,2
130 21042999,5
140 22661691,8
150 24280384,1
160 25899076,3
170 27517768,6
180 29136460,9
190 30755153,1
200 32373845,4
35000000.0
__30000000.0
ﬁ 25000000.0 |
§ 20000000.0 |
o 15000000.0
'g 10000000.0 |
© 5000000.0 -
oor—mA NN NENANIRERERAET
8 § 8 8 § § § § § §
LONGITUD [Km]

Figura 3.9 Curva Costo Vs. Longitud de Lineasde T  ransmision
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Se puede ver que el costo es linealmente proporcional a la longitud.

3.3.4.2.2 Variacion del costo en funcion del Voltaj

De igual forma se efectla el andlisis para el voltaje:

Tabla 3.11 Constantes para determinar variacion del costo en funcién del
voltaje

Parametro Valor
Longitud 100 km
Voltaje Variable
Numero de circuitos| 2

Zona 1

C1 4617.866
C2 -16.065

Tabla 3.12 Variacion del costo en funcion del Volta  je

Voltaje Costo
0 0,0
69 72540152
138 11515031,4
230 161869227
300 19323831,4
420 241830976
500 27163917.6
30000000.0
—. 25000000.0 |
0
T 20000000.0
—
2 15000000.0
o
= 10000000.0
ol
O 5000000.0 I
0.0
0 69 138 230 300 420 500
TENSION [KV]

Figura 3.10 Curva Costo Vs. Voltaje de Lineasde T ransmision

El costo es proporcional al i/t_2 del voltaje.



3.3.4.2.3 Variacioén del costo en funcién del niUmeiae circuitos

Se procede de igual forma para el nimero de circuitos y la zona:

Tabla 3.13 Constantes para determinar variacion del

numero de circuitos

costo en funcion del

Parametro Valor
Longitud 100 km
Voltaje 230 kV
Numero de circuitos| Variable
Zona 1

C1 4617.866
C2 -16.065

Tabla 3.14 Variacion del costo en funcion del nUmer

o de circuitos

Namero
de
circuitos Costo
0 0,0
1 10197122,3
2 161869227
18000000.0
16000000.0 -
@' 14000000.0
& 12000000.0
3 10000000.0 -
2. 8000000.0
E 6000000.0 -
S 4000000.0
2000000.0
0.0
0 1 2
NUMERO DE CIRCUITOS
Figura 3.11 Curva Costo Vs. Numero de circuitos de Lineas de

Transmisiéon
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El costo es proporcional al 3/n® del nimero de circuito, resulta muy interesante

notar que la variacion es la misma que para el voltaje, lo que significa que

ambos pardmetros influyen en conjunto.

3.3.4.2.4 .- Variacion del costo en funcién de la Aa

Por ultimo se analizan los costos respecto a la zona:

Tabla 3.15 Constantes para determinar variacion del
la Zona de construccién

costo en funcion de

Parametro Valor
Longitud 100 km
Voltaje 230 kV
Numero de circuitos| 2
Zona Variable
C1 4617.866
C2 -16.065

Tabla 3.16 Variaciéon del costo en funcién de la Zon

Zona Costo
0 No definido
1 16186922,7
2 11415726,8

COSTO [DOLARES]

18000000.0
16000000.0
14000000.0
12000000.0
10000000.0
8000000.0
6000000.0
4000000.0
2000000.0
0.0

ZONA

Figura 3.12 Curva Costo Vs. Zona de construccion d

Transmision

e Lineas de
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El costo es negativamente proporcional a la zona es decir que en la Costa
(zona 1) resulta mas cara la linea que en la Sierra (zona 2). Esto se explica
debido a los costos en los que se incurre para mejorar las cimentaciones de las

estructuras, como los procesos de pilotaje, sustitucion de suelos, etc.

3.3.5 CALCULO DE LA RELACION COSTO - VARIABLE EN
SUBESTACIONES

3.3.5.1 Procedimiento

Respecto a la construccion de las subestaciones, el coste de éstas depende de

las siguientes variables:

Voltaje (t) Los costes de las subestaciones estan en relacion a su voltaje,
debido a que una variacion en este parametro determina una variacion en su

aislamiento y este influye directamente en su precio (variable T)

Numero de Bahias (b230, b138, b69) Las bahias o posiciones de subestacion
influyen en forma determinante los costes de una subestacion, pues cada una
de ellas implica un equipamiento completo, en el cual se encuentran TCs, TPs,
disyuntores, seccionadores, tableros de control, etc. A este respecto se tiene
bahias de 230 kV, 138 kV y 69 kV.

Zona(z) Las subestaciones también varian sus costos por la zona, pues las
obras de construccion mucho dependen de los tipos de suelo, las formaciones
geoldgicas, la eficiencia de la construccion depende también del tipo de clima

etc.
Una vez identificadas las variables se analiza la relacién de éstas con los
resultados es decir con los costos tanto de lineas como de subestaciones, para

ello disponemos de los siguientes datos:

Tabla 3.17 Datos de Costos de Subestaciones y de su s Variables
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Activos TRANSELECTRIC S. A

BAHIAS
No Subestacion Costo_s_(,Je
reposicion 230 kV | 138 kV | 69 kV | Reactores |Zona

1 | SIE MULALO 4474715,37 0 4 1 0 2
2 | SIE AMBATO 5901848,27 0 4 4 0 2
3 | S/E VICENTINA 7380941,24 0 8 0 0 2
4 | SIE SANTA ELENA 7298613,80 0 2 7 0 1
5 | S/E TULCAN 8003692,65 0 4 5 1 2
6 |[S/E CUENCA 8889625,46 0 5 6 0 2
7 | SIE PORTOVIEJO 7858581,45 0 5 8 2 1
8 | S/E SALITRAL 6754418,85 0 5 2 0 1
9 | S/E CHONE 12564896,12 0 4 5 0 1
10 | S/E RIOBAMBA 11741797,38 4 0 6 1 2
11 | S/E DOS CERRITOS | 13666684,85 3 0 5 0 1
12 | SIE MACHALA 9808763,06 1 5 6 2 1
13 | S/E POLICENTRO 19193033,02 0 3 5 2 1
14 | S/E SANTO DOMINGO |19707866,22 6 5 4 1 1
15 | S/JE TOTORAS 23284332,05 8 6 5 1 2
16 | S/IE MILAGRO 24324108,18 9 5 7 2 1
17 | SIE SANTA ROSA 22007947,33 9 10 0 0 2
18 | S/E QUEVEDO 26987125,44 6 5 5 1 1
19 | SIE PASCUALES 33407224,49 10 11 8 2 1
Fuente: Division de Subestaciones y Departamento de Valoracion de

Se procede a importar los datos desde Excel a Eviews creando las variables

que representaran a cada parametro. Las relaciones a priori se corren en el

programa en base los siguientes criterios:

Tabla 3.18 Criterios de

relacion entre Costos de Su

bestaciones y

Variables

Variable | Significado Criterio de relacion

T La tension o voltaje de transmision | Proporcional directa (a mayor
(138 kV;230kV) aislamiento mayor coste)

b230 Numero de bahias existentes de | Proporcional directa (a mayor

230kV

namero de bahias mayor coste)
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b138 Numero de bahias existentes de | Proporcional directa (a mayor
138kV namero de bahias mayor coste)

b69 Numero de bahias existentes de | Proporcional directa (a mayor
69kV numero de bahias mayor coste)

Z Zona a la que pertenece la | Factor multiplicador a determinar y

subestacion (1 costa; 2 Sierra)

que debera relacionar al nimero de

bahias en general

Consideraciones para el modelo:

Para las bahias de los reactores se toma desde el terciario del transformador a
13,8 kV.
Vale recalcar que las subestaciones consideradas en este analisis tienen el

siguiente sistema de barras:
Para 230 kV sistema de doble barra.

Para 138 kV y 69 kV sistema de Barra principal y de transferencia

Es por eso que ambas de las bahias de linea y de transformador, los

disyuntores de acoplamiento y transferencia en las respectivas barras también

son considerados como bahias.

Luego se procede a importar los datos desde EView creando las variables que

representaran a cada parametro quedando de la siguiente manera:

Costos Precio en dolares

b230 Numero de bahias existentes de 230kV

b138 Numero de bahias existentes de 138kV

b69 Numero de bahias existentes de 69kV

react Numero de bahias existentes para banco de reactores
z La zona donde esta ubicada la subestacion.

3.3.5.2 Criterio para estimacion de la ecuacion:

La ecuacion puede estimarse en base a los siguientes criterios:
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1. Las subestaciones son funcion de su tamafio, es decir del nimero de
posiciones o bahias y a su vez de los niveles de voltaje de éstas

2. Las subestaciones dependeran con seguridad con un factor exponencial
de la zona donde se ubican debido a que los costos son diferentes en
costa y sierra.

Por tanto la ecuacioén va a tener la forma:
CostoSes= Z Ki [hi +1og(2) DZ Ki b (3.12)

Donde:
Ki = constantes por tipo e bahia
bi = Tipo de bahia

Z=7Z0ona

Se estima una ecuacién de la siguiente manera:

costos= ¢, (230" +c, 138" +c, H69°" +c, [(feact+

+ ¢, dog(z) [{b230+ b138+ b69+ react)®’ (3.13)

Donde la variable “costos” dependera de los respectivos parametros a través
de los coeficientes C(1) , C(2) , C(3), C(4) , C(5)

Luego de desarrollar este proceso en EView se tiene los siguientes resultados



Tabla 3.19 Relacion Costo -

Programa Eviews

Dependent Variable: COSTOS
Method: Least Squares
Date: 07/24/07 Time: 11:31

Sample: 119

Included observations: 19
COSTOS=C(1)*B23070.7+C(2)*B138"0.7+C(3)*B69"0.7+C(4)*REAC

Variable en Subestacion
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es Resultado

3297100
2205163.
17.97683
0.100551
0.002613
0.013086
0.984302

T
+C(5)*LOG(2)*(B230+B138+B69+REACT)"0.7
Coefficient Std. Error  t-Statistic Prob.
C() 3324102. 513161.0 6.477698 0.0000
C(2) 1819724. 556178.2 3.271835 0.0056
C(3) 1478420. 575663.4 2.568202 0.0223
C4) 216769.3 1442146. 0.150310 0.8827
C(5) -495119.0 479790.5 -1.031948 0.3196
R-squared 0.838780 Mean dependent 14381906
var
Adjusted R-squared 0.792717 S.D. dependent var 8436529.
S.E. of regression 3841015. Akaike info criterion 33.38131
Sum squared resid  2.07E+14  Schwarz criterion 33.62984
Log likelihood _-312.1224  Durbin-Watson stat _ 2.772626
40000000
Forecast: COSTOSF
Actual: COSTOS
30000000 4 Forecast sample; 1 19
Included observations: 19
20000000 Root Mean Squared Error
Mean Absolute Error
Mean Abs. Percent Error
10000000 - Theil Inequality Coefficient
Bias Proportion
Variance Proportion
0 Covariance Proportion
-10000000 4————
2 4 8 10 12 14 16

Figura 3.13 Curva en Variables de Costo en Subestac

— COSTOS - +2SE.

iones
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40000000
30000000
A 20000000
15000000
/ 10000000
10000000 4= =" -
i -
5000000 /4
. /\\/\ /
-5000000 S — B S S

Figura 3.14 Curva Residual Real Estimada en Variabl es de Costo en

Subestaciones

3.3.5.3 Andlisis de resultados

Como se puede ver en los resultados de la regresion aplicada se tiene los
siguientes términos:

Se tienen 19 iteraciones con 5 variables explicativas, es decir se dispone de 14
grados de libertad. Lo que implica que el modelo cuenta con suficientes grados
de libertad

Los signos determinan que los costos de las subestaciones son directamente
proporcionales en general al nimero de bahias elevados a una potencia de 0,7.
Asi mismo se puede observar que es inversamente proporcional a la zona, en
forma logaritmica pero siempre relacionado al factor del ndmero y tipo de
bahias como seria l6gico, lo que implica que las subestaciones en la costa son
bastante mas costosas que en la sierra, todo esto debido a que los problemas
de suelos, obliga a desarrollar plataformas en pilotaje lo que incrementa

significativamente los costos.
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El factor R? toma un valor de 0.83 y el R? ajustado toma un valor de 0,79, como
se puede ver la capacidad de prediccion de la formula es muy buena. En
resumen la bondad del ajuste del sistema propuesto es matematicamente muy

bueno.

De igual forma que en lineas de transmision el modelo no considera factores

independientes, pues no convergio con adecuados valores

Al igual que en las lineas de transmisién los valores de la t estadistica en
general revelan la imposibilidad de que alguno de los coeficientes sean cero,
en general los valores son superiores a los coeficientes de t estadistica para 14
grados de libertad, lo que implica que las variables son en forma individual
estadisticamente significativas. Esto habla de por si que la seleccién de

variables fue correcta.

3.3.5.4 Andlisis de Errores

Si observamos: Graficas de Curvas: Residual, Real, Estimada podemos

concluir:

1. La regresion ofrece un ajuste de buena calidad, dado que puede
observarse un comportamiento regular en la evolucidon temporal de los
residuos. Es decir, el error simula una evolucion aleatoria, alterna con
regularidad valores positivos y negativos, “cruza” la media con

regularidad. Esto revela que no hay problemas de sub especificacion.

2. El modelo presenta un periodo notable de subestimacion referente al dato
de la subestacion No 7 esto es debido a que en dicha subestacién el costo
de la ampliacion se increment6 por variantes en las lineas adyacentes a la
misma, lo que convierte a este dato en atipico, lo que valida mejor el

modelo.
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3. El ajuste presenta practicamente un valor de error atipico (las lineas

horizontales delgadas por encima y debajo de los residuos marcan el

intervalo de confianza para los errores). Se refiere a la subestacion

Totoras que se explico anteriormente.

3.3.6

TRANSFORMADORES

CALCULO DE LA RELACION COSTO

VARIABLE EN

En lo que respecta a los transformadores, éste es un caso especial de un

equipo grande, voluminoso y cuyos costos son determinantes en los proyectos

de expansion, motivo por el cual se le ha dedicado un acapite especial,

haciendo un analisis particular del mismo como se explica a continuacion:

Tabla 3.20 Variables de Costo para Transformadores

Subestaciones

de Potencia en

Descripcion
Transformador Potencia | Relacion de PRECIO
N° | en subestacion Fases |Potencias Maxima transformacion Voltaje LTC | UNITARIO
1 | S/E PASCUALES 200/224 224 138/69-13.8 138 1 1723651,60
2 | S/IE IBARRA 40/53.32/66.66 66,66 138/69-13.8 138 1 1142877,60
S/E Sto 230/V3/138/43-
3 | DomingoTranfo 1 33.33/44.33/55.67 55,55 13.8 230 0 688905,60
S/E Sto 138/3/69//3-
4 | DomingoTranfo 2 20/26.67/33.33 33,33 13.8 138 0 547786,60
230/V3/69/3-
5 | S/E RIOBAMBA 20/26.67/33.33 33,33 13.8 230 1 897202,60
S/E DOS 230/\3/69/V3-
6 | CERRITOS 33.33/44.33/55.67 55,55 13.8 230 1 1052009,60
138/3/69//3-
7 | SIE MACHALA 20/26.67/33.33 33,33 13.8 138 1 793787,60
138/3/69//3-
8 | S/E TOTORAS 20/26.67/33.33 33,33 13.8 138 0 547629,60
SIE 138/V/3/69/V3-
9 | POLICENTRO 30/40/50 50 13.8 138 1 967777,60

3.3.6.1 Criterios y procedimiento

Se procede a importar los datos desde Excel a Eviews creando las variables

gue representaran a cada parametro. Las relaciones a priori se corren en el

programa en base los siguientes criterios:
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ansformadores y

variables
Variable | Significado Criterio de relacion
T La tension o voltaje a la que trabaja | Proporcional directa (a mayor

el transformador

aislamiento mayor coste)

nf Numero de devanados Proporcional directa (si el
transformador es monofasico o
trifasico)

wW Potencia maxima del transformador | Proporcional directa (a mayor
potencia mayor coste)

LTC Cambiador de tomas bajo carga Proporcional directa (si el

transformador tiene LTC su coste

es mayor)

Se estima una ecuacion de la siguiente manera:

Costos=c.[nf +c.[w+cCs[t +c.lltc

(3.13)

Donde la variable “costos” dependera de los respectivos parametros a través

de los coeficientes ¢c(1) , ¢(2) , ¢(3), c(4). Luego de desarrollar este proceso en

EView se tiene los siguientes resultados:

Tabla 3.22 Relaciébn costo - variable en transformad

Programa Eviews

Dependent Variable: COSTOS
Method: Least Squares

Date: 07/04/07 Time: 16:07
Sample(adjusted): 1 9
Included observations: 9 after adjusting endpoints
COSTOS=C(1)*NF+C(2)*W+C(3)*T+C(4)*LTC

ores resultado

Coefficien Std. Error t-Statistic Prob.
t
C(2) 331867.0 105966.9 3.131800 0.0259
C(2) 1308.541 1381.994 0.946850 0.3872
C(3) 1265.937 354.0549 3.575540 0.0159
C(4) 308028.9 55033.10 5.597157 0.0025
R-squared 0.986155 Mean dependent 1009382.

var



Adjusted R- 0.977849 S.D. dependent var 478936.2
squared

S.E. of regression  71281.51 Akaike info criterion 25.48776
Sum squared resid 2.54E+10 Schwarz criterion  25.57542
Log likelihood -110.6949 Durbin-Watson stat 2.365573

2000000
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Forecast: COSTOSF
Actual: COSTOS
1500000 Forecast sample: 1 10
Adjusted sample: 19
Included observations: 9
1000000 -

Root Mean Squared Error 53130.10

Mean Abs. Percent Error 43458.93

500000 Mean Absolute Percentage Error 4.216348

Theil Inequality Coefficient 0.024038

Bias Proportion 0.000605

0 Variance Proportion 0.013137
-500000

1 2 3 4 5 6 7 8 9

|~ COSTOSF +2SE.]

Figura 3.15 Curva del Costo de los transformadores del SNI en funcion de

las variables propuestas

2000000
- 1500000
- 1000000
100000+ - 500000
50000
0
-50000-
-100000 —

— Residual — Actual — Fitted

Figura 3.15 Curva Real Residual estimada de los Tra nsformadores del SNI
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3.3.6.2 Analisis de resultados

Como se puede ver en los resultados de la regresién aplicada se tiene los

siguientes términos:

Se tienen 19 iteraciones con 4 variables explicativas, es decir se dispone de 15
grados de libertad. Lo que implica que el modelo cuenta con suficientes grados
de libertad

Los signos determinan que los costos de los transformadores son directamente

proporcionales a las variables asignadas.

El factor R? toma un valor de 0.986 y el R? ajustado toma un valor de 0.97,
como se puede ver la capacidad de prediccion de la formula es excelente. En
resumen la bondad del ajuste del sistema propuesto es casi matematicamente

perfecto.

De igual forma que en lineas de transmision el modelo no considera factores

independientes, pues no convergio con adecuados valores

Al igual que en las lineas de transmisién los valores de la t estadistica en
general revelan la imposibilidad de que alguno de los coeficientes sean cero,
en general los valores son superiores a los coeficientes de t estadistica para 14
grados de libertad, lo que implica que las variables son en forma individual
estadisticamente significativas. Esto habla de por si que la seleccién de

variables fue correcta.

3.3.6.3 Andlisis de Errores

Si se observan: Graficas de Curvas: Residual, Real, Estimada se puede

concluir:
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1. Laregresion ofrece un ajuste de alta calidad, dado que puede observarse
un comportamiento regular en la evolucién temporal de los residuos. Es
decir, el error simula una evolucion aleatoria, alterna con regularidad
valores positivos y negativos, “cruza”’ la media con regularidad. Esto
revela que no hay problemas de sub especificaciébn. Tal como en los

casos anteriores.

3.3.7 CALCULO DE LA RELACION COSTO - VARIABLE EN O PERACION Y
MANTENIMIENTO

Las variables de costo de operacién y mantenimiento son lineales respecto al
tiempo y obedecen directamente al incremento de instalaciones que van
integrandose al Sistema Nacional de Transmision. Se puede partir de los datos

histéricos que se tiene y observar el comportamiento de los costos:

Informacion Historica Gasto de Operacion

30,000,000
25,000,000 - ///
20,000,000

—

15,000,000 A

10,000,000

5,000,000

0

2002 2003 2004 2005 /2 2006 /1

‘—0— TOTAL GASTO DE OPERACION 16,232,447 19,761,280 22,429,559 23,821,800 27,665,645

Figura 3.16 Grafico Comportamiento de Costo en Oper acion vy
Mantenimiento del SNI
Fuente: Gerencia de Explotaciéon de TRANSELECTRIC S. A,

De este comportamiento simple de los costos de operacion y mantenimiento se
puede obtener una modelacion lineal, como se puede ver la variable
independiente es el tiempo. Esto es logico debido a que al irse incorporando
lineas y subestaciones al Sistema Nacional Interconectado, los costos en
operacion y mantenimiento aumentan. Los calculos se presentan a

continuacion:
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Tabla 3.23 Relaciéon Costo - Variable en Operacion y Mantenimiento

Resultado Programa Eviews

Dependent “ariable: Y
Method: Least Squares
Date: 05116/07  Time: 10:43
mample: 2002 2005

Included obzervations: 5
Y=l +HC(2)%0

Coefficient atd. Error t-Statistic Prab.

C(1) 13904072 709290.2 1960250  0.0003

) 2892092 2138590 125909 0.0011
R-sguared 09681428 Mean dependent var 219582146
Adjusted R-squared 0975237  =.0. dependent var 4297614,
=.E. of regression 676281.6  Akaike info criterion 29 97578
=um squared resid 1.37E+12  Schwarz criterion 29581956
Log likelihood -72.83945  Durbin-Watson stat 2708356

30000000
Forecast: YF
25000000 Actual: Y
Forecast sample: 2002 2006
20000000 Included observations: 5
Root Mean Squared Error  523845.5
B0 Mean Absolute Error 486941.7
Mean Abs. Percent Error 2.257045
1202E300- Theil Inequality Coefficient ~ 0.011739
Bias Proportion 0.000000
5000000 Variance Proportion 0.004687
Covariance Proportion  0.995313
04
-5000000 : : :
2002 2003 2004 2005 2006

Figura 3.17 Curva en Variables de Costo en Operacid6 ny Mantenimiento
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30000000

Y= 13904071.53 + 26592691.56 X
25000000

20000000

15000000 -

10000000

5000000

0

-5000000 ‘ .
2002 2003 2004 2005 200¢

| Residual — Actual  Fitted |

Figura 3.18 Curva Residual Real Estimada en Variabl es de Costo en

Operacion y Mantenimiento.

3.3.7.1 Andlisis de resultados

Como se puede ver en los resultados de la regresién aplicada tenemos los

siguientes términos:

Los costos de operacion y mantenimiento son directamente proporcionales al
tiempo, con un factor practicamente constante, por lo que no son significativos

los grados de libertad.

El factor R? toma un valor de 0.98 y el R toma un valor de 0,97, como se
puede ver la capacidad de prediccion de la formula es excelente, no hay duda

al respecto.

Se tiene una constante en la ecuacién lineal, lo cual es logico por la

temporalidad del sistema de transmision.

Al igual que en las lineas de transmisioén los valores de la t estadistica en

general revelan la imposibilidad de que alguno de los coeficientes sean cero.
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3.3.7.2 Andlisis de Errores

Al observar las Curvas: Residual, Real, Estimada se puede concluir:

1.- La regresion ofrece un ajuste de excelente calidad dado que puede
observarse un comportamiento regular en la evolucién temporal de los
residuos. Es decir, el error simula una evolucién aleatoria, alterna con
regularidad valores positivos y negativos, “cruza” la media con regularidad.
Esto revela que no hay problemas de sub especificacion.

3.- El modelo no presenta un periodo notable de subestimacion

3.- El modelo lineal es casi perfecto para los calculos de operacion y

mantenimiento.

3.3.8 MODELO PARA 500 kV

Ecuador no ha iniciado todavia a la fecha de publicacion de este estudio, un
proyecto de 500 kV. Sin embargo y con la finalidad de establecer un referente
de consulta para las lineas de transmisién que se avizoran, como la Coca Pifo
Yaguachi Guayaquil o Paute cuyo proyecto arrancara los estudios este afio, se
ha considerado necesario investigar los costos para este nivel de tension en los

sistemas de transmison.

Este proyecto debera contar con por lo menos una base de datos que permita
estimar un costo, a pesar de que no sera posible determinar variables de costo
como en 230 o 138 kV puesto que no contamos con los datos necesarios ni

estadisticos
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Figura 3.19 Proyecto de linea de transmision 500 k  V planificado por
TRANSELECTRIC S.A.

Para cumplir con este objetivo se ha recabado la informacion posible y
confiable en Internet encontrandose los siguientes valores:
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COSTOS DE LINEAS DE TRANSMISION Y SUBESTACIONES DE 500 kV

Costos en
Colombia

Costos en
EEUU

Costos en
China-Korea

afo

1997

1999

1999

costo por km

310000

340000

270000

usd

Costos de S/E en Colombia

Bahia de Linea

Bahia de Transformador

Bahia de Acople

afo

1997

2004

1997

2004

1997

2004

Barra doble + Transferencia

2341821

2258037

1932084

1840074

1374197

Interruptor y medio

2901706

2237123

2422629

1754751

1575178

1450900

Figura 3.20 Tabla resumen de costos de equipamiento en lineas y

subestaciones de 500 kV ver ANEXO 7

De la tabla 3.20 se puede concluir que los costos de lineas de 500 kV son
similares en todo el mundo, empero en los paises orientales es sensiblemente

menor, al parecer, por su bajo costo de mano de obra.

Un proyecto de doble barra, y una linea de 500 kV como el proyectado por
TRANSLELECTRIC S.A. bordearia los 130 millones de USD sin considerar los
costos de los transformadores que aumentarian el costo en 15 millones. Es
decir el proyecto final de la figura 3.19 estaria en el orden de los 150 millones
de USD, presupuesto que coincide con lo estimado en el plan de expansion

aprobado por CONELEC para este proyecto.

3.3.9 MODELO FINAL PROPUESTO

Con todos los andlisis antes expuestos se llega al modelo final propuesto, el
cual modela los costos de los elementos que conforman al SNI y su expansion,
recolectando todos los factores calculados nos quedaria resumido en la tabla
3.24
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Tabla 3.24 Ecuacion final para determinar costes en proyectos de

expansion del sistema nacional interconectado

Numero de Valor coeficiente Pardmetro
coeficiente gue multiplica a Concepto
1 1126.004 H*(t*n)™(2/3 Longitud de la linea
de transmision en
km. por voltaje, por
namero de circuitos
elevado a la 2/3 (0.7)
2 -31299.83 LOG(2)*l Logaritmo de la zona
por longitud
3324102. B230 Ndmero de circuitos
1819724. B138 Zona
1478420. B69 Nivel de voltaje del
sistema de
transmision
6 216769.3 REACT Bahias para bancos

de reactores

7 -495119.0 LOG(2)*(B230+B138 Logaritmo de la zona

+B69+REACT)"0.7
por un factor de

ndmero de bahias

8 331867.0 t Voltaje de
transformador
9 1308.541 nf Transformador mono
o trifasico
10 1265.937 W Potencia maxima
11 308028.9 LTC Cambiador de tomas
bajo carga

Este vector explica la necesidad de multiplicar directamente la columna 2 por la
columna 3, a este resultado se le debe obtener su valor absoluto, puesto que

no tiene sentido los valores negativos.

Una vez calculado este valor, que se puede denominar de EXPANSION del

sistema se procede a calcular el factor de EXPLOTACION del sistema es decir
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de operacion y mantenimiento, el cual como se ve en el acapite 3.3.5 es una

relacion lineal temporal bastante precisa:

Y =1390,4 + 2693,7T

Donde T es el tiempo en afos que se considere para el mantenimiento, y Y el
costo de operacién y mantenimiento del sistema esta en miles de délares. Con
esto se completa el modelo matematico para la prediccion de costes de un

sistema de transmision.

En el siguiente Capitulo se aplica la propuesta de calculo para el plan de

expansion.
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CAPITULO 4
ANALISIS COMPARATIVO METODO ACTUAL VS
METODO PROPUESTO, DETERMINACIOON DE LA
TASA DE DESCUENTO PARA TRANSMISION

4.1 COMPARACION DE CALCULO TARIFARIO

Una vez concluido el modelo para el calculo de las tarifas en transmisién nos
resta comparar con el método actual, para ello es necesario explicar el
procedimiento para la elaboracion del plan de expansion, pues en definitiva es
la proyeccion de las obras que contempla dicho plan, es el que determina el

costo de la tarifa.
4.1.1 EL PLAN DE EXPANSION Y SUS ETAPAS

En la elaboracion del plan de expansion se pueden distinguir 3 etapas con sus

respectivas fechas limites por cada afio:

1. Etapa de presentacion de primer borrador hasta el 31 de mayo

2. Etapa de aprobacion final hasta el 30 de septiembre.
Etapa de presentacion de primer borrador hasta el 31 de mayo (fase inicial):

A continuacion se presenta un esquema del procedimiento de elaboracion del

plan de expansion mismo que esta basado en lo estipulado por la LRSE.
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P P Plan de Generacion
Recopilacion de | | CONELEC < Proyeccion de la Demanda
Informacion de
necesidades de P CENACE P Requerimientos del Sistem
expansion del A ) Informacion Estadistica
sistema P Despacho energético
(TRANSELECT |
RIC) <+ DISTRIBUIDORAS |, Necesidades de
b abastecimiento y
v calidad del servicio
Elaboracion | OTROS AGENTES
del plan de DEL MEM « Requerimientos
expansion mediaticos al SNI
etapa inicial

Figura 4.1 Esquema de Proceso de Elaboracion del P lan de Expansién
Fase Inicial

Como se puede ver en el Esquema 4.1 para la elaboracion de la fase inicial del
plan de expansion se recopila toda la informacion referente a las necesidades
del sistema, dichas necesidades son canalizadas por las diferentes
instituciones y agentes que componen el sector eléctrico ecuatoriano. Una vez
establecidas estas necesidades se procede a elaborar un plan de expansion,
mismo que deberd entregarse a CONELEC para su revision hasta el 31 de

mayo de cada afio.

Revision del organismo regulador

Luego viene la etapa de revision por parte del organismo regulador, donde
emite sus observaciones acorde a su informacion y parecer, emite sus
observaciones, se procede a elaborar en forma definitiva el Plan de expansion
de la transmision. Paralelamente y con las modificaciones en acuerdo con
CONELEC se calcula el costo medio de transmision para el plan definitivo, en
otras palabras se entrega la tarifa de transmision. Esta tarifa, como se puede

deducir se revisa anualmente.



Etapa de aprobacion final
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Una vez incorporadas las observaciones, se procede a entregar el plan

definitivo y su aprobacién se efectia hasta el 30 de septiembre de cada afio.

En el esquema siguiente se resume este proceso:

Elaboracion
del plan de
expansion

etapa inicial

A 4

Revision de
CONELEC y
entrega de
observaciones

Figura 4.2 Esquema de Proceso de Elaboracion del P

Fase Final

A 4

Incorporacion de
observaciones de

CONELEC,
recalculo de
costo medio de
transmisiol

4.1.2 EL CALCULO ACTUAL DE LOS COSTOS

A 4

Elaboracion de
plan de expansion
definitivo,
consecuentemente
valor final de tarifa
de transmision

lan de Expansién

Al elaborarse el plan de expansién, éste en cada una de sus fases se presenta

con los costos medios de transmision, dichos costos se basan en las

estimaciones de

las areas respectivas de TRANSELECTRIC S.A. vale decir

lineas de transmision, subestaciones y telecomunicaciones. Luego de la

revision de CONELEC tanto en la fase inicial como en la final se presentan

dichos costos.

En la actualidad no existe un método que sustente los costos de las obras de

expansion, y su célculo estd basado en la experiencia de los técnicos. Esta es

la razén principal de la elaboracién de la propuesta de tarifacion aqui descrita.
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4.1.3 COMPARACION DE CALCULO DE COSTOS ENTRE EL MET ODO
ACTUAL Y EL PROPUESTO

Al comparar el célculo de los costos entre el método propuesto y el actual se
aprecian interesantes diferencias, esto se resume en las tablas 4.1 y 4.2
siguientes, los calculos en detalle se entregan en el ANEXO 3 de este estudio.
Si observamos los valores de este trabajo con los del plan de expansion de
TRANSELECTRIC S. A. se puede ver que en subestaciones se tiene una
diferencia de valores con margen de hasta el 20% vy para lineas se tiene un
margen de variacion de hasta el 10%, siendo las diferencias promedio de 7.9%

en subestaciones y del 2.5 % en lineas de transmision.

Si se considera que la propuesta de esta tesis se basa en modelacién
matematica a partir de datos estadisticos, se puede avizorar que en el calculo

de los presupuestos, al final estarian en el orden de varios millones de dolares.

Tabla 4.1 Resumen de Comparacion de Calculo de Cos tos entre Método

Actual y Propuesto en Subestaciones

INVERSION
INVERSION SEGUN SEGUN SE LO
MODELO HACE
PROPUESTO ACTUALMENTE
%
N° | SUBESTACION COSTOS COSTOS DIFERENCIA
1 S/E ESMERALDAS 2,476,789.08 2,386,000.00 -3.8
2 S/E SANTA ELENA 2,947,129.12 2,710,000.00 -8.8
482,116.91 525,000.00 8.2
3 S/E BABAHOYO 4,672,386.30 4,138,000.00 -12.9
4  S/E STO DOMINGO 3,630,578.16 3,833,000.00 5.3
2,812,580.51 2,977,000.00 55
5 S/E CHONE 2,457,160.96 2,653,000.00 7.4
6 S/E MULALO 3,024,422.54 3,205,000.00 5.6
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11

12

13

14

15

16

17

Tabla 4.2 Resumen de Comparacion de Calculo de Cos

S/E MILAGRO

S/E LAS ESCLUSAS
S/E AMBATO

S/E SAN GREGORIO
PORTOVIEJO

S/E SALITRAL

S/E NUEVA
PROSPERINA

S/E MACHALA

S/E IDELFONSO

S/E SININCAY
S/E LAGO CHONGON

S/E CUMBARATZA

3,566,663.64
1,327,595.45

9,247,017.86

2,138,132.97

3,932,353.09
5,985,570.45

6,548,988.19

2,931,204.21
6,559,846.07

1,869,047.94

4,864,166.67
1,245,263.26

3,432,597.96

3,749,319.99

2,354,023.55

4,592,000.00
1,352,000.00

9,185,000.00

1,884,000.00

5,039,000.00
5,748,000.00

7,714,000.00

3,755,000.00
8,194,000.00

1,810,000.00

5,802,000.00
1,352,000.00

3,828,000.00

3,936,000.00

2,552,000.00

Actual y Propuesto en Lineas de Transmision
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22.3
1.8

-0.7

-13.5

22.0
-4.1

15.1

21.9
19.9

-3.3

16.2
7.9

10.3

4.7

7.8

tos entre Método

INVERSION INVERSION SEGUN
SEGUN MODELO SE LO HACE
PROPUESTO ACTUALMENTE
N° |LINEA COSTOS COSTOS DIFERENCIA
1 MILAGRO-MACHALA 22,514,537.95 22,297,000.00 -1.0
2 QUEVEDO-PORTOVIEJO 18,345,179.07 20,200,000.00 9.2
4 ESQUINAS- SAN
3 GREGORIO 545,589.87 550,000.00 0.8
4 ZHORAY-SININCAY 7,786,187.23 7,727,000.00 -0.8
CHONGON-SANTA
5 ELENA 8,509,962.09 8,547,000.00 0.4
6 TRINITARIA-SALITRAL 1,423,676.61 1,560,000.00 8.7
7 PROSPERINA 1,000,646.13 960,000.00 4.2
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MILAGRO- LAS

8 ESCLUSAS 9,005,815.18 9,200,000.00 2.1
9 PIFO 898,406.22 960,000.00 6.4
10 TOTORAS - QUEVEDO 23,208,827.31 24,100,000.00 3.7

Como se puede observar existen diferencias en los calculos propuestos sin un
fundamento matematico, es decir como se lo hace actualmente y la propuesta
de esta tesis, conforme avance el analisis se determinard el impacto final en el

costo medio de transmision.

42 CALCULO DEL COSTO MEDIO DE TRANSMISION,
COMPARACION ENTRE METODO ACTUAL Y PROPUESTO

Primero debemos calcular los activos del transporte de energia en los cuales

podemos distinguir 3 tipos:

1. Los activos de las lineas de transmision cuya depreciacion se calcula a 45
afnos,

2. Los activos de subestaciones de transformaciéon transmision cuya
depreciacién se calcula a 30 afios,

3. Los activos del centro de control de transporte transmisién cuya
depreciacién se calcula a 10 afios,

En esta subdivision hay una diferencia marcada en la vida util, las lineas de
transmision, siendo instalaciones practicamente estructurales, tienen un alto
periodo de uso, las subestaciones y sus equipos de maniobra y los equipos de

los sistemas de control, son tecnologias de punta y se deprecian rapidamente.

Todos los calculos que se presentan a continuacién tienen como referencia el

ANEXO 4 donde se presentan los céalculos del costo medio de transmision.
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4.2.1 CALCULO DE ACTIVOS

Los siguientes cuadros muestran el resumen del valor de reposicion a nuevo
del activo bruto histérico a diciembre del 2005, las obras que ingresaron en el

2006 y el que se tuvieron a diciembre del 2006.

Para el cuadro 4.3 se realiza la suma de todos los activos tanto para lineas de
transmision como para subestaciones y ademas el centro de control existentes
hasta el 2005.

(Para detalle correspondiente a cada Linea de transmision y subestacion ver
tablas en Anexo 5: "VRN LINEAS DE TRANSMISION TOTAL Y CONEXION (v
may-06)" y "VRN SUBESTACIONES TOTAL Y CONEXION (v may-06) ")

Tabla 4.3 Resumen Valor de Reposicion a nuevo has ta 2005
VRN TOTAL SIN CONEXIONES
DESCRIPCION
USD usD
LINEAS DE TRANSMISION 376.916.311 372.603.228
SUBESTACIONES 545.335.789 431.038.899
CENTRO DE CONTROL 3.699.919 3.699.919
TOTAL 925.952.019 807.342.045

El siguiente cuadro muestra los costos totales de los proyectos que ingresaron
en el 2006 los mismos que se calcularon con el modelo propuesto en esta tesis
en Anexo 3, ver tabla “OBRAS QUE INGRESAN EN OPERACION DURANTE EL ANO
2006”

Tabla 4.4 Resumen Valor de Reposicion a nuevo para

obras que ingresan

en el 2006
DESCRIPCION VRN OBRAS 2006 S/CONEX 2006
usD usD
LINEAS DE TRANSMISION 1.424.000 1.424.000
SUBESTACIONES 34.269.490 34.269.490
TOTAL 35.693.490 35.693.490
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Finalmente se tiene el activo total bruto hasta diciembre del 2006 el mismo que

es la suma de los activos hasta el 2005 y los ingresados en el 2006

Tabla 4.5 Resumen valor de reposicion a nuevo para activo total bruto
hasta diciembre 2006

DESCRIPCION VRN TOTAL SIN CONEXIONES
uUsbD usb
LINEAS DE TRANSMISION 378.340.311 374.027.228
SUBESTACIONES 579.605.279 465.308.389
CENTRO DE CONTROL 3.699.919 3.699.919
TOTAL 961.645.509 843.035.535

4.2.2 ACTIVO BRUTO TOTAL

El siguiente paso es determinar el activo bruto total el mismo que sera la suma

del activo historico total y el activo total del plan de expansion.

Para el activo bruto total de expansion de debe determinar el costo de cada
uno de los proyectos que se tiene planificado para los siguientes afios desde el
2007 hasta el 2016, estos costos se han determinado a través del programa
planteado en esta tesis y se detallan en la siguiente tabla tanto para lineas de

transmision como para subestaciones.

En la Tabla 4.6 se indica el nombre del proyecto y el costo que tendra este en

su respectivo afio de inversion.

Vale indicar que para el activo bruto de centro de control este se mantiene

constante por ser minima su influencia en los calculos finales.
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VALORES EXPRESADOS: MILES US $

item PROYECTO 2007 2008 | 2009 | 2010 | 2011 | 2012 |2013| 2014 2015 | 2016 TOTAL
1 | Ampliacion de Subestaciones. 16.788 4.138 | 3.024 - 3.567 | 2.813 - 5.006 - 7.929 43.265
1,1 | S/E Ibarra, 138/69 kV, ampliacion. 3.877 3.877
1,2 | S/E Pascuales, 230/138/69 kV, ampliacion. 2 .355 2.355
1,3 | S/E Esmeraldas, 138/69 kV: Sala de Control. 1.501 1.501
1,4 | S/E Esmeraldas, 138/69 kV, ampliacion. 247 7 2.477
1,5 | S/E Santa Elena, 138/69 kV, ampliacion. 29 47 2.947
1,6 | S/E Babahoyo, 138/69 kV, ampliacion. 4.672 4.672
1,7 | S/E Santo Domingo, 230/138 kV, ampliacién. 3.631 3.631
1,8 | S/E Santo Domingo, 138/69 kV, ampliacion. 2.813 2.813
1,9 | S/E Milagro, 230/69 kV, ampliacion. 3.56 7 3.567
1,10 | S/E Mulal6, 138/69 kV, ampliacion. .024 3.024
1,11 | S/E Dos Cerritos, 230/69 kV, ampliacion. 4.490 4.490
1,12 | S/E Totoras, 138/69 kV, ampliacion. 3.439 3.439
1,13 | S/E Salitral, 230/69 kV 5.006 5.006
2 | Reserva de Subestaciones (Reg. Calidad del Servi 3.314 4,624 |7.981 [11.621(2.138 |15.715| - - - - 45,393
2,1 | Transformador movil 138/69/46 kV, 60/80 MVA. 1.669 1.669
2,2 | Transformadores Monofésicos (cuarta unidad) 1.645 1.645
2,3 | S/E Loja, 138/69 kV, ampliacion. .167 2.167
2,4 | SIE Chone, 138/69 kV, ampliacion. 2.457 2.457
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9,2
9,3
9,4

S/E Pomasqui, 230/138 kV, ampliacion.
S/E Tena, 138/69 kV, ampliacion.

S/E Posorja, 138/69 kV, ampliacion.
S/E Tulcan, 138/69 kV, ampliacion.

S/E Ibarra, 138/69 kV, ampliacion.

S/E Vicentina, 138/46 kV, ampliacién.
S/E Perimetral, 230/69 kV, ampliacion.
S/E Sinincay, 230/69 kV, ampliacion.
S/E Ambato, 138/69 kV, ampliacion.
S/E Pifo, 230/138 kV, ampliacion.

S/E Las Esclusas, 230/138 kV, ampliacion.
S/E San Cayetano (Portoviejo), 230/138 kV,
ampliacion.

S/E San Cayetano (Portoviejo), 138/69 kV, ampliaci  6n.

S/E Puyo, 138/69 kV, ampliacion.
Modernizar Subestaciones y Medicion Calidad
Servicio.

Sistema de transmisién Milagro - Machala, 230 kV
Sistema de transmision Cuenca - Loja, 138 kV.

Sistema de transmisién Quevedo - Portoviejo, 230  kV.

Sistema de transmision Zhoray - Cuenca, 230 kV.
Sistema de transmisién Lago Chongén-S. Elena, 138
kV.

Compensacion capacitiva.

- Santa Rosa, 138 kV, 3 x 27 MVAR
Portoviejo 69 kV, 1 x 12 MVAR adicional
- Machala, 69 kV, 1 x 12 MVAR (para GIS)
Dos Cerritos, 69 kV, 2 x 12 MVAR

7.500
23.399

5.402
21.966

22.232
13.008

.272 2

1.836
220
707
927

7.500
4.864

20

2.795
2.113
3.073

7.500

479 9

1.816
2.167
1.609
2.469
.560

7.500

62

.138

8.121

927

. 795

2.919

4.240

3.945
1.816

937

1.000

452
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7.675

2.795
2.113
3.073
1.816
2.167
1.609
2.469
3.560
2.138
2.795
2.919

4.240

3.945
1.816

30.000
36.384

5.402
29.641
22.232

13.008
11.249
1.836
220
707
927
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9,5 | - Pascuales, 69 kV, 2 x 12 MVAR 791 791
9,6 | - Perimetral, 69 kV, 2 x 12 MVAR 791 791
9,7 | - Esmeraldas 69 kV, 1 x 12 MVAR adicional 220 220
9,8 | - Pascuales, 138 kV, 2 x 30 MVAR 1.479 1.479
9,9 | - Trinitaria, 69 kV, 2 x 12 MVAR 927 927
9,10 | - Pomasqui, 138 kV -
9,11 | - Santo Domingo 69 kV, 1 x 12 MVAR 500 500
9,12 | - Ibarra 69 kV, 1 x 12 MVAR 500 500
9,13 | - Babahoyo 69 kV, 1 x 12 MVAR 500 500
9,14 | - Mulalé 69 kV, 1 x 6 MVAR 452 452
10 | Interconexion con Colombia, segunda linea 230 k V. 35.713 35.713
11 | Sistema de transmision Nororiente, 138 kV. p8 8 3.453 12.541
12 | S/T Salitral - Trinitaria, 138 kV. 1.409 1.409
13 | Subestacion Perimetral (Guayaquil), 230/69 kV. 7.354 7.354
14 | Sistema transmisién Limon-Méndez-Macas, 138 kV. 482 6.950 7.432
Sistema transmision Milagro-Esclusas-Trinitaria, 2 30

15 |kV. 13.025 | 10.333 23.358
16 | S/E Pifo, 230/138 kV. 7.692 7.692
17 | Sistema de transmis6n Totoras-Quevedo, 230 kV. 25.456 25.456
18 | Sistema de transmision Loja-Cumbaratza, 138 kV. 3.006 3.006
19 | Sistema de transmision Quito-Guayaquil, 500 kV. 145.391 145.391

TOTAL 184.543 |40.780 |55.843|20.083|14.753|21.534|937 |6.006 |145.843|15.604|505.926

TOTAL LINEAS DE TRASNMISION 90.247 10.005 |33.611 |- 5.628 87.600 |5.179 |232.270

TOTAL SUBESTACIONES 94.296 30.775 |22.232(20.083|9.125 |21.534|937 |6.006 |58.243 |10.425|273.656
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4.2.3 CALCULO DE LA ANUALIDAD

Para el estudio de la anualidad se presentan los siguientes datos de vida util,
Dichos valores estan establecidos por ley por lo que se debe aplicar tanto al

método actual como al propuesto

- Lineas de transmision, vida util de 45 afios

- Subestaciones, vida util de 30 afios

- Centros de Control de Transmision, vida Gtil de 10 afos.
Anualidad periodo= 1,2,...,10= ALT periodo= 1,2,...,10 + AS/E periodo= 1,2,...,10F AccT periodo= 1,2,...,10
Anualidad de Lineas de Transmision.

ALT periodo=1,2,...,10 = Funcion PAGO (Tasa de descuento anual vaor Fiso, NUmero
de afnos de Vida util Valor EIJO » ABTLT periodo=1,2,..., 10)

Anualidad de Subestaciones.

As/E periodo= 1,2,...,10 = Funcion PAGO (Tasa de descuento anual vaior riso, Namero
de afios de Vida Util vaior Fizo0 , A.B.T.s/E. periodo=1,2,...,10)

Anualidad de Centro de Control de Transmision CCT.

Accr periodo=1,2,...,10 = Funcion PAGO (Tasa de descuento anual vaor riso, Namero
de aﬁOS de Vlda l:'tll Valor FIJO A.B.T. CCT periodos)

Nota: Se mantiene constante para todos los periodos.

Mensualidad.

Mensualidad periodo= 1,2,...,10— |\/lLT periodo= 1,2,...,10 + MS/E periodo= 1,2,..., 10t MCCT periodo=
1,2,...,10
Mensualidad de Lineas de Transmision.

MLT periodo=1,2,...10 = Funcion PAGO (Tasa de descuento mensual vaor Fi0,
Numero de afios de Vida util valorelzo X12, AB.T. .1 periodo= 1,2, ..., 10)

Mensualidad de Subestaciones.
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Ms/E periodo= 1,2,..,10 = Funcion PAGO (Tasa de descuento mensual vaor Fiio,
Numero de afos de Vida Util vaor rrizo X12, A.B.T.skE. periodo=1,2,....,10)

Mensualidad de Centro de Control de Transmisién CCT
MccT periodo= 1,2,...,10 = Funcion PAGO (Tasa de descuento mensual vaior Fii0,

Nota: Se mantiene constante para todos los periodos.

4.2.4 GASTOS

Se tiene gastos de:

- Operacion y mantenimiento O&M. (a)

- Ingreso por Cargo Variable de transmision IPCVT. (b)

- Neto a la tarifa de transmisién NTT (c)

a) Los gastos de operacion y mantenimiento de mantienen los mismos del
modelo anterior

b) Los Ingreso por Cargo Variable de transmision IPCVT se mantienen los
del modelo anterior

Lo explicado anteriormente se resume en la tabla 4.7 ya con los valores para el
nuevo modelo
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VALORES EXPRESADOS: MILES US $

Afio 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016
Periodo HISTORICO 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Activos
Valor de reposicién a nuevo en operacion 839.336
Plan de expansion 184.543 40.780 55.843 20.083 14.753 21.534 937 6.006 145.843 15.604
a. Lineas de transmisién (VU=45 afios) 90.247 10.005 33.611 0 5.628 0 0 0 87.600 5.179
b. Subestaciones (VU=30 afios) 94.296 30.775 22.232 20.083 9.125 21.534 937 6.006 58.243 10.425

0

Activo Bruto Total 843.036 | 1.027.579 | 1.068.359 | 1.124.202 | 1.144.285 | 1.159.038 | 1.180.572 | 1.181.509 | 1.187.515 | 1.333.358 | 1.348.962
a. Lineas de transmision (VU=45 afios) 374.027 | 464.274| 474279 | 507.890| 507.890| 513.518| 513.518| 513.518| 513.518| 601.118| 606.297
b. Subestaciones (VU=30 afios) 465.308 559.604 590.379 612.611 632.694 641.819 663.353 664.290 670.296 728.539 738.964
c. Centro de Control de Transmision CCT 3.700 3.700 3.700 3.700 3.700 3.700 0 0 0 0 0
Anualidad 84.516 87.902 92.406 94.107 95.318 96.227 96.307 96.815 108.580 109.867
a. Lineas de transmisién (VU=45 afios) 45 36.219 36.999 39.621 39.621 40.060 40.060 40.060 40.060 46.894 47.298
b. Subestaciones (VU=30 afios) 30 47.382 49.988 51.871 53.571 54.344 56.167 56.246 56.755 61.686 62.569
c. Centro de Control de Transmisiéon CCT (VU=10 afios) 5 914 914 914 914 914 0 0 0 0 0
Mensualidad 6.812 7.085 7.448 7.585 7.683 7.756 7.762 7.803 8.751 8.855
a. Lineas de transmision (VU=45 afios) 2.919 2.982 3.193 3.193 3.229 3.229 3.229 3.229 3.780 3.812
b. Subestaciones (VU=30 afios) 3.819 4.029 4.181 4.318 4.380 4.527 4.533 4.574 4.972 5.043
c. Centro de Control de Transmision CCT (VU=10 afos) 74 74 74 74 74 0 0 0 0 0
Gastos
Operacién y mantenimiento 22.932 24.079 25.283 26.547 27.875 29.268 30.005 31.505 33.080 34.734
Ingreso por Cargo Variable de Transmision (-) 13.234 10.587 11.116 10.561 10.033 11.036 12.139 13.353 14.689 16.158
Neto a tarifa de transmisién 9.699 13.492 14.167 15.987 17.842 18.232 17.865 18.152 18.391 18.577
Demanda
Potencia MW 2.729 2.856 2.984 3.115 3.263 3.403 3.548 3.699 3.865 4.031
Energia GWh anual 14.743 15.517 16.305 17.110 18.015 18.872 19.759 20.680 21.685 22.690
Energia GWh mensual 1.229 1.293 1.359 1.426 1.501 1.573 1.647 1.723 1.807 1.891
Tarifa anual
Potencia US $/MW-afio 34,5 35,5 35,7 35,3 34,7 33,6 32,2 31,1 32,9 31,9
Energia US$ctvs/kWh 0,64 0,65 0,65 0,64 0,63 0,61 0,58 0,56 0,59 0,57

Tarifa mensual
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Potencia US $/MW-afio 2,79 2,87 2,89 2,86 2,81 2,73 2,61 2,52 2,66 2,58
Evaluacion flujos anuales
Ingresos anuales 94.214| 101.394| 106.573| 110.093| 113.160| 114.460| 114.172| 114.967 | 126.972| 128.444
Promedio de ingresos mensuales 7.620 8.209 8.628 8.917 9.169 9.275 9.251 9.316 10.284 10.403
Evaluacién Flujo periodo valor presente
Ingresos a valor presente anuales 94.214 87.739 85.787 82.438 78.823 74.165 68.818 64.462 66.226 62.320
Total de ingresos a valor presente 764.993
Ingresos a valor presente mensuales 7.088 7.104 6.946 6.677 6.387 6.010 5.576 5.223 5.364 5.048
Total de ingresos a valor presente 61.423
Demanda a Valor Presente
Potencia anual 2.539 2471 2.402 2.332 2.273 2.205 2.139 2.074 2.016 1.956
Total de potencia 22.407
Energia VP 14.743 13.427 13.125 12.812 12.548 12.229 11.910 11.595 11.311 11.009
Suma Energia a VP 124.709
Tarifa Media
Tarifa media flujo potencia US $/kW-afio 34,1
Tarifa media flujo energia US$ctvs/kWh 0,613421

J
Tasa de Descuento anual-mensual 7,50% 0,60%
Tarifa media en Potencia mensual US $/kW-mes 2,74

Los resultados obtenidos con el modelo anterior se

Resultados con el nuevo modelo

detallan a continuacion

Tarifa Media

Tarifa media flujo potencia US $/kW-afio 34,7
Tarifa media flujo energia US$ctvs/kWh 0,623826
Tasa de Descuento anual-mensual \\_7,50% 0,60%
Tarifa media en Potencia mensual US $/kW-mes 2,79

\A

Resultados con el modelo anterior




Los célculos se los realiza con una tasa de descuento constante y aprobada
por el CONELEC de 7,5%, sin embargo ya se puede ver una interesante
diferencia entre los calculos del modelo propuesto y los célculos del modelo

actual.

4.2.5 ANALISIS DE LA DIFERENCIA

Aparentemente la diferencia es pequefa del orden del 1,5%, su diferencia se
esperaba mas en el orden cualitativo que cuantitativo, sin embargo si
consideramos la energia consumida por el pais [x] en 2006 como ejemplo,
veremos que la empresa se beneficiaria en 1,7 millones como se indica en la
tabla 4.8.

Tabla 4.8 Comparacion de calculo del modelo propu  esto versus modelo
actual

kWh kWh GWh kWh Total
CtvsUSD usbD
Modelo 0.613421 0.0061342
propuest 1 16,384.50 16,384,500,000.0 100,505,963.7
0 0 5
Modelo 0.623826 0.0062382
actual 6 16,384.50 16,384,500,000.0 102,210,770.9
0 7
DIFERENCIA
usD 1,704,807.22

4.3 LA TASA DE DESCUENTO

En la actualidad la tasa de descuento es fijjada y aprobada por CONELEC las
razones para haber fijado en un valor del 7,5 % no se establece ni se la discute
en esta tesis, simplemente se calcula la tasa de descuento real que se debe
aplicar para la construccion de los proyectos de transmision eléctrica conforme
lo determinan las teorias econdémicas vigentes. A continuacion se presenta el
calculo de la tasa de descuento utilizando la teoria del costo ponderado de

capital o WACC por sus siglas en inglés.
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4.3.1 CALCULO DE LA TASA DE DESCUENTO

Sabemos que el costo ponderado de capital viene dado por:

WACC = (K/(K+D))Xx CE+(D/(K+D))xCDx (1 —t) (4.1)

Donde WACC es el costo promedio ponderado del capital a utilizarse como
tasa de descuento; K el patrimonio, D la deuda (esta formula supone un solo
tipo de deuda), CE el costo del capital propio, CD el costo de la deuda, y t la

tasa impositiva.

Ademas:

Costo del capital propio CE=Re =Rf + Betax (RM —Rf) (4.2)

Donde Re es el retorno de una accién en el mercado de capitales, Rf es la tasa
libre de riesgo, RM el rendimiento o retorno promedio del mercado accionario,

beta la sensibilidad de los retornos.

Es necesario entonces establecer el costo del patrimonio (equity) y el costo de
la deuda entonces usamos el modelo capital-asset pricing model (CAPM) para
calcular el costo del patrimonio (equity). Los datos presentados aqui
corresponden al afio 2006, pues, el objetivo de este capitulo es determinar el

valor a este afio considerando el plan de expansion a partir de 2007.

Para el factor fr (risk-free rate) empleamos el valor de 7,53 para bonos a diez
afos, el valor de beta se da como dato por segmento. El riesgo de mercado se

lo calcula tomando los datos de referencia de www.moodys.com . Asi en la

tabla 4,9 se resume el calculo establecido:



Tabla 4.9 Prima de riesgo y el riesgo soberano de

“rating soberano”
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Ecuador en funciéon del

DE BONOS

1%

ACCIONES

MAYOR RIESG(Q

USA

RATING VOLAT. DEFAULT RISK PREMIO X
MOODYS | DEFAULT RELATIVA SPREAD PREMIUM RIESGO
PAIS Ene-06 SPREAD % ACCIONES | AJUSTADO USA TOTAL
ARGENTINA B3 600 6 1.5 9.00% 5.00% 14%
CHILE Al 60 0.6 1.5 0.90% 5.00% 6%
COLOMBIA Baa2 120 1.2 1.5 1.80% 5.00% 7%
ECUADOR B3 600 6 1.5 9.00% 5.00% 14%
HONG KONG Aa3 60 0.6 1.5 0.9% 5.00% 6%
CLASIFICACION] MEDIDA DE RIESGO VOLATILIDAD | MEDIDADE | MEDIDA DE (Rm - Rf)
DEUDA RIESGO PAIS MERCADO RENTA FIJA RIESGO
P/RENTA FIJA C/ 100 P. DE A VARIABLE PAIS

Por tanto los parametros a considerarse son los siguientes:

Basica del Banco Central

Activa Referencial para operaciones en $
Legal vigente (vigente 1 al 31 de mayo/06)

Méaxima Convencional
Ecuador Global 2012 (Deuda Externa) 101,3%
Ecuador Global 2030 (Deuda Externa) 103,5%

PRIMA DE RIESGO : Rm — Rf

2,93%

Pasiva Referencial para operaciones en $

12,17%

Evidencia de premios por riesgo en USA:

Formula: Risk Premium:

Periodo

1928 — 20
1965 — 20
1993 — 20

BONOS DEL TESORO AMERICANO:

05 5,95%
05 4,29%
05 7,07%

()
)
)

(Rf)
4,04%
8,91%
8,11%

=1,15
=1,08

=3,31

Risk Premium USA =5,54

T. Bills: son de corto plazo de un afio 0 menos.

T. Bonds: son de largo plazo de 5, 10 o mas afos

(Stocks - T.Bills) (-) (Stocks - T.Bonds)
(Stocks (-) T.Bills) (-) (Stocks (=) T.Bonds)

4,80%
3,21%
3,76%
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Tabla 4.10 Riesgo total versus riesgo de mercado

INDUSTRIA Beta Activo Beta Activos
MERCADO TOTAL

Transporte aéreo 1,09 2,04
Bancos 0,48 1,48
Biotecnologia 1,36 3,32
Tv Cable 1,19 1,86
Cemento 0,74 1,23
Chemical 0,68 1,41
Electricidad 0,47 0,77
Entretencion 1,22 2,33
Atencion Médicos 0,84 2,23
Metales & Mineria 0,87 1,78
Equipos Exploracéon Petréleo 0,89 0,97
Papel y productos forestales 0,57 1,16
Produccién Petréleo 0,54 2,21
Petréleo Integrado 0,80 1,59
Restaurant 0,63 2,19
Telecomunicaciones 1,11 2,19
BETA MERCADO: INDICE ACCIONARIO

DETERMINANTES DE BETAS:[xi]

¢, Qué es un Beta? Es una medida de riesgo, para valorar la volatilidad de la

inversion. Las Betas son calculadas::

Tipo de negocio: mientras més sensible es el negocio por las condiciones
del mercado, mayor es su Beta. Empresas con operaciones ciclicas
tienen Betas mayores, ejm. Compariias de Aviacion. Empresas con Betas
< a 1 son empresas defensivas, ejemplo servicios basicos.

Grado de Leverage Operacional: esta en funcion de la estructura de
costos de la empresa, especialmente por la carga de costos fijos en el
total de costos. Una empresa con mayores costos fijos que variables,
tendra mayor riesgo.

Leverage Financiero: su aumento incrementara el beta del patrimonio de

la empresa.

El Beta de los activos esta relacionado con el riesgo sistematico de los activos

operacionales, mientras que el Beta del patrimonio esta asociado al riesgo del

capital de los accionistas (acciones). El riesgo del accionista es diferente del

riesgo de la empresa.
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Finalmente para el calculo de fr tomamos el valor de 2.98, el factor Rm- fr seria
del 14 % y el factor B tomariamos los siguientes valores:

Re = Rf + Bi (Rm —Rf)

Re = 2.93+0.77(14) electricidad

Re = 2,98 + 1 (14%)

Re =17%

Con estos valores procedemos al célculo de los nuevos valores de los costos

del patrimonio CE o Ke.

El calculo del WACC se lo puede resumir a continuacion:

Tabla 4.11 Célculo del WACC para el sector eléctric 0 en Ecuador

Deuda sobre Costo CEoRe Valor

patrimonio [xii] | promedio de la calculado de
deuda [xiii] WACC

21.00% 9.00% 17.0% 15.0%

4.3.2 ANALISIS DE SENSIBILIDAD DE LA TASA DE DESCUENTO

Para este analisis de sensibilidad se ha variado la tasa de descuento anual en
pasos de 0.5% desde 9.0% hasta 17.0% con los valores de: Tarifa Media de
Flujo de Potencia anual, Tarifa Media de Flujo de Energia, Tarifa Media en
Potencia Mensual.

Para una mejor visualizacion se ha procedido a graficar cada una de estas

tarifas con respecto a la variacion de la tasa de descuento.
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Figura No 4.3 Analisis de sensibilidad de la tari fa media del flujo de
potencia respecto a la tasa de descuento.

Tarifa media flujo energia USS$ctvs/kWh
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Figura No 4.4 Analisis de sensibilidad de la tari fa media de la energia
respecto a la tasa de descuento.

De acuerdo a las gréaficas se puede ver que la variacién de cada una de las

tarifas es de manera lineal.

4.4 LA TARIFA DE TRANSMISION EN COMPARACION CON
OTROS PAISES

Finalmente es necesario establecer una comparacién con los modelos de

tarifacion de otros paises.
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En el Anexo 6 se presenta un cuadro comparativo por pais sobre Marco

Regulatorio Vigente [xiv] y se hace un resumen de los modelos de tarifacion de

transmision en otros paises. Resulta conveniente comparar un modelo distinto

y de Optimo funcionamiento respecto del modelo ecuatoriano.

4.5 EL MODELO CHILENO COMPARACION CON EL MODELO
ECUATORIANO

Una vez realizado el estudio del modelo chileno se pueden obtener los

siguientes parametros de comparacion tal como lo indica la tabla 4.13

Tabla 4.12 Comparacion entre el modelo chileno y el

modelo ecuatoriano

generadores asignado mayores costos
transporte a aquellas centrales mas alejq
de los centros de consumo y da una mg

@gansion aprobado.
adas
\yor

CHILE ECUADOR
Tensiones —de 544 550 154,110 66 kv 230y 138 kV
transmision
Cantidad y| No existe un monopolio legal. No obstantExiste un monopolio nacional a cargo [de
propiedad de lasla casi totalidad de la red pertenece & Taanselectric, cuyo capital es 100%
empresas. empresa privada HQI Transelec Chile. estatal.
Existe un mercado mayorista de energia R0, . .
) ) xiste un mercado mayorista de energia
Papel de| libre acceso. El transportista no comercia_ = . .
. . P .1"con libre acceso. EIl transportista ho
transportista enenergia y la Comision Resolutiva . ! . ”
> i . . . .1 comercia energia y no esta permitidg la
la regulacion. Antimonopolio obligb a la desintegracian - 4 .
. . integracion vertical del transportista.
vertical del transportista.
Incidencia de la Existen precios sport por nodo para ene EX|ste,n precios spot por nodo para| la
i nergia. Los factores de nodo |[de
red en la| y potencia de punta. Los factores de nodo de~ ~. o
. ; ..l energia se calculan por las pérdidas
formacion  del| energia se calculan por las pérdidas_~ > : .
) ! marginales. EIl precio de potencia de
precio spot. marginales. Py
punta es Unico en la red.
Se remunera al transportista:
Transmisién troncal: Un costo medio por los activos,
Las instalaciones existentes se remunegraalculado de modo que se cubra el casto
por el AVI (anualidad del valor nuevo dede los activos estimado mediante |{un
inversién) calculada al 10% sobre costdtujo de fondos descontado en el que| se
Remuneracion a| estandares mas el COMA (costo [dmcluyen las inversiones del programa
transportista por operacién, mantenimiento y administracionjptimo de expansién, y un costo
red preexistente.| calculado sobre costos estandar. estandar de operacion y mantenimiento.
Subtransmision: Para el célculo de anualidades de cgsto
Se remunera el AVI, pero solo para |ade activos se toma vida Util 45 afios ppra
instalaciones econémicamente adaptadas| fliakas y 30 para estaciones y tasa 7.5%%.
COMA. Un costo estandar de operacion| y
mantenimiento.
Se tiene una modalidad de distribucién |de
los pagos entre generadores y consumidares,
en funcion del uso que ellos hacen de |laticamente el transmisor asume el pago
Distribucién de| instalaciones del sistema troncal, da Uk las nuevas instalaciones. Siempre y
los pagos correcta seflal de localizacibn a losuando éstas estén dentro del plan| de
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claridad en los que seran los sujetos de pago
por el uso del sistema de transmision

Para los célculos de los activos de los proyectos de expansion y el COMA
(costo de operaciéon, mantenimiento y administracién) en Chile se contratan
consultorias quienes determinan los valores a remunerarse, dichos estudios se
someten a revisiones y se obtienen los valores mas consensuados entre los

diferentes involucrados del sector.

En Ecuador los costos de los activos de los proyectos del plan de expansién se
los determina en base a informes emitidos por TRANSELECTRIC S.A. mismos
que son aprobados por CONELEC. Ademas la tasa de descuento es del 7,5%
lo que no garantiza rentabilidad alguna como se vera en el capitulo 4 asi como

el procedimiento del plan de expansion.

Basicamente en Chile se aprueba la denominada “Ley Corta” aprobada en
Mayo del 2002 a diferencia de Ecuador cuyo ultimo cambio se da en 1996.
Esta ley propone sobre el sector de la transmisidn, se puede ver que existe un
cambio significativo especialmente en lo relacionado a lo que es tarifacion y
expansion de la red de alta tension, del cual propone sustituir el procedimiento

privado de tarifacion y expansion de la transmisidn actual por uno regulado.

La ley corta también introduce normativas que apuntan hacia futuras
interconexiones de sistemas eléctricos, normando los intercambios de energia
y potencia que se produzcan a través de estas instalaciones, facilitando y
aclarando con ello los ingresos que percibiran sus futuros propietarios. [xv]

Se puede establecer una comparacion de los efectos que han generado por un

lado la Ley Corta de Chile y por otro la LRSE en Ecuador.
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Tabla 4.13 Comparacion efectos producidos por las |
Chile

eyes en Ecuador y

Efectos producidos Ley Corta Chile 2002

Efectos producidos LRSE 1996

Se aclaran los conceptos tarifarios por flujos de

potencia en contra flujo, reduciendo las

complicaciones de recaudacidon por parte del

transmisor

No hay este concepto

La modalidad de distribucion de los pagos entre
generadores y consumidores, en funcién del uso
que ellos hacen de las instalaciones del sistema
troncal, da una correcta sefial de localizacion a los
generadores asignado mayores costos de
transporte a aquellas centrales mas alejadas de los
centros de consumo y da una mayor claridad en los
que seran los sujetos de pago por el uso del

sistema de transmision

La red en Ecuador no esta compartida su
costo por generadores y/o consumidores.

No se da ninguna sefal al mercado

La necesidad de nuevas inversiones se ordena a
través de un estudio de expansién del sistema

troncal, en donde la presencia del panel de
expertos en la decisién de las nuevas instalaciones
a construir, asegura a generadores y consumidores

que habra una asignacion éptima de los recursos

idem en Ecuador con la salvedad que
muchos de los estudios en Chile salen a

consultoria Privada

0 Se restringe la propiedad de las empresas
eléctricas en las empresas propietarias del sistema
troncal, impidiendo con ello en forma acertada la

integracion vertical generacién-transporte

En Ecuador no hay posibilidad de que la
red pertenezca aunque sea en parte a un

generador o distribuidor

En general se puede afirmar que el sistema chileno se encuentra mucho mas
organizado, da mejores sefiales al mercado, aunque coincide en aceptar el
monopolio natural del transmisor. Obviamente los mejores efectos de una
buena distribuciébn y generacion contribuyen a respaldar las funciones y

objetivos del sector de la transmision.
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4.6 EFECTO DEL VALOR CALCULADO EN LA TARIFA DE
ENERGIA

Acorde con los andlisis establecidos en 4.2 y 4.3 con una tasa de descuento
del orden del 15% la tarifa media del flujo de energia transmitida esta detallada
en la tabla 4.12:

Tabla 4.14 Céalculo de la tarifa de transmisién con WACC calculado

Tarifa Media

Tarifa media flujo potencia US $/kW-afio 60.3
Tarifa media flujo energia US$ctvs/kWh 1.072412
Tasa de Descuento anual-mensual 15.00% 1.17%
Tarifa media en Potencia mensual US $/kW-mes 4.63

(Simplemente corriendo el programa EXCEL detallado en el Anexo 3 y
evaluando para los nuevos valores). Con lo que el costo de transmision

US$ctvs/kWh es de 1.07 es decir como un 72% mas caro que el actual.

4.7 IMPACTO DE LA TARIFA EN FUNCION DE LAS OBRAS DE L
PLAN DE EXPANSION. ANALISIS DE AJUSTES TARIFARIOS

Aparentemente la transmisora perderia una gran cantidad de dinero pero
gueda una pregunta:¢,Cudl es el Impacto de la tarifa en funcion de las obras del

plan de expansion?

Se supone que el usuario paga por la expansion del sistema por su
confiabilidad y su continuidad de servicio, Por tanto para este andlisis debemos
separar los costos de la expansion del sistema y los costos de operacion y
mantenimiento. Para ello podemos referirnos a la figura 4.5 para observar la
evolucion de los costos de operacion y mantenimiento de TRANSELECTRIC
S.A.
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TRANSELECTRIC S.A.
CUADRO COMPARATIVO GASTOS DE OPERACION
ANO 2002-2006 (en millones)

GASTO DE OPERACION Y MANTENIMIENTO SNT (2002 - 2006 )

100% - g 283 2.81
4.29 st 4.37

80%- g

0/ -
60% 6.19 9.14 9.80 9.45 12.46
40%- H
20%-

0%-

2002 2003 2004 2005 2006

O Mano de Obra B Servicios Relacionados con el Personal O M ateriales
O Servicios Basicos yArriendos O Contratos y Otros Servicios Comprados B Diversos

Figura No 4.5 Gasto de operacion y mantenimiento S NT (2002 — 2006) en
porcentaje.

Fuente Gerencia de Explotacion y Departamento Finan ciero
TRANSELECTRIC. S.A.

Como se puede observar en la figura 4.5 los costos de operacion y
mantenimiento tienen una media de 14% en 5 afios, tomando como base este
valor, podemos afirmar que el impacto sobre la tarifa del plan de expansion

esta en el 86% restante, que se va en las inversiones del plan de expansion.

Si el plan se cumple Unicamente en parte, ¢qué influencia debe tener en la

tarifa?

En la tabla 4.15 se detalla por ejemplo el grado de cumplimiento del plan de
expansion para las diferentes obras, tomando como base el plan de expansién

de 2005, podemos observar el plan de cumplimiento hasta el 2007



134

Tabla 4.15 Porcentaje de avance de cumplimiento del plan de expansion
hasta 2007

O,\BIEA DESCRIPCION DE LAS OBRAS Eii:AASE o E:\:’l:E':'EEI:IgA
40 S/E SALITRAL: Ampliacién de una Bahia de 138 kV y GIS de 69 kV (10 bahias). 31-Dic-06 73
66 S/E POMASQUI: Ampliacién de 4 bahias de 138 kV. 31-Oct-06 100 11-Nov-07
67 S/E SANTA ROSA: Instalacion de Capacitores 3x25 MVAR en 138 kV. 31-Mar-07 41
73 S/E STA. ROSA: Ampliacién bahias 230 kV para Interconexién con Colombia. 31-Mar-07 41
75 S/E POMASQUI: Ampliacién bahias y reactor 230 kV para Interconexién con Colombia . 31-Mar-07 58
76 S/E POLICENTRO: Instalacién de un tranformador monofésico de reserva 30-Sep-06 90
86 S/E AMBATO: Equipamiento de bahia de transferencia de 69 kV. 30-Sep-06 96
89 S/E SHORAY: Construccién de subestacion de seccionamiento de 230 kV. 31-Ene-07 96
92 S/E TENA: Ampliacién de dos bahias de 138 kV. 31-Mar-07 100
93 S/E LOJA: Instalacion de GIS de 69 kV. 31-Ago-06 1
99 S/E DOS CERRITOS: Instalacién de un tranformador monofasico de reserva 30-Nov-06 100
102 S/E BANOS : Construccion subest. seccionamiento 138 kV (secc. L/T Agoyan-Totoras). 31-Mar-07 25
108 S/E QUEVEDO: Instalacion de un tranformador monofésico de reserva 30-Sep-06 100 18-Nov-07
1 L/T VICENTINA-POMASQUI-IBARRA 138 kV: seccionamiento actual linea Vicentina-lbarra. 31-Oct-06 85
60 L/T TRINITARIA - SALITRAL A 138 kV 31-Dic-06 65
62 L/T ZHORAY (PAUTE) - CUENCA A 230 kV 28-Feb-07 75
LT-4 L/T BANOS-PUYO-TENA: se energiza a su voltaje de disefio de 138 kV. 31-Mar-07 85
68 SEGUNDA INTERCONEXION CON COLOMBIA A 230 kV (Pomasqui-Frontera norte) 31-Mar-07 78
69 SEGUNDA INTERCONEXION CON COLOMBIA A 230 kV (Santa Rosa-Pomasqui) 15-Jun-07 44
LT-8 L/T TRINITARIA - LAS ESCLUSAS, 230 kV. 30-Sep-06 15

Como se puede ver las obras sufren retrasos, muchos de lo cual ya se analizé
en el primer capitulo, como son la estructura vertical de la transmisora, el
aparato burocratico en el ambito ambiental que constituye una externalidad a la

empresa, la injerencia politica, etc.
Evaluar los costos de los retrasos y la consecuente penalizacién via tarifa
deberia implicar una serie de acciones, que corresponderian al regulador, tales

como.

o Certificar el porcentaje de avance de las obras.
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o Ponderar las fases de los proyectos acorde a las curvas de inversion de
los mismos

o Determinar en que porcentaje de avance de la curva de inversiones se
encuentra cada proyecto, pues la curva de inversion de un proyecto del
sector eléctrico se asemeja a una campana de Gauss. Por tanto no es
igual que el proyecto se atrase en la fase de estudios que en la de

construccion.

En la Tabla 4.15 se puede estimar rapidamente un porcentaje de atraso
cercano al 30%, lo que implicaria una penalizacion, que si la consideramos
para facilitar la estimacion directamente proporcional al retraso, de ese orden,

ésta se aplicaria en la tarifa para el rubro de expansion.

Para hacer una estimacion, es decir si el kWh transmitido en la actualidad es
de 0.61 centavos, de este valor se resta el 14% de operacion y mantenimiento
y se procede a penalizar con el 30 % por concepto de retrasos, la tarifa por
kWh. transmitido seria de 0.452. Sin embargo esto no seria posible aplicar en

la actualidad por las siguientes razones:

1) La transmisora hasta ahora no tiene un contrato de concesion, por tanto no
es legal la aplicacion de penalizaciones

2) Los retrasos muchas veces son cuestiones externas a los proyectos y se
debe evaluar las responsabilidades

3) La transmisora recauda aproximadamente el 62% de lo que transporta, (dato
que se lo puede obtener facilmente con cualquier corte de cartera de pago para
la transmisora) razén por la cual se puede estimar que en lugar de los 0.61
centavos recibe una tarifa de 0.378 centavos, esto implica que de por si la

empresa transmisora esta ya penalizada.

Los ajustes tarifarios, por tanto, no resultan posibles mientras no se solucionen

los problemas tanto legal, como de recaudacion.
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CAPITULO 5
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES

5.1 CONCLUSIONES

5.1.1 La estructura del sector eléctrico estd basada en los procesos de
produccion de la energia eléctrica, donde la transmisién es un nexo, entre
generadores y distribuidores, con funciones definidas por ley. La ingerencia
estatal en los procesos de produccion es definitiva lo que convierte al sector en

general en lento e ineficiente por ser poco competitivo.

5.1.2 El sector eléctrico ecuatoriano se mira a sSi mismo como una isla,
apartado de los demas sectores, como el judicial, el educativo, el financiero y
otros, los andlisis de las instituciones rectoras del sector no han tenido la
capacidad para presentar una vision integral del mismo, como se lo presenta

en el primer capitulo de esta tesis.

5.1.3 La estructura de TRANSELECTRIC S. A. S.A. es basicamente vertical, no
existe espacio para que la institucion ingrese a un esquema de modernizacién
dinamico, debido a que como indica la conclusién anterior esta basada en la
ley. El anélisis FODA de la empresa, es el resultado de varios afios de estudio
y que en esta tesis se lo presenta en forma resumida en el primer capitulo,
revela que la instituciobn esta mas preocupada de un tema de mejora y
recaudacion de ingresos y agilizacion de cobros, que en un cambio estructural
que permita un empoderamiento de sus gerencias, con lo cual se facilitaria los

objetivos del plan estratégico.

5.1.4 La tarifa de transmisién en Ecuador es de tipo estampilla, actia como un
impuesto, si bien su aplicacion es simple, sin embargo, este impuesto *no mira*

ubicaciones geograficas ni riesgos.
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5.1.5 La determinacion de los costos de los sistemas de transmision para los
proyectos del plan de expansién no tiene una base cientifica o estadistica, el
proceso para fijarla es lento, depende del *expertise” de los técnicos de
TRANSELECTRIC S.A.

5.1.6 La tarifa de transmisién debe cubrir los costos del transporte en general
considerando los planes de expansion del sistema nacional interconectado. El
capitulo 3 nos demuestra que la expansion del sistema es funcion de los costos

de las subestaciones y las lineas de transmision en gran medida.

5.1.7 Tanto los costos de las lineas de transmisibn como las subestaciones
pueden ser calculados mediante modelos matematicos basados en informacion
estadistica, asi como los costos de operacion y mantenimiento, con lo cual se
puede tener una base cientifico-estadistica para el célculo de los costos de

transmision.

5.1.8 Con el uso de herramientas computacionales modernas podemos afirmar
que el modelo para el célculo de costos en transmisién propuesto en este
estudio, es de alta calidad como se demuestra en los andlisis de errores
correspondientes y las graficas que presentan la realidad versus el modelo

presentado en todos los casos.

5.1.9 Para las lineas de transmisién las variables que determinan el costo de
las mismas en orden de importancia son:

1. La longitud de la linea.

2. El ndmero de circuitos

3. El nivel de voltaje

4. La zona de construccion del proyecto.
Por las expresiones encontradas las variables voltaje y nimero de circuitos
estan estrechamente vinculada, produciendo un efecto que en Quimica se
conoce como efecto H,O, es decir no tendria mucho sentido la una variable sin

la otra..
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5.1.10 Para las subestaciones las variables que determinan el costo de las
mismas en orden de importancia son:
1. Latension o voltaje de transmision (138 kV- 230kV)
Numero de bahias existentes de 230kV
Numero de bahias existentes de 138kV

NUmero de bahias existentes de 69kV

o b~ 0N

Zona a la que pertenece la subestacion.

Del estudio realizado se puede concluir que:

5.1.10.1. Las subestaciones son funcion de su tamario, es decir del nimero
de posiciones o bahias y a su vez de los niveles de voltaje de éstas

5.1.10.2 Las subestaciones dependen de un factor exponencial de la zona

donde se ubican debido a que los costos son diferentes en costa y sierra.

5.1.11 Para los transformadores de potencia el costo de estos equipos
depende de:

1. Latension o voltaje a la que trabaja el transformador

2. Numero de devanados

3. Potencia méxima del transformador

4. Cambiador de tomas bajo carga

5.1.12 Los costos de operacion y mantenimiento son directamente
proporcionales al tiempo, es decir conforme se incorporan los proyectos as
Sistema Nacional Interconectado, los costos crecen en relacion lineal.

5.1.13 Si aplicamos la teoria del costo ponderado de capital a la tasa de
descuento como se presenta en el capitulo 4, podemos concluir que ésta es
mucho mayor a la que actualmente se le reconoce. El elemento riesgo es

fundamental en el incremento de este valor.
5.2 RECOMENDACIONES

5.2.1 El sector eléctrico ecuatoriano debe tener una vision integral de si mismo,

considerandose como parte de un todo, que le permitira la correcta
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determinacién de los factores de interaccion entre las diferentes entidades,
para encontrar las leyes, reglamentos y politicas en general que den agilidad, y

eficiencia al sector.

5.2.2 Se recomienda a la empresa TRANSELECTRIC S.A. que en su plan
estratégico se considere la necesidad de modificar su estructura organizativa,
con gerencias que tengan capacidad de decision, de contratacion de recursos
humanos y que manejen con alguna libertad sus recursos, tanto humanos

como econdémicos.

5.2.3 Se recomienda la utilizacion del vector de costos presentado en la tabla
3.24 la cual esta basada en los calculos estadisticos de esta tesis para la

determinacion de costos de sistemas de transmision

5.2.3 Se recomienda que la tasa de descuento que se reconoce ala
transmisora sea calculada con las teorias econOmicas actuales, como la
presentada en este estudio. Es esencial que el concepto de riesgo ingrese en

los céalculos de las variables econdmicas.

5.2.4 El objetivo final de un trabajo de tesis de maestria, deberia ser impulsar a
generar una vision filosoéfica diferente de nuestras instituciones, lo que permitira

fortalecerlas y evitar la ingerencia de los intereses de grupo.

Espero que este estudio que ha requerido una gran cantidad de informaciéon y
paciencia, contribuya en algo a este objetivo, no cabe duda que en general, en
nuestro pais nos falta desesperadamente este enfoque diferente en todos los
sectores. La EPN ha dado un gran paso con la consecucion de este objetivo al
decidir cubrir esta necesidad con este programa de postgrado. No cabe duda el
gran papel de la Escuela Politécnica Nacional en la mejora de los diferentes

sectores productivos.
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ANEXO 1
DETALLE DE PRESUPUESTO EJECUTADO
VERSUS ASIGNADO



CODIGO: FOR-GDI-# 13

TRANSELECTRIC S.A
PRESUPUESTO DE INVERSIONES
MES : DICIEMBRE 2006

Dolares
VALOR EJECUTADO
CUENTAS / coneERPTO ASIG INICIAL ASIG REG ASIG REG A
FR® A AL EE MEN DIC ACUM A DIC BODEGA SONIRSUSS) TOTAL % Ll OBSERVACIONES
2006 ANUAL
LINEAS DE TRANSMISION
Contrato 353-2006 Capitulo a Estructuras
127 02 |LT Mmilagro - Machala a 230 kv 15,969,355 6.065,ps5 o6, 35! 139,908 600,5)3 8,268, )56 a.868|669 146.22 Lceerato 324-2006 capitulo b conductor y accesorios
Contrato 310-2006 capitulo ¢ aisladores y accesorio
127 04 |LT Quevedo - Portoviejo a 230 kv 8.214.400 8.214f200  8,214.20 4545 32,140 32,1 0.3 o.3p
143 51 [L/T Esclusas - Trinitaria a 230 kv 60,00 60,00 60.0do 102,3p1 1.062 pa1 1.062.84 1771240 1.771fo
1277143| 60 |L/T Trinitaria - Salitral a 138 kv 1.491.0p0 1491040 1,491,00 63,993 90.2b7 90,20 6.0 6.0
127 62 [L/T Paute - Cuenca a 230 kv 5.954,79 5,954,744 5,954,404 a1,boa 206[211 206,31 2.4 346
Contrato 195-2006 estructuras acero galvanizado
ontrato 210-2006 aisladores y herrajes
127 68 [L/T Pasto - Quito a 230 kV Tercera Interconexion 458,60 10,739,848 10,730,428 90,b24 391400 15,017,131 6,308,54 s2.6p B2 e e e e tendidoomducto}.
Contrato 269-2006 Adquisicién de conductor
Contrato 195-2006 estructuras acero galvanizado
69 [T santa Rosa - Pomasqui (Terc. Interc.) 85670600  .42mo7 9,424,997 o as.af2 5,031 28 5.08d.240 3.90 ofzamtrato 210-2006 aisladores y herrajes
Contrato 269-2006 Adquisicion de conductor
109 |L/T Chongen - Santa Elena e 89,001 89,00p b 47 &7 0.0
127 111 |L/T Milagro - Esclusas a 230 kv of 130,001 130.0do o o o 0.0
AeTE e LT 7 FETETEES e 2T [or ] BLZEGES siks
SUBESTACIONES
127 12 |AmpL. S/E Milagro 1 posicién L/T Milagro San Ideffso 3,724,000 3.724.0p1 3,724,401 1.867|432 3.534.257 ozgs 3,767,239 101.46 101}i6 Contrato 288-2006 ST/Butam
127 22 |Ampliacion S/E Loja. capacitores 69 kv 557,600 75860 753,601 45,208 673.0p2 673.,96: 89.4] so.43
Contrato 258-2006 ST/8 capitulo ¢
127 24 |s/E Puyo 2.836.00 1.403.643 1.403.d33 260.hi3s 306|200 2.02p.574 33477 166.30 166.3@ontrato 270-2006 obras civiles
Contrato 288-2006 ST/8 capitulo a
127 38 |Ampliacion s/ : 69 kv ssd600 683,60 683,60p 45,447 100.d15 s2z2f1s 43q030 2.20 b=cemrato 107-2006 Banco capacitores
Contrato 182-2006 conductortes y cables de fuerza
127 40 |Ampliacien S/E salitral 13,860,001 13,440,040 13,440,400 11805 sed.2a4 2izaz 27274 1075346 s.4o & fiDontrato 300-2006 obras civiles.
Contrato 308-2006 aisladores y herrajes
Contrato 283-2005 Adgq transformadores ST/5 Cap 2
127 41 |Ampliacion S/E Ibarra 3,872,001 3,403,940 3.,403.d10 74 3sboa 1.224.827 wsds, 2,780,458 81.4s B 2 o6 2008 G170 it & e pentrol
proteccion y medicion
127 49 |Ampliacien S/E Santa Elena, capacitores 69 kv sea.60 603,601 603.6d0 78,14 s66.413 566,51 o3.¢] oa.de
127 50 [Ampliacien s/E . 69 kv sapfo 633,601 633.6d0 349.9p6 s98.436 so8.83¢ oa.sf oa.d1
52 |S/E Dos Cerritos capacit 2x12 MVAR 69 kv 642.$00 e 290,00 b J o0.0d 0.0
66 |Ampliacion S/E Pomasqui 138 kv 1.257.4oo 1.257ooo 5.0 21,570 560.0po s81.471 ad 27 4$.27 Contrato BOSTableros de control y medicion
67 |s/E santa Rosa capacit. 3x25 MVAR 138 kv 1,041}o00 04100 1,041.0do o o 9 o0.0d 0.0
Contrato 298-2006 ST Capitulo a Sum de equipos
127 73 |Ampl. S/E Santa Rosa 2 pos 230 KV Inter. 307|000 arnf, 307.00 51,347 41043 3,346 154 3.75q.267 1.2p3.54 22354 Contrato 2992006 ST/9 Capitulo ¢ Sistemas de Supentrol
proteccion y medicion
75 |Amp s/E Pomasaui 230 kv (Ter Int Colomby) 1.224p00 018,75 1,016,792 o o 1.125.446 1.125)646 1171 1{0.71r&10r298-2006 ST Capitulo a Sum de equipos
127 76 |s/E Policentro Transformador 138/69 kv 1.200p00 a.aod 1.200.00p a.24s 6.3bs 1,033 poz 1.03d.608 6.63 278-2005 Addq transformadores ST/5 Cap 2
77 |S/E Totoras Transformador 138/69 kv 's05,boo ‘805|000 5, Gan] 626,042 626,0p2 77fe7 7777 Contrato 278-20@ptrshsformadores ST/5 Cap 2
127 78 |S/E Santo Domingo Transf. 230/138/69 kv 759f200 759,20 1241 2.34s 1.417 }es 1.410|608 146.99 1pewarato 275-2005 Adq transformadores ST/5 Cap 2
79 |S/E Machala transformador 138/69 kv 1,050fpoo 1,050,00 b 855,7)2 855,412 aqs0 8}.50 Contrato PoS-adq transformadores ST/5 Cap 2
127 80 |S/E San Cayetano 230 kv (nueva S/E Portoviejo) e 5.587.5p0 150,460 158 o8 a7d.702 e3f.zoe  1.3g1 11.34 Contrato 257-2006 Obras civiles
Contrato185-2006 Obras civiles se adjudica en fin-0
127 81 |S/E Ochoa Lesn 230 kV (nueva S/E Cuenca) 5,744,000 5,403,040 o2.2fs 206,479 296|202 sod.s83 0.97  o7jtmontrato 319°2006 cables de fuerza y control
Contrato 329-2006 tableros
127 83 |Ampliacien s/E jo 1 p 138 kv 539,900 539,00p 21,847 24,4p0 24,40 a5 asp
8a_|s/E Portoviejo 12 MVAR 69kV. ca2.$oo 390.001 0.0 0.0
85 [Ampliacion S/E Quevedo 1 pos 230 kV 680.poo 650[000 ©. @] 195 ERCE 0.2 0.2p
127 86 |Ampliacién S/E Ambato 28,60 28.60) 28.64o 2.6ps 4424 2,324 15.13 151
127 89 |s/E Shoray 13.078,00. 12.498,0p4 12,498,404 1aapaz7 687953 257,301 945,34 7.5] 7.56 Contrato 121-2006 Construccién abiuss saldo
127 90 |Ampliacién S/E Santa Rosa ( segundo banco) 2.68).000 3,192,00! 3,192,040 180,5f9 2,800 flos 2,890.19 90.5b 90.4s
127 91 [Ampliacion S/E Machala 230 kv 2.222.doo s70.b21 s70f62 305,57 1.501.042 1.172.450 2.673f12 30fr.00 3¢7.00r@orz85-2006 ST/8 capitulo a
92 |Ampliacien S/E Tena 497,001 159,77p 159,7f0 ) o 145 Joo 145|400 di.07 1.07ratore88-2006 ST/8 capitulo a
127 93 [Ampliacion S/E Loja 48,001 48,00| 48,040 54,950 161.pa0 161,24 33s.9p 33s.d2
127 94 [Ampliacien S/E Cuenca of o J 674 7 71 0.0 0.0
127 98 |s/E Riobamba Transformador 230/69 kv 1.150[000 1005, 1,150,00p 147 15,681 966,418 2sbsa 1.007.532 761 elfggnirate 278-2005 Adq transformadores ST/S Cap 2
292-2006 Conductores
127 99 [s/E Dos Cerritos Transformador 230/69 kv 1.250[000 250.00 1.250,0do 4s shs 1.080.614 1.081}162 6.a0 B o 208 2000 mah w oo S s Cap 2
127 101 [Ampliacion S/E Totoras 230 kv 1.528.doo 2,496 boo e.09d 174,75 2.666.088 2,666.04 106.490 106.41
Contrato 107-2006 Banco capacitores
102 |Construccion S/E Bafos 138 kv 3.212,po0 1,444 160 a1264 28,25p 48,381 1,257,480 1,334f614 op.a1 deaatrato 258-2006 ST/8 capitulo c
Contrato 288-2006 ST/8 capitulo a
143 103 |Construccion S/E Prosperina 7.688,00 7.688,040 7.688.doo o.foa 16foa7 16,93 0.2 o.2p
127 104 [Ampliacion S/E Pascuales 6.680,41 6.680.440 6.680.410 186.baa 2,464 565 a1l 461 .ssem2f 43.2] 43.40 Contrato 288-2006 ST/8 capitulo a
127 107 |Construccion S/E Manta 3.994.00 3.994.0do 3.994.doo 435 skoo 5.39 0.1 0.1]
108 |S/E Quevedo instalacion de un transformador .000 70.08! 870,00p b o d o0.0d 0.0
TOTAL 55.045.17 57,441,060 57,441,460 Ziaolosz i7.77p.058 Zoiz5q 15155644 556,704,950 adz6 T} .26
INVERSIONES RELACIONADAS CON EL SNT
127 48 |centro de Control de Transmision CCT of 175,00 175.0do 82,442 2,137,439 2,137,583 122142 12212
127 72 |Edificio Policentro of o 1,25 75.23p 75,23 0.0 o.0p
74 |construccion Bodega /& Pascuales sad.0o0 84p.000 oanjo, q 175.8af 175.84 20.9| 20.4s
127 57 [Modernizacion S/E Esmeraldas 2,177 }i00 1,864,100 neep -17.65: 10,540 1052 0.5 o.5p
109 |L/T Milagro - San Idelfonso (cambio postes) 2.3s6fa0 1,786,40 1,786,440 o d o0.0d 0.0
121 51 [Cerramiento S/E Santo Domingo 178,00 o 0.0 0.0
121 51 |Cerramiento S/E Quevedo 178,00 o o.od 0.0
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ANEXO 2
METODO DE EVALUACION DE FUNCIONES
USANDO EVIEWS
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ANEXO 2

VALORACION DEL PROCEDIMIENTO USANDO PROGRAMA EVIEWS

El programa EVIEWS presenta varios factores que permiten determinar el grado

de exactitud de los resultados obtenidos, estos factores son los siguientes:

Regression Coefficients

Los coeficientes estimados. Los menores coeficientes de regresion de cuadrados

gue son computados por la férmula de OLS normal

Si su ecuacion es especificada por lista, los coeficientes se etiquetaran en la
columna "Variable" con el nombre de la regresividad correspondiente; si su
ecuacion es especificada por formula, EViews lista los coeficientes reales, C(1),
C(2), etc.

Para los modelos lineales simples, el coeficiente mide la contribucion marginal de
la variable independiente a la variable dependiente, sosteniendo todas las otras
variables arregladas. Si el presente, el coeficiente del C es la constante o
intercepta en el es el nivel bajo de la prediccion cuando todas las otras variables
independientes son cero. Los otros coeficientes se interpretan como la cuesta de la
relacion entre la variable independiente correspondiente y la variable dependiente,

asumiendo todas las otras variables no cambian.

Standard Errors

La columna "Std. Error" informa los errores normales estimados de los coeficiente
calculados. Los errores normales miden la fiabilidad estadistica del coeficiente
estima el mas grande los errores normales, el ruido mas estadistico en las
estimaciones. Si los errores son normalmente distribuidos, hay aproximadamente 2

oportunidades en 3 que el verdadero coeficiente de la regresién queda dentro de
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un error normal del coeficiente reportado, y 95 oportunidades fuera de 100 que

gueda dentro de dos errores normales.

La matriz de la covarianza de los coeficientes estimados se computa como,

SX'XT, S = (T-k), E=y-Xb
(1)

y los errores normales de los coeficientes estimados son las raices cuadradas de

los elementos diagonales de esta matriz.
t-Statistics

La t-estadistica que se computa como la proporcion de un coeficiente estimado a
su error normal, se usa para probar la hipétesis que un coeficiente es igual a cero.
Para interpretar la t-estadistica, se debe examinar la probabilidad de observar la t-
estadistica dada que el coeficiente es igual a cero y tiene relacion con “probability”

gque se explica mas abajo.
Probability

La ultima columna del rendimiento muestra una t-estadistica a la probabilidad de
dibujo tan extremo como el uno realmente observado, bajo la asuncién que los
errores son normalmente distribuidos, o que los coeficientes estimados

normalmente son asintéticamente distribuidos.

Esta probabilidad también es conocida como el p-valor o el nivel de importancia
marginal. Dado un p-valor, se puede decir de una ojeada si se rechaza o acepta la
hipotesis que el verdadero coeficiente es cero contra una alternativa “two-sided” de
gue difiere del cero. Por ejemplo, si se esta realizando la prueba a los 5% el nivel
de importancia, un p-valor baja que. se toman 05 como evidencia para rechazar la
hipotesis nula de un cero coeficiente. Si se quiere dirigir una prueba uno-sided, la

probabilidad apropiada es una media reportada por EViews.

Los p-valores se computan de una t-distribucion con grados de T-k de libertad.

Siendo los grados de libertad el numero de observaciones menos uno (N-1)
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R-squared

Los R-cuadrados (R? son las medidas estadisticas del éxito de la regresién
prediciendo los valores de la variable dependiente dentro de la muestra. Es el
fragmento de la variacion de la variable dependiente explicado por las variables
independientes. La estadistica igualara uno si la regresion encaja perfectamente, y
ceros si ninguno encaja. Puede ser negativo si la regresion no tiene un intercepte o

constante, o si el método de estimacion es dos-fase los minimos cuadrados.

2)
Donde € es el residuo , Y es el error de la variable (left-hand)
Adjse R-squared

Un problema con usar R? como una medida de bondad de ataque es que los R?
nunca disminuiran cuando se agrega mas regresiones. En el caso extremo, se
puede obtener siempre un R? de uno que si se incluye tantas regresiones
independientes como alli es observaciones de la muestra.
Los ajustes R?, normalmente denotados como R*', castigan los R? para la suma de
regresiones que no contribuyen al poder explicativo del modelo. Los ajustes R? se
computan como:

B-o1-g-pyi-t

T-k
3)

Los R* nunca es mas grande que los R? puede disminuir cuando se agrega

regresiones, y dependiendo del modelo utilizado, puede ser negativo.

Standard Error of the Regression (S.E. of regression)
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El error normal de la regresion es una medida sumaria basada en la variaciéon

estimada de los residuos. El error normal de la regresion se computa como:

‘ 8= 1|||IEE,H'[T ~K., é=y-Xb @

Sum of Squared Residuals

La suma de residuos cuadrados puede usarse en una variedad de calculos

estadisticos, y se presenta separadamente para su conveniencia:

T
£ = Ty, — X.bF
= (5)
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ANEXO 3
CALCULO DE COSTOS
MODELO PROPUESTO



ANEXO 3
COMPANIA NACIONAL DE TRANSMISION ELECTRICA S.A. "TR ANSELECTRIC S.A."
: RESUMEN DE INVERSIONES DEL PLAN DE EXPANSION CA LCULADO CON MODELO PROPUESTO
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VALORES EXPRESADOS: MILES US$

Item PROYECTO 2007 2008 2009 | 2010 | 2011 | 2012 |2013| 2014 2015 2016 TOTAL
1 | Ampliacion de Subestaciones. 16.788 4.138 | 3.024 - 3.567 | 2.813 -| 5.006 - 7.929 43.265
1,1 | S/E Ibarra, 138/69 kV, ampliacion. 3.877 3.877
1,2 | S/E Pascuales, 230/138/69 kV, ampliacion. 2 .355 2.355
1,3 | S/E Esmeraldas, 138/69 kV: Sala de Control. 1.501 1.501
1,4 | S/E Esmeraldas, 138/69 kV, ampliacién. 247 7 2.477
1,5 | S/E Santa Elena, 138/69 kV, ampliacion. 29 47 2.947
1,6 | S/E Babahoyo, 138/69 kV, ampliacion. 4.672 4.672
1,7 | S/E Santo Domingo, 230/138 kV, ampliacion. 3.631 3.631
1,8 | S/E Santo Domingo, 138/69 kV, ampliacion. 2.813 2.813
1,9 S/E Milagro, 230/69 kV, ampliacion. 3.56 7 3.567
1,10 | S/E Mulalo, 138/69 kV, ampliacién. .024 3.024
1,11 | S/E Dos Cerritos, 230/69 kV, ampliacion. 4.490 4.490
1,12 | S/E Totoras, 138/69 kV, ampliacion. 3.439 3.439
1,13 | S/E Salitral, 230/69 kV 5.006 5.006
2 Reserva de Subestaciones (Reg. Calidad del Servi  cio). 3.314 4.624 |7.981 |11.621 |2.138 |15.715 - - - - 45.393
2,1 | Transformador moévil 138/69/46 kV, 60/80 MVA. 1.669 1.669
2,2 | Transformadores Monofasicos (cuarta unidad) 1.645 1.645
2,3 | S/E Loja, 138/69 kV, ampliacion. 2.167 2.167
2,4 | S/E Chone, 138/69 kV, ampliacion. 2.457 2.457




2,5
2,6
2,7
2,8
2,9
2,10
2,11
2,12
2,13
2,14
2,15

2,16

2,17
2,18

© 00 N O O b~ W

9,2
9,3
9,4
9,5

S/E Pomasqui, 230/138 kV, ampliacion.
S/E Tena, 138/69 kV, ampliacion.

S/E Posorja, 138/69 kV, ampliacion.
S/E Tulcan, 138/69 kV, ampliacién.

S/E lbarra, 138/69 kV, ampliacién.

S/E Vicentina, 138/46 kV, ampliacion.
S/E Perimetral, 230/69 kV, ampliacion.
S/E Sinincay, 230/69 kV, ampliacién.
S/E Ambato, 138/69 kV, ampliacion.
S/E Pifo, 230/138 kV, ampliacion.

S/E Las Esclusas, 230/138 kV, ampliacion.

S/E San Cayetano (Portoviejo), 230/138 kV, ampliac

S/E San Cayetano (Portoviejo), 138/69 kV, ampliaci
S/E Puyo, 138/69 kV, ampliacion.

Modernizar Subestaciones y Medicion Calidad Serv
Sistema de transmision Milagro - Machala, 230 kV
Sistema de transmision Cuenca - Loja, 138 kV.
Sistema de transmision Quevedo - Portoviejo, 230
Sistema de transmision Zhoray - Cuenca, 230 kV.
Sistema de transmision Lago Chongén-S. Elena, 13
Compensacion capacitiva.

- Santa Rosa, 138 kV, 3 x 27 MVAR

Portoviejo 69 kV, 1 x 12 MVAR adicional
Machala, 69 kV, 1 x 12 MVAR (para GIS)

Dos Cerritos, 69 kV, 2 x 12 MVAR

- Pascuales, 69 kV, 2 x 12 MVAR

ion.

on.

icio.

kV.

8 kV.

7.500
23.399

5.402
21.966

22.232
13.008

272

1.836
220
707
927
791

7.500
4.864

2.795
2.113
3.073

7.500

479

1.816
2.167
1.609
2.469
.560

7.500

62

.138

8.121

927

2.795

2.919

4.240

3.945
1.816

937

1.000

452

7.675

152

2.795
2.113
3.073
1.816
2.167
1.609
2.469
3.560
2.138
2.795
2.919

4.240

3.945
1.816

30.000
36.384
5.402
29.641
22.232
13.008
11.249
1.836
220
707
927
791
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9,6 | - Perimetral, 69 kV, 2 x 12 MVAR 791 791
9,7 | - Esmeraldas 69 kV, 1 x 12 MVAR adicional 220 220
9,8 | - Pascuales, 138 kV, 2 x 30 MVAR 1.479 1.479
9,9 | - Trinitaria, 69 kV, 2 x 12 MVAR 927 927
9,10 | - Pomasqui, 138 kV -
9,11 | - Santo Domingo 69 kV, 1 x 12 MVAR 500 500
9,12 | - Ibarra 69 kV, 1 x 12 MVAR 500 500
9,13 | - Babahoyo 69 kV, 1 x 12 MVAR 500 500
9,14 | - Mulal6 69 kV, 1 x 6 MVAR 452 452
10 | Interconexién con Colombia, segunda linea 230k V. 35.713 35.713
11 | Sistema de transmision Nororiente, 138 kV. 9.08 8 3.453 12.541
12 | S/T Salitral - Trinitaria, 138 kV. 1.409 1.409
13 | Subestacion Perimetral (Guayaquil), 230/69 kV. 7.354 7.354
14 | Sistema transmision Limén-Méndez-Macas, 138 kV. 482 6.950 7.432
15 | Sistema transmision Milagro-Esclusas-Trinitaria , 230 kV. 13.025 | 10.333 23.358
16 | S/E Pifo, 230/138 kV. 7.692 7.692
17 | Sistema de transmisén Totoras-Quevedo, 230 kV. 25.456 25.456
18 | Sistema de transmision Loja-Cumbaratza, 138 kV. 3.006 3.006
19 | Sistema de transmision Quito-Guayaquil, 500 kV. 145.391 145.391

TOTAL 184.543 40.780 |55.843 |20.083 | 14.753 | 21.534 | 937 |6.006 |145.843 |15.604 | 505.926

TOTAL LINEAS DE TRASNMISION 90.247 10.005 |33.611 |- 5.628 87.600 |5.179 |232.270

TOTAL SUBESTACIONES 94.296 30.775 |22.232 [20.083 |9.125 |21.534 |937 |6.006 |58.243 [10.425 |273.656
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ANEXO 4
CALCULO COSTO MEDIO DE TRANSMISION ANO 2006



CALCULO DEL COSTO MEDIO DE TRANSMISION SIN CONEXIONES (v may-06)

ANEXO 4
COMPARIA NACIONAL DE TRANSMISION ELECTRICA S.A. "TR ANSELECTRIC S.A."

VALORES EXPRESADOS: MILES US $
Afo 2006 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016
Periodo HISTORICO 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10
Activos
Valor de reposicién a nuevo en operacion 839,336
Plan de expansién 184,543 40,780 55,843 20,083 14,753 21,534 937 6,006 145,843 15,604
a. Lineas de transmision (VU=45 afos) 90,247 10,005 33,611 [¢] 5,628 [¢] o] o] 87,600 5,179
b. Subestaciones (VU=30 afios) 94,296 30,775 22,232 20,083 9,125 21,534 937 6,006 58,243 10,425
[0]
Activo Bruto Total 843,036 1,027,579 1,068,359 1,124,202 1,144,285] 1,159,038} 1,180,572 1,181,509| 1,187,515| 1,333,358] 1,348,962
a. Lineas de transmisién (VU=45 afios) 374,027 464,274 474,279 507,890 507,890 513,518 513,518 513,518 513,518 601,118 606,297
b. Subestaciones (VU=30 afios) 465,308 559,604 590,379 612,611 632,694 641,819 663,353 664,290 670,296 728,539 738,964
c. Centro de Control de Transmisién CCT 3,700 3,700 3,700 3,700 3,700 3,700 o o o o o
Anualidad 84,516 87,902 92,406 94,107 95,318 96,227 96,307 96,815 108,580 109,867
a. Lineas de transmisién (VU=45 afios) 45 36,219 36,999 39,621 39,621 40,060 40,060 40,060 40,060 46,894 47,298
b. Subestaciones (VU=30 afios) 30 47,382 49,988 51,871 53,571 54,344 56,167 56,246 56,755 61,686 62,569
c. Centro de Control de Transmisién CCT (VU=10 afios) 5 914 914 914 914 914 [¢] o o] o] o]
Mensualidad 6,812 7,085 7,448 7,585 7,683 7,756 7,762 7,803 8,751 8,855
a. Lineas de transmisién (VU=45 afios) 2,919 2,982 3,193 3,193 3,229 3,229 3,229 3,229 3,780 3,812
b. Subestaciones (VU=30 afios) 3,819 4,029 4,181 4,318 4,380 4,527 4,533 4,574 4,972 5,043
c. Centro de Control de Transmisién CCT (VU=10 afios) 74 74 74 74 74 [¢] o o o o
Gastos
Operacién y mantenimiento 22,932 24,079 25,283 26,547 27,875 29,268 30,005 31,505 33,080 34,734
Ingreso por Cargo Variable de Transmision (-) 13,234 10,587 11,116 10,561 10,033 11,036 12,139 13,353 14,689 16,158
Neto a tarifa de transmisién 9,699 13,492 14,167 15,987 17,842 18,232 17,865 18,152 18,391 18,577
Demanda
Potencia MW 2,729 2,856 2,984 3,115 3,263 3,403 3,548 3,699 3,865 4,031
Energia GWh anual 14,743 15,517 16,305 17,110 18,015 18,872 19,759 20,680 21,685 22,690
Energia GWh mensual 1,229 1,293 1,359 1,426 1,501 1,573 1,647 1,723 1,807 1,891
Tarifa anual
Potencia US$/MW-afio 34.5 35.5 35.7 35.3 34.7 33.6 32.2 31.1 32.9 31.9
Energia US$ctvs/kWh 0.64 0.65 0.65 0.64 0.63 0.61 0.58 0.56 0.59 0.57
Tarifa mensual
Potencia US$/MW-afio 2.79 2.87 2.89 2.86 2.81 2.73 2.61 2.52 2.66 2.58
Evaluacién flujos anuales
Ingresos anuales 94,214 101,394 106,573 110,093 113,160 114,460 114,172 114,967 126,972 128,444
Promedio de ingresos mensuales 7,620 8,209 8,628 8,917 9,169 9,275 9,251 9,316 10,284 10,403
Evaluacién Flujo periodo valor presente
Ingresos a valor presente anuales 94,214 87,739 85,787 82,438 78,823 74,165 68,818 64,462 66,226 62,320
Total de ingresos a valor presente 764,993
Ingresos a valor presente mensuales 7,088 7,104 6,946 6,677 6,387 6,010 5,576 5,223 5,364 5,048
Total de ingresos a valor presente 61,423
Demanda a Valor Presente
Potencia anual 2,539 2,471 2,402 2,332 2,273 2,205 2,139 2,074 2,016 1,956
Total de potencia 22,407
Energia VP 14,743 13,427 13,125 12,812 12,548 12,229 11,910 11,595 11,311 11,009
Suma Energia a VP 124,709
Tarifa Media
Tarifa media flujo potencia US $/kW-afio 34.1
Tarifa media flujo energia US $ctvs /kWh 0.613421
Tasa de Descuento anual-mensual 7.50% 0.60%
Tarifa media en Potencia mensual US$/KW-mes 2.74
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VALOR
No- | ZONA |  LINEA DE TRANSMISION "O'\('kel\gUD TEE‘(@')ON R oo A
Us$

. '('F/,E rfj?;:(;’l;‘i‘;'”" Pasto Quito 137,2 230 14.576.375

2 L/T Molino 297 — Totoras 4.207.858

3 L/T Sta. Rosa Sto. Domingo 60,0 230 12.660.859

4 L/T Sta. Rosa Pomasqui 46,0 230 7.380.824

5 L/T Sta. Rosa Totoras 111,0 230 21.779.635

6 L/T Riobamba Totoras 43,0 230 4.207.858

7 W L/T CT Sta. Rosa Sta. Rosa 0,5 138 51.240

8 E L/T Guagopolo Vicentina 7,0 138 603.733

9 % L/T Ibarra Tulcan 74,0 138 5.711.047
10 L/T Mulal6 Vicentina 74,0 138 6.208.533
11 L/T Pucard Ambato 28,0 138 2.723.153
12 L/T Pucara Mulal6 35,0 138 4.105.197
13 L/T Sta. Rosa Vicentina 19,0 138 2.010.524
14 L/T Agoyan Totoras 33,0 138
15 L/T Totoras Ambato 7,0 138 713.950
16 L/T Tulcan Panamericana 14 6,0 138 551.364
17 L/T Vicentina Ibarra 80,0 138 8.997.117
18 L/T Molino - Pascuales 138 83,0 230 15.585.907
19 L/T Molino Milagro187 97,0 230 18.807.224
20 L/T Molino - Totoras 296 15.094.788
21 L/T PAUTE CUENCA -
22| 5 [UT Molino - Riobamba 157,0 230|  15.004.788
23| ¥ [UT Cuenca Limon 61.0 138 4.445.528
24 L/T Cuenca Loja 134,0 138 11.398.694
25 L/T Loja Cumbaratza 54,0 138
26 L/T Molino Cuenca 67,0 138 8.353.084
27 L/T Sta. Rosa Sto. Domingo 18,0 230 3.657.179
28 3:' L/T Quevedo Portoviejo -
29 E L/T Sto. Domingo Quevedo 104,00 230 19.911.800
30 g L/T Daule Peripa Chone 33,2 138 2.268.424
31 O L/T Quevedo - Daule Peripa 80a 43,0 138 3.876.397
32 % L/T Esmeraldas Sto. Domingo 154,0 138 17.151.159
33 % L/T Chone - Severino 29,8 138 2.402.483
34 L/T Daule Peripa 80b - Portoviejo 91,0 138 8.501.570
35 L/T Molino 139 - Pascuales 105,0 230 20.194.695
36 . L/T Milagaro Machala -
37| £ |UT Milagro Pascuales 53,0 230 5.023.059
38| & |L/T Pascuales Trinitaria 29 230 6.291.973
39 a L/T Quevedo Pascuales 145 230 27.809.815
40 8 L/T MACHALA-FONTERA 10.394.247
41 © L/T Milagros Dos Cerritos 4.052.215
42 L/T Dos Cerritos Pascuales 970.843




43 L/T Eléctroquil 56 - Posorja 39 138 4.508.381
44 L/T Pascuales - Sta. Elena 60 138 6.497.489
45 L/T Milagro Babahoyo 47 138 6.862.476
46 L/T Milagro San Idelfonso 19.728.552
47 L/T Pascuales - Eléctroquil 56 46 138 1.233.970
48 L/T Pascuales Policentro 16 138 2.491.391
50 L/T Trinitaria Salitral -
51 L/T San Idelfonso Machala 3.611.720
52 L/T CT E. Garcia - Pascuales 0,6 69 84.065
53 L/T G. Zevallos Salitral 0,45 69 343.617
54 %J % |L/T Puyo Tena 66,0 138
55| O E L/T Tena- Frco. De Orellana 141,0 138
TOTAL ACTIVOS EN OPERACION 372.603.228
TOTAL ACTIVOS EN CONEXIONES 4.313.083
TOTAL ACTIVOS EN ARRIENDO 19.141.785
TOTAL 396.058.095
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Apéndice No. 1a: VRN SUBESTACIONES TOTAL Y CONEXIO N (v may-06)

VALOR DE VRN DE
REPOSICION A | NUEVO DE 105 | OTROS | VRNDELOS
PARA LA O&M (US$)
(US$) SIE (US9$)
(US$)
1 Pomasqui 7.906.696,26 7.778.656 128.041 994,983
2 Riobamba 14.670.395,79 | 14.660.096 10.300 2.784.320
3 Santa Rosa 29.944.498,01| 29.762.331 182.167 6.807.840
4 Totoras 24.934.754,21 | 24.694.353 240.401 4,561.747
5 Agoyan 473.748,51 377.332 96.417 -
6 Ambato 7.128.415,84 7.128.416 0 1.750.403
7 | NORTE | |barra 10.914.235,12| 10.914.235 0 2.202.753
8 Movil 2.194.295,11 2.194.295 0 482.302
9 Mulalé 6.040.324,26 6.037.475 2.850 456.361
10 Pucara 3.708.028,74 3.611.612 96.417 1.332.745
11 Tulcan 9.524.571,47 9.503.097 21.474 2.389.045
12 Vicentina 8.629.754,01 7.796.131 833.623 2.934.976
13 Panamericana 11.014,25 11.014 0 -
14 Molino 106.475.113 | 102.398.373 4.076.741 29.347.789
15| SUR |Cuenca 10.524.986,03| 10.382.086 142.900 1.248.939
16 Loja 9.181.881,12 9.181.881 0 1.834.948
17 Quevedo 32.597.331,26| 32.481.906 115.425 3.418.678
18 Santo Domingo 24.126.030| 23.765.313 360.717 1.248.839
19 NOC Chone 14.121.738 14.121.738 0 1.470.437
20 Daule Peripa 1.406.469,93 1.406.470 0 -
21 Esmeraldas 7.497.754,76 7.497.755 0 2.124.327
22 Portoviejo 10.902.388,69 | 10.896.007 6.381 4.352.684
23 Dos Cerritos 16.675.778| 16.675.778 0 1.419.859
24 Milagro 26.989.531,71| 26.515.708 473.823 2.367.413
25 Pascuales 41.780.808| 36.517.822 5.262.986 4,080.411
26 Trinitaria 48.620.957,89| 48.620.958 0 11.404.327
27 Babahoyo 2.914.451,34 2.914.451 0 428.055
28| OCC | Machala 18.946.552| 18.572.809 373.743 8.389.253
29 Policentro 23.438.005,78 | 23.428.573 9.433 8.332.040
30 Posorja 4.321.569,70 4.321.570 0 2.311.253
31 Salitral 12.560.801,31| 12.427.806 132.996 1.277.713
32 San ldelfonso 2.757.876,00 2.498.672 259.204 625.587
33 Santa Elena 8.262.079,96 8.262.080 0 2.542.448
35 Tena 2.676.638 2.676.638 0 -
OR | Francisco de
36 Orellana 3.550.841,07 3.550.841 0 -
TOTAL 556.726.353 0 0 114.922.478
TOTAL SIN CONSIDERAR ACTIVO EN COMPENSACION SAN IDE LFONSO 114.296.891
CENTRO DE CONTROL DE TRANSMISION 3.699.919
TOTAL ACTIVOS 549.035.708




OBRAS QUE INGRESARON EN OPERACION DURANTE EL ANO 2006

Costo en miles de US Ddlares

Item PROYECTO 2006
1 | Ampliacién de Subestaciones. 20.819
1,2 | S/E Salitral, 138/69 kV, patio de 69 kV. 12.140
- 7 bahias de linea de 69 kV (idem a 230 kV) en SF6. 8.653
- 2 bahias de transformador de 69 kV (idem 230 kV en SF6). 2.339
- 1 bahia de acoplamiento de 69 kV (idem 230 kV en SF6). 1.148
1,3 | S/E Pascuales, 230/138/69 kV, ampliacion. 1.771
- Nuevo transformador, 224 MVA, 138/69 kV. 1.771
1,5 | S/E Ambato, ampliacién 1 bahia de transferencia de 69 kV. 418
1,6 | S/E Machala, 138/69 kV, ampliacion bahias 138y 69 kV. 900
1,7 | S/E Santa Rosa, 230/138 kV, ampliacion. 3.799
- Segundo banco transformadores, 225/300/375 MVA. 2.991
- 1 bahia de transformador de 230 kV. 475
- 1 bahia de transformador de 138 kV. 333
1,19 | S/E Totoras, ampliacion 2 bahias de linea de 230k V. 1.791
- 2 bahias de linea de 230 kV. 1.003
- Obras civiles (rellenos) 788
2 | Reserva para Subestaciones 7.384
2,2 | - Riobamba: Transformador 1®, 230/69 kV, 20/26/33 MVA. 1.183
2,3 | - Policentro: transformador 1®, 138/69 kV, 30/40/50 MVA. 1.257
2,4 | - Totoras: Transformador 1, 138/69 kV, 20/26/33 MVA. 801
2,5 | - Quevedo: Transformador 1®, 230/138 kV, 33/44/55 MVA. 994
2,6 | - S. Domingo: Transformador 1®, 138/69 kV, 20/26/33 MVA. 794
2,7 | - Machala: Transformador 1®, 138/69 kV, 20/26/33 MVA. 1.058
2,8 | - Dos Cerritos: Transformador 1®, 230/69 kV, 33/44/55 MVA. 1.297
4 | S/E Pomasqui: ampliacién 4 bahias de linea 138 kV. 2.100
10 | Compensacion reactiva capacitiva. 2.284
10,1 | - Loja69 kV, 1 x 12 MVAR 571
10,2 | - Santa Elena 69 kV, 1 x 12 MVAR 571
10,3 | - Portoviejo 69 kV, 1 x 12 MVAR 571
10,4 | - Esmeraldas 69 kV, 1 x 12 MVAR 571
13 | S/T Salitral - Trinitaria, 138 kV. 1.906
13,1 - L/T Salitral - Trinitaria, 138 kV, 2 circuitos, 12 Km. 1.424
13,2 | - S/E Salitral, ampliacion 1 bahia de linea de 138 kV. 482
15 | Sistema de Registro de Eventos - primera fase. 1.200
TOTAL 35.693
TOTAL LINEAS DE TRANSMISION 1.424
TOTAL SUBESTACIONES 34.269
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CUADRO COMPARATIVO POR PAIS SOBRE MARCO REGULATORIO VIGENTE

MARCO GENERAL E INGRESOS DEL TRANSPORTISTA

ARGENTINA

BOLIVIA

BRASIL

Tensiones de transmision

Troncal 500 kV, distribodroncal entre 400 kV y 132 kV

230, 115y 69 kV

750, 500, 440, 345, 230y 138 kV, en C(
y 600 kV en CC. La red basig
comprende las tensiones desde 750 a
kV.

CA
a
230

[«

Cantidad y propiedad de
empresas

Un dnico operador para la transmision troncal e® Y
i(TRANSENER) y monopolios regionales para distribnc
troncal. Todas integramente privadas con excepdéndos
distribuidoras troncales con participacion prowahci

No existe monopolio y operan cuat
empresas, TDE e ISA Bolivia, de alcan
nacional y MERELEC y San Cristébal (
alcance local. Todas integramente privadas

roExisten gran numero de transportis
Cgl]blicas y privadas. Las redes principa

Son en su mayor parte de empre
controladas por la estat

' ELECTROBRAS.

as
les
sas
Al

Papel del
regulacion

transportista en

Existe un mercado mayorista de energia (MEM) dd€®2 con
%ibre acceso. El transportista no comercia eneygiao esti
permitida la integracion vertical del transportista

Existe un mercado mayorista de energia
libre acceso. El transportista no comer
energia y no esta permitida la integrac
vertical del transportista.

céixiste un mercado mayorista de enen
cieon libre acceso. El transportista
6comercia energia y no esta permitida
integracion vertical del transportista.

gia
no
la

Incidencia de la red en |

formacién del precio spot

aa disposicion. Los factores de nodo de energéalsellan por las
pérdidas marginales a partir del Nodo Mercado. i2az800 kV.
Se definen precios spot locales en caso de coagesiila red.

Existen precios spot por nodo para la energiapptancia puesta Existen precios spot por nodo para energi

Los factores de nodo
por las pérdig

potencia de punta.
energia se calculan
marginales.

Existen precios spot (precios
a,. . .2 . .
uidacién de diferencias) en cada uno

I
ja(:Suatro submercados, calculados sin inc
reéstricciones de transmision dentro

cada submercado.

le

de
uir
de

Remuneracién al transportista p
red preexistente

Remuneracién por Energia Eléctrica Transportada E{RE
determinada en la privatizacion como el valor prdimede
0ingresos variables por diferencias de precios de.no

Remuneracion por Capacidad de Transporte (RCT
Remuneracién por Conexion, determinadas en la fra@on
como el costo estandar de operar y mantener lass rei@

t Se remunera los costos anuales de un Sis
de Transmision Econdmicamente Adaptal
La inversiébn se remunera por una anuali
cgiculada a la tasa 10% con 30 afios de
atil.  El costo anual reconocido de operaci
mantenimiento y administracion es el 3%

transporte y conexion respectivamente.

ielnaainversion se remunera la depreciac
dde los activos brutos méas una rentabilig
ladbre los activos netos, calculada a la 1
vida retorno regulada. La tasa de reto
pmegulada se estima por el método WAC
d&de remuneran unos costos operati

on
ad
asa
rno
C.
VOS

valor de la inversion.

eficientes estandar.
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ARGENTINA BOLIVIA BRASIL
A partir del 2005 se han renegociado J|as
remuneraciones de TRANSENER, previamente

congeladas en pesos por la Ley de Emerge
Econdmica de enero de 2002 y se estan renegoc
las de las restantes empresas.

ncia
ando

por
se

Para las ampliaciones autorizadas
resolucién especifica (sin subasta),

Existen penalizaciones que no pueden superar el

168@bacion media de desconexiones de @

remunera una anualidad de la inversjén
L Canon anual igual al monto docilitado por |[dRemuneracion resultante de la licitacibautorizada a la tasa de retorno regulada,
Remuneracion por redes nuevas| . . . . N i o . !
adjudicatario, durante un periodo de amortizacion. | publica para la expansion. mas costos de operacion.
Para las ampliaciones licitadas mediante
subasta publica (leilao) se paga el valor
solicitado por el ganador de la subasta.
Plazos de vigencia ajuste d . . . ~ o . . .
V19 y ajuste fig, previ6 un recélculo cada cinco afios. En Guatro afios de vigencia con ajustes
remuneraciones para instalaciornes : . o
. actualidad tienen lugar procesos de renegociacion. | semestrales.
existentes
. . ._ | Estan previstos los indicadores de caligad
Existen penalizaciones por frecuencia ANEE

e servicio y el regulador

al .
gtablecera en breve descuentos er

Régimen de calidad de servicio ; - X el
9 de ingreso anual ni el 50% del ingreso mensual. componente, que afectan hasta el 10%| dé . 2
. ngreso del transportista en funcién de| la
ingreso por cada componente. . e
disponibilidad de las redes.
En la ley y los contratos de concesion
Ingresos por actividades ro La existencia de ingresos por actividades| restan previstos mecanismos para el reparto
reguladas reguladas no afecta el ingreso regulado. con los consumidores de los beneficios por

actividades no reguladas.
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MARCO GENERAL E INGRESOS DEL TRANSPORTISTA

COLOMBIA CHILE ECUADOR
Tensiones de transmisién 500, 230 Y 220 kV 500150110 66 kV 230y 138 kV

No existe un monopolio legal. La principal egre . . . . .
Cantidad y propiedad de lases ISA (70% de la red), y dnica de alcamﬁ% existe un monopolio legal. No obstante [Existe un monopolio nacional a cargo (de

. . . . . casi totalidad de la red pertenece a la empfeBanselectric, cuyo capital es 100%
empresas. nacional, de propiedad mixta. Existen varias. .
. privada HQI Transelec Chile. estatal.
empresas de alcance regional.

Existe un mercado mayorista de energia cen

Existe un mercado mayorista de energia con | - Existe un mercado mayorista de energia
Ibre acceso. El transportista no comercia

Papel de transportista en [laacceso. El transportista no comercia energia y ho ~ - _I“con libre acceso. El transportista po

s P o . C . nergia 'y la Comisibn  Resolutiva - : . "

regulacion. esta permitida la integracion vertical def . _ . .1 ‘comercia energia y no esta permitida| la

. ntimonopolio obligd a la desintegracign ! : .

transportista. - - integracion vertical del transportista.
vertical del transportista.

. . Existen precios spot por nodo para|la
Existen precios sport por nodo para energia . P
. . . - . . . ergia. Los factores de nodo de enefgia
Incidencia de la red en laExiste un Gnico precio spot de energia para todapletencia de punta. Los factores de nodo de b :

- . . . . : . ., S€ calculan por las pérdidas marginales.
formacion del precio spot. red. No existen diferentes precios nodales. energia se calculan por las pérdid

) B precio de potencia de punta es Unicq en
marginales.
la red.
Se remunera al transportista:
Los activos eléctricos existentes al 31/12/199P Tyansmision troncal: Un costo medio por los activos, calculado

los nuevos que cumplan 25 afios de vida recibenLas instalaciones existentes se remuneran| g modo que se cubra el costo de [los
La anualidad del valor de reposicion a nueva AVI (anualidad del valor nuevo deactivos estimado mediante un flujo de
calculada para 25 afios de vida util y tasa| deversion) calculada al 10% sobre costdendos descontado en el que se incluyen
descuento 9% empleando costos unitarios estandestdndares mas el COMA (costo de operadidas inversiones del programa o6ptimo |de

osto reconocido de operacidon y mantenimigntoantenimiento y administracion) calculag@xpansion, y un costo estandar |de
igual al 3% o 2.5% del VNR segln sea una zpsabre costos estandar. operacion y mantenimiento.  Para |el
con o sin contaminacion. Subtransmision: céalculo de anualidades de costo de activos
Los activos no eléctricos se remuneran por el|53@ remunera el AVI, pero solo para lase toma vida util 45 afios para lineas y|30
de la remuneracién de activos eléctricos y [lasstalaciones econdémicamente adaptadas ypelra estaciones y tasa 7.5%.
terrenos por 8% del valor catastral. COMA. Un costo estandar de operacion |y
mantenimiento.

Remuneracion al transportista po
red preexistente.
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COLOMBIA CHILE ECUADOR
. | _Transmision troncal:
Las redes nuevas (llamadas activos de convoca'sma%
- . S e remunera el valor ofertado por la ofgrta
L remunerando por el ingreso pedido por el adjudicata :
Remuneracion por redes nuevas, N - S ganadora en el concurso para determinaf la
de la licitacion para determinar el propietarioagado
- iy empresa que construye y explota las nugvas
de su construccion y operacion. . ;
instalaciones.
Para los activos existentes, cada 5 afios se hage un
Plazos de vigencia y ajuste deecalculo tarifario. Para los activos de convogatta | Las remuneraciones para instalacioné®s pliegos tarifaros se calculan

remuneraciones.

actualizan por el PPl de Estados Unidos.

vigencia es 25 afios, la moneda es el doélar y

esdstentes se recalculan cada cuatro afios.

anualmente.

Régimen de calidad de servicio

Existen metas de disponibilidad anual para cadade|

duracion de las interrupciones. La normat

elemento de la red. El incumplimiento de las methabilita sanciones y compensaciones a

implica el pago de compensaciones que reduce

monto del Cargo por Uso.

nusliarios afectados (equivalentes al duplo
valor de la energia no suministrada, valoriz
a costo de racionamiento).

Existen metal para indices de frecuencia Bxxisten metas de calidad del transport

vde continuidad del servicio (duracién
Ifecuencia de interrupciones). L
dabrecostos de generacion f
adiadisponibilidad forzada de transmision
cargan al transportista.

y
DS

or
se

Ingreso actividades

reguladas

por

n

regulada.

oSu existencia no reduce el monto de la remunerq

cNo% hay tratamiento especifico para el tema,
18 que su existencia no reduce el monto d
remuneracion regulada.

pba normativa no prevé reducciones en
e ilegresos  regulados por ingresos

los
de

actividades no reguladas.
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PERU

URUGUAY

VENEZUELA

Tensiones de transmision

220y 138 kV

500y 150 kV

765, 400, 230 y 115 kV

Cantidad y propiedad de
empresas

transmision todas de capital privado

asNo existe un monopolio, operan cinco empresas

Existe una transportista estatal
entidad binacional CTM Salto Grande
ropietaria de la red de 500 kV

INterconexion con Argentina,. UTE tiene
obligacion de expansidon (construccion
operacion) de las redes de transmision
tension menor a 500 kV que sea de “benef
general”.

UT
propietaria de la mayor parte de la red, y

E,
la
eEl sistema troncal es propiedad en

l&Edelca y cadete.

garticipacion menor en la red.
cio

lenayor parte de dos empresas estat]
Otras empresas cg
¥nerven y Electricidad de Caracas tier]

su
ales
mo
en

Papel del
regulacion

transportista en

Existe un mercado mayorista de energia con

2cceso. El transportista no comercia energia

del mercado, en otra actividad integrada verticatme

empresa que participa en una actividad del s¢
eléctrico no puede poseer mas del 5% de partidps

lide energia con libre acceso vy
Ueanuneraciones especificas para el transp
cksta permitida la integracion vertical d
ciransportista y UTE estd integra
verticalmente en generacién, transmision
distribucion.

Se esta implementando un mercado mayo I%
co

n la actualidad existen

funcion del transporte.

pr

D

! é)revé

de modificar estas normas.

empres
isTa : . -
infegradas verticalmente, sin separacior
La Le
fganica del Servicio Eléctrico (LOSE
la existencia de un mercal
inayorista de energia con libre acce
Existe una propuesta del Poder Ejecut

Incidencia de la red en
formacién del precio spot

de punta. Los factores de nodo de energia selaal
por las pérdidas marginales.

| Existen precios spot por nodo para energia y pize

Se prevé la existencia de precios spot por n
nde la energia y que los factores de noda
cienergia se calculen por las pérdidas margin
tomando como nodo mercado Montevided

odo
de
alde existe un mercado spot operativo.
a

500 kV.
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PERU URUGUAY VENEZUELA
. . e remunera la inversion por la anualidad |[d8e remuneran las instalaciones existentes
Se remunera los activos por la anualidad . X .
; ", (yalor nuevo de reemplazo de las instalacionesy todo el sector, incluso las de
inversion a valor nuevo de reemplazo, calculaga - - ~ "y
iy . ~ i o calculado con vida datil 30 afios, a una tagensmision, por su costo contable. |El
Remuneracion al transportista popara 30 afios de vida util y tasa 12%, para| yn . . . .
- . . p eterminada por el método WACC. ingreso cubre los costos incluso (la
red preexistente sistema econdémicamente adaptado” (SEA). . s L >
e remunera un costo estandar de operacidepreciacion, tres meses de capital |de

remunera un costo estandar de operacion
mantenimiento del SEA.

mAantenimiento y administracién expresd
como un % del VNR.

dwabajo y una rentabilidad del 4% sobre
Activo Fijo Neto Promedio Revaluado.

el

Renumeracion por redes nuevas

Durante el periodo de amortizacién de 15 4
se reconoce una remuneracion que cubre
costos de la obra. Si la obra es prioridad
UTE se remunera una anualidad de la invers
ejecutada a la tasa de retorno regulada.
instalacion es de un inversor privado
renumera el canon solicitado por éste er
licitacibn competitiva.

fos
los
de
50N
Bi la
se
la

Plazos de vigencia y ajuste
remuneraciones

lé0s costos se estiman anualmente y se calculg
dolares.

nLess remuneraciones por la red existentel se

calculan cada cuatro afios.

La vigencia de los cuadros tarifarios es
Cuatro afios, con ajustes semestrales
inflacién y tipo de cambio.

de
por

Régimen de calidad de servicio

Se consideran indicadores de calidad de tensi
frecuencia.

DIBg prevé la existencia de descuentos

q

remuneracion por indisponibilidad de equipo

1 3& esta elaborando actualmente las nor
sde calidad de servicio.

mas

Ingresos actividades

reguladas

por f

No hay un tratamiento especifico para el tema,
% que su existencia no reduce el monto de
remuneracion regulada.

pBe reduce la remuneracion regulada en fun

de los ingresos previstos por actividades|ng

reguladas.

.Lfﬁ\ LOSE prevé la contabilizacid
separada de estos ingresos. Hastg
presente no se consideran para reducir

O

>

el
0s

|

ingresos regulados.
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Tensiones de
transmision.

400, 220, 150, 132 y 110 kV.

Cantidad y propiedad d
las empresas.

eSi bien no existe monopolio legal, mas del 95% aleet es propiedad de Red Eléctrica de Espafia (RBErdad
anonima con 20% de participacion del Estado. Isti@e de toda la red esta a cargo de REE.

Papel del transportista €
la regulacion.

Existe un mercado mayorista de energia con libcestc El transportista no comercia energia. $dblese la obligacion
de separacion juridica entre empresas que reaiz@ndades reguladas (transporte, distribuciémragon del mercadp
y del sistema) y actividades no reguladas (gen@macsuministro).

=}

Incidencia de la red en |
formacion del precig
spot.

a
Existe un Unico precio spot para toda la red.

Remuneracion a
transportista por re
preexistente.

Por las instalaciones con entrada en servicio iant&lr31/12/1997 se paga un costo reconocido brada cada afio po
el IPC menos un factor X de eficiencia del 0.6%.

Por las instalaciones entradas posteriormenteligadas por autorizacién directa del reguladoreseunera.
Activos segln valores unitarios estandar, por [aat@acion en 40 aflos mas una tasa sobre activos igeial al 1.5%
 por encima de los bonos del estado.

Costos estandar de operacién y mantenimiento.
Factor de eficiencia y anual de 0.6%.

Por las instalaciones entradas después del 31/¢ZEtutadas por procedimientos competitivos seinera conforme a
la oferta ganadora.

=

Remuneracion por rede
nuevas.

S .
Igual al caso anterior.

Plazos de vigencia
ajuste de
remuneraciones.

y
Las remuneraciones se recalculan anualmente.

Régimen de calidad d
servicio.

Existe un incentivo a la disponibilidad en la remwation de los activos. Existen metas para lacituray nimero de
interrupciones y la frecuencia y tension. Se aplidescuentos en las tarifas producto de las mpdtascumplimiento
del transportista.

[¢)

Ingresos por actividade

sLa ley prevé que las actividades no reguladas debtar juridicamente separadas y la reducciongestauneraciones

no reguladas.

reguladas por la existencia de ingresos por aetildd no reguladas.
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ARGENTINA

BOLIVIA

BRASIL

Cargos a los agentes locales

Remuneracion variable total (RVT) p
energia eléctrica transportada: los age
contribuyen al pago por las diferencias
precios de nodo de energia y potencia.
Cargo por conexién: los agentes pag
por sus equipos de conexion a la red.
Cargo complementario: la diferend
REET (ver tabla anterior) + RCT — RV,
se recauda entre agentes en proporci(
su participacion en el uso de |
instalaciones, determinado por el métd
de areas de influencia, con barra flota
en el Nodo Mercado.

pr

1th e . .
qhgreso tanfano_. ingreso por diferencia
Valores de precios spot de energia y pote

adne punta entre nodos. Cubre el 8% de
‘ ingresos reconocidos.

ia ;
Hingreso reconocido. Los generadores paga

m2%% de los Peajes en proporcién a la eneg
Inyectada. Los distribuidores y consumido

AP lados pagan el 75% de los peajes

Jlo regu
o) - ;
hfgoporcion a la potencia de punto demanda.

reR$/MW, para complementar el
amterior de modo de cubrir el ingreso tg

deéas cargas y generadores pagan pe
nclderentes en cada nodo,
Iddetodologia Nodal que refleja los cost

segun

marginales de largo plazo de u

. Peaje: cubre el 92% restante para completareaitraccion o inyeccion marginal.

nAglicionalmente se pago una parcelo
rgipuste igual para todos los agentes

reconocido a los transportistas.

pes

ajes
la
0S
na

de
en

je

tal

Cargos por el uso de la red log

por transacciones internacionales

all_a importacion paga como ur
[ ‘generacion adicionada al MEM vy
‘exportacién como una demanda al MEN

aLa importacién paga como una generacion
aexplotacion como una demanda. Hastal
ylpresente no existen interconexiones.

a . -
/,é? importacion pago como una generac

y la exportacién como una demanda.

Determinacion de la expansion.

El gobierno nacional y las provincia
impulsan las obras principales deg
2002. Los participantes del merca
pueden tomar iniciativa para propor
obras por acuerdo de partes o concy

1S

dea ley dispone la realizacion de un pl
doeferencial, pero no existe plan aprobado.
erecurre a la programaciéon a cuatro afios
r&NDC (organismo encargado del despacho

publico.

Al

%I plan de expansion determinado
borado por la EPE (Empresa
esquisa Energética).

es
de
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ARGENTINA

BOLIVIA

BRASIL

Procedimientos de expansion de
red local.

Acuerdo de Partes: agentes del MEM celeh
contrato con la Transportista o un Transport
Independiente y se hacen cargo de los costo
laonstruccion y operacion.

Concurso Publico: las obras son realiza
mediante licitacion abierta y pagadas por todos

beneficiarios determinados por un método de areas

de influencia.

ran
sta

slLas transportistas solicitan licenci
de transmisiébn que son otorgad

losncurrencia de solicitudes.

AS

dasediante licitacion publica si existe

La expansion de la red principal se real
argwediante licitaciones publicas en las d
Se determina el transportista encargadd
la construccion y operaciéon de la nug

instalacion.

Procedimientos de expansion de
interconexion internacional.

IE‘os agentes de MEM con preacuerdos.

Las interconexiones se realizan
acuerdo a las politicas del Pod
Ejecutivo.

Las interconexiones con Argentina
Venezuela se desarrollaron a raiz
contratos firmes de importacion, q

de= . : 1
Gubrieron los costos de la interconexiq

er ; o)
La interconexion con Uruguay §
desarrolla para intercambios

oportunidad y los costos se cubren

170
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COLOMBIA

CHILE

ECUADOR

Cargos a los agentes locales.

Los generadores no pagan por uso dg
transmision. Los comercializadores pagan
cargo por uso estampillado nacional, ¢
diferenciacién horaria, por MW/h extraido
la red para la demanda, sin diferenciacion
el nivel de tensién en que se toma.

Los cargos por uso en abril de 2006 (para
tipo de cambio de 2375 $/US$) s
aproximadamente:

Demanda méaxima 8.95 US$/MW/h

Transmision Local:

Lo que no cubren los ingresos por difereng
de precios de nodo, se pago mediante peaje
$x define el area de influencia comin (Al
utentro de la transmisién troncal, como

demodos, tales que la inyeccion y demanda e
pellos superen el 70% de los totales del sists
y que se maximice el cociente (%
umyecciones en AIC respecto al total ¢
pisistema / % de valor de inversibn en A
respecto al total del sistema).

ominimo conjunto de instalaciones entre dos

Por las instalaciones del AIC los generadgres

ias
S .
5 aplican:
argo por transporte estampillado para
ﬁoda la red, de 3.2 US$/kW mes, aplicaple
Hes
na.
por

nf'a}elas de_rmandas (distribuidores y gran
c%nsumldores) por su potencia maxin
drﬂos generadores no pagan cargos
ansporte.
emuneracion variable por diferencias
precios de nodo.
Estan previstos cargos de conexion, p

Y

| de

ero

=

Cargos por el uso de la red log
por transacciones internacionale:

restantes activos de uso. Los enlaces
al/enezuela son remunerados como activos
5.conexion segun los contratos firmes que
realizan por ellas. La regulacion posibilita q

parte del plan de expansién sean remuner
como activos de conexion, con cargos fija

nuevos enlaces internacionales que no hg

con
glé% existe reglamentacion al respecto.
ue

1gan

ados

jos

Demanda media 7.57 US$/MW/h pagan el 80% de los peajes y las cargas el 2099.5¢ apll_qan en _Ia actualidad, y los costos
Demanda minima 5.99 US$/MW/h Por las instalaciones troncales fuera del Alf CONeXion s€ incluyen en el cargo por
pagan los generadores si el flujo es entran gnsporte.
hacia al AIC y las demandas si es saliente|del
AIC, en proporcién a su uso esperado.
Los enlaces internacionales existentes fton
Ecuador son remunerados por los agentes
comercializadores (demanda incluso
internacional) por el cargo por uso, como |os .
Las exportaciones spot pagan como |las

nes
los
No

demandas internas. Las importacior
spot desde paises vecinos incluyen
costos de transmision del pais vecino.
se realizan aun contratos.

por el regulador.
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Determinacion de la expansion.

La expansion es resuelta de forma centralizadaap

Unidad de Planeacion Minero Energética (UPME)|en ~ T
ghearga cada 4 afios la realizacion de un plan

un plan de 10 afios de horizonte. No estan prev|
mecanismos descentralizados de expansion.

con horizonte al menos 10 afios.

""a Comisién Nacional de Energia (CNE

ealiza un plan de 10 afos de horizo
revisado anualmente, que requi
aprobacion del CONELEC.

Procedimientos de expansion dela ™. L
un ingreso anual esperado. Se adjudica al propener

red local.

Las ampliaciones son licitadas y los proponenteganf

con menor valor esperado de ingreso en 25 afios.

Las ampliaciones son licitadas y se adjudic ANSELECTRIC  SA.

al oferente que pida un menor valor anual
re{nuneracic’)n.
n A
0s usuarios interesados pueden acordar
un transportista la construccion pagar
precios negociados por las partes.

o%ligacién primaria de expansion de
rer%j. Un agente puede construir a su ca
g‘gneas para conectarse al sistema si
estan contenidas en el plan de expansig

Procedimientos de expansion de
interconexion internacional.

laa planificacién de interconexiones esta a cargdad
UPME.

)

No existen hasta el presente interconexion€®munidad Andina de Naciones.
internacionales con el sistema interconectadtterconexion con Colombia fue realiza
por TRANSELECTRIC S.A. en el tramp

de Chile.

fl transportista TRANSELECTRIC 8.1.

tiene la

te,
re

la
rgo
no

>

La planificacién de interconexiones esta a

cargo del CONELEC junto a Ia
autoridades de los paises vecinos de

en territorio de Ecuador. Los costos de
interconexiones son pagados por
demanda.

s
la

| a
da

las
la
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PERU

URUGUAY

VENEZUELA

Cargos a los agentes locales.

Sistema Principal (SP).

Se cobra un peaje de conexion, que complem
el ingreso tarifario del transportista (resultadee
las diferencias en la valoracion a la tarifa endyg
de la energia inyectada y extraida.

El peaje de conexién unitario es estampillado
toda la red, y es recaudado de los generad
quienes pagan en proporcion a la demanda ma
coincidente de los clientes abastecidos
contratos con el generador.

Sistema secundario de conexion al SP.

Los pagan los generadores o demandas
emplean dichos sistemas.

Activos de interconexién: el ingreso tarifafio

e(par diferencia de valor a precios spot er
retiros inyecciones), se complementa con:
rPeajes de localizacién pagado por todos
generadores y las carga en 500 kV, segur
ageado de uso esperado de la red, (que se ca
DI@S; inyecciones y extracciones marginales,
Xireara flotante Montevideo a 500 kV).
pBeajes de potencia que deben pagar
demandas conectadas a la transmision z
(150 kV) segun su demanda maxima.
AEtivos de conexidn: se remuneran por car
de conexion.

tre

los
" SY ey . _—
IcuPan'Ste en .Ia tarifa a los usuarios fina
Acr)ﬁgulados, ni en los contratos con uf
"pocos grandes consumidores, un ca
I%lesoarado por transmision.

onal

gos

es
0s
rgo

Cargos por el uso de la red log
por transacciones internacionale:

falklo se han implementado aun.
D.

Los contratos de importacion y exportaci
pagan cargos fijjos segun la poten
contratada, analogos a los de generadorg
demandas (respectivamente) de igual poten
Importaciones y exportaciones spot pagan
MWh inyectado o retirado, con un car
unitario igual al de un generador o demanda
potencia 1 MW constante en el mes, divid

ol

cia

>dNg hay un tratamiento general en

cieegulacion. En el contrato de exportaci
par Brasil entre Edelca y Electronorte,

j@stablece un Unico cargo por energia

1 dabre todos los costos del vendedor.

do

que

730 horas.
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PERU

URUGUAY

VENEZUELA

Determinacion de la expansion.

No existe un plan de transmision de cara
determinativo. En la privatizacién realizada erite98

y 2002 quedaron establecidas obras de expan

obligatorias.

ct8e prevé que UTE vy los transportistas

ingresen en el futuro realicen un plan p
siteterminar las obras de beneficio general
debe aprobar el regulador.

) L,IAéctuaImente las empresas elaboran
EIIpropios planes, que son evaluados po
quePSIS (organismo coordinador de
operacion). La LOSE prevé

procedimiento de planificacion indicativd.

Sus
r el
a

Procedimientos de expansion de
red local.

a

Las obras beneficio general y tension meng
500 KkV (transmision zonal) deben s
construidas y operadas por UTE.

Las obras de beneficio general de 500 kV

adjudicatario recibe el canon anual ofertado.
Los particulares pueden realizar expansio
“por requerimiento particular” a su cago, q
pueden dar lugar a peajes si son usadas
terceros.

UTE no ejecute deben ser licitadas y|e

ra
er

¢ da empresa realiza las expansiones

incluidas en su plan y aprobadas por

OPSIS.
nes

ue
por

Procedimientos de expansion de
interconexion internacional.

La interconexidon con Ecuador estuvo a cargo de
I&léctrica del Per(, la mayor transportista comadepde
uno de los compromisos de inversion en
privatizacion.

Se prevé que los interesados que ten
acuerdos por contratos de importacion
exportacion, obtengan permiso del regulag
R l(J]jén _I_icita la construccion en form
competitiva.

a interconexion existente con Argentina fj
construida con fondos publicos con motivo
la construccion de la hidroeléctrica binacio
Salto Grande. La interconexion con Brasil f
construida por UTE para comercio
excedentes de oportunidad.

gan
y

s Lose prevé la autorizacién d
%Ministerio de Minas (ahora MENPET
y ara las transacciones internacionales.
d a interconexion existente con Brasil f

esarrollada por Edelca para u

nad o .
_Exportacion en un contrato firme.

28

~

na

de
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ESPANA

Cargos a los agentes locales.

Los costos de transporte se cargan solo a las dimahos generadores no pagan tarifas de traesport
Las tarifas de transporte para las demandas salegjpara todo el pais, y difieren sélo segunvel mie tension.

Cargos por el uso de red local p
transacciones internacionales.

c)IEas exportaciones pagan una tarifa de 0.14 ctsidepor kWh.

0s transitos internacionales a través de Espafiaodgen y destino en los paises de la Unién Ewape pagan peajes.
procedimiento de compensaciones entre paises ternilga las mismas segun el conjunto anual defegos.

Existe

Determinacion de la expansion.

Red Eléctrica de Espafia realiza un plan a cince gfie previo informe de la Comisién Nacional dergize es aprobado por el Gobierng

tiene caracter vinculante.

Procedimientos de expansién de
red local.

fas expansiones pueden realizarse por autorizaaiécta o por procedimientos competitivos.

Procedimientos de expansién de

interconexion internacional.

l%l procedimiento es el mismo que para las rededdecsi bien con el acuerdo del otro Estado.




ANEXO 7
ANALISIS DE COSTOS PARA LINEAS Y
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ANALISIS DE COSTOS PARA LINEAS Y SUBESTACIONES DE 500 kV

COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN

COSTOS DE ELEMENTOS TECNICOS DE SUBESTACIONES

Caostos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004
Tabla No 3 - Anexo|

EQUIPOS DE PATIO 500 kV US$
Interruptor con resistencia de preinsercién 319,552
Interruptor 244 612
Seccionador 28,487
Seccionador con cuchilla 35,503
Transformador de corriente 500 kY 30,291
Transformador de tensién 500 kV 14,648
Descargador de sobratensién 500 kV 16,001
Trampa de onda de 500 kV 19,101
telecomunicacionas (PLP o FO) 68,184
JAislador soporte mas estructura 2,561
lAcera Estructural (Ton) 2,713
Gabineta Medida 29,179
(Gabinete proteccion linea 60,815
(Gabinete proteccion transformador lado 500 kV (UC2) 30,194
(Gabinete proteccion didametro 64,105
Proteccion campo de transformador o acople de barras 19,247
SCC contralador de campo 46,079
Sisterna Registro de fallas 44 542
Semvicios auxiliares caseta control Tipo 1 39,983
lAccesorios de conexién AT Tipo 1 ver T 53
|Accesorios de conexién AT Tipo 2 ver T 53
[Accesorios de conexién AT Tipo 3 ver T 53
Cables médulo ver T 51
IEQUIPOS COMUNES 500 kV Uss
IEstructuras metdlicas para pérticos (Tn.) 2,352
IGabinete prateccidn de barras 76,614
IProteccién Campo de transferencias 19,489]
IPlanta telefénica a1,122]
SCC equipo Comun 549,720]
Servicios Auxiliares AC y DG tipo 3 238,716
Servicios Awdliares AC y DC tipo 4 318,754
Sistema de respaldo de telecomunicaciones 46,205
Sistema gestion protecciones 27 955
Sistemna gestion registradores 23,386
JAislador soporte mas estructura 2,561
Transformador de potencial + soporte 17,843

COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN

COSTOS DE ELEMENTOS TECNICOS DE LINEAS DE TRANSMISION

Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 1997
Tabla No 4 - Anexo

LINEAS 500 KV Circuito sencillo 4 subconductores por Haz Us$

Estructuras (Tonaladas de acero por km) 1,146]Costo x T{m.
Cadenas de aisladores suspensian tipo niebla "V" 500 kv 1,020]Costo x km
Cadenas de aisladores retencion tipa niebla 500 kv 1,684JCosto x km
Conductor para 500 kV cto sencillo (Toneladas de cond. por km) 2,508]Costo x Ton.
Accesorios para conductor y cable de guardia 500 kV cto sencillo 2,178|Costo x km
Cable de guarda para lineas 500 kV 8441Costo x km

177
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BAHIA COMPEMNSACION

Equipo patio 500 kV US$
Interruptor tripolar (mando monopolar) 244,612
Seccionador tripolar 28 487
Seccionadorcon cuchilla 35,503
Seccionador puesta a tierra neutro reactores 13,696
Transformador de corriente 30,291
Transformador de tension 14,648
Descargador de sobretensidn 16,001
Aislador soporte mas estructura 2,561
Acero Estructural (Ton) 2,713
Gabineta Medida 29,179
Gabhinete proteccién transformador lade 500 kV (UC2) 30,194
Gabinete proteccién didmetro 64,1(&
SCC contralador de campo 46,079
Sistema Registro de fallas 44,542
Servicios auxiliares caseta control Tipo 1 39,983
lAccesorios de conexidn AT Tipo 1 ver T 53
IAccesorios de conexidn AT Tipo 2 ver T 53
IAccesorios de conexion AT Tipo 3 ver T 53
Cables madulo fver T 51

COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN

BAHIAS DE COMPENSACGION PARA CONEXION DEL COMPENSADOR ESTATICO

Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004
Tabla No 6 - Anexo

Bahia de compensacion
ITEM Costo (Interruptor y medio 500 kV)
Unitario Cantidad ]| Costo Total

Equipos de patio 500 KV
Interruptor tripolar (mando monopolar) 244612 1.00 244 612
Seccionador tripolar 28,487 2.00 56,974
Seccionador tripolar con secc. Puesta a tierra 35,503 1.00 35,503
Transformador de corriente 500 kV 30,291 3.00 90,874
Transformador de tension 500 kV 14,648 3.00 43,943
Descargador de sobretensicon 16,001 3.00 48,002
Aislador de poste 2,561 3.00 7,683
Gabinete de proteccion Bahias de Autotraf 30,388 1.00 30,388
Gabinete Medida 29,179 0.50 14,590
Gabinete Proteccion Diametro 64,105 0.50 32,053
Sistema Registro de fallas 44,542 0.50 22,271
Sistema de control coordinado 46,079 0.50 23,040
Ton. de Acero Estructural 2,713 44.44 120,561
Cables Madulo 18,000 1.00 18,000
Accesorios de conexién AT 101,479 1.00 101,479
Servicios auxiliares caseta control Tipo 39,983 0.50 19,991
||c:-ta| Eqmpo de patio 909,963
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FACTOR DE INSTALACION % FOB Valor

| ransporte Maritimo 3.44% '
Seguro Maritimo 0.40% 3,67
Costo CIF (USD) 944,911
Bodegaje 1.67% 5,162
Arancel 13.43% 22,2
Transporte Terrestre 2.17%

Seguro terrestre 0.52%

IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 18.82%

Costo DDP (USD)

Montaje Pruebas y puesta en servicio 11.54%

Repuestos 3.00%

Obras civiles 20.69% C
Costo Directo (USD) 1,698,699
Ingenieria (Diseno) 6.12% 55,665
Interventoria 6.93% 63,
[Administracién de la ejecucion 4.46% 40,
Costo Indirecto (USD) 159,286
Costo Total sin costos financieros (USE)} 1,757,986
Factor neto de instalacion sin costos financieros 193.2%

Factor adoptado (Tabla 1) 195.0%

Costo lTotal adoptado 1,774,428

COSTO DE UNIDADES CONSTRUGTIVAS DEL 8TN
BAHIAS DE COMPENSACION REACTIVA 500 kV
Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004

Tabla No. 12 - Anexo

Linea.ccn reackr maniobrable 500 kY| Linea cen reacter fje 500 KV 28 MVAR | Linea con reactor fife 500 KV 40 MVAR | Linsa con reacter
20 MAR Con rearcior de neuira C:

a0 k) Li fije 500 kY 20
Con reachor de newiro 40 MVAR Con reacher de neuire MVAR Con reacter da reutrs

ITEM Costo

Linitario Cantidad IC&:.ID Total | Cantidad I Costo Total | Cantidad IC&:.ID Total | Cantidad ICosio Total | Cantidad | Costo Total

Inkrmuptor ripolar (manda moncp oar 244 612 244 512 1.00)
28 487 28 487 1,00} 28,487) 1.00) 1,00
16,001 48 002 3.0 48,002 =oof 3.00)
17,000] 17,000 1,001 17,000 1.00) 1,00
A C0as0r0E de conexon AT FEEE K fi, 263
Acozsorios de conedin AT 8,720 1.00)| 8,720 1.00) 1,00}
patio — 336,101 93.4d
[FACTOR DE INSTALACION T FOB Valor | % TFoB Valor L] Valor T, FOB Valor T FOE Valor
Transporie Martimo B4 i .L=\_7E_'| A EEE YT 3445 3445
0,407 65 0.40% 377 0,403 0,407 0,400
351,067 Tr.080]
1556]  16r% 1677 1677
12556) 13439 13,429 13,429
z027]  217% 2 17% 2 17%
EE] [ [
TVA equipos (16% [CIF+ARANGEL]) 17.508] _18.829% 18,829 18.82%
0510 ] — 131,310
TTontale Prichas y pUesta en Servieo 30,020 I
cpuestos 10,143 2,805]
Cbras civiles 20.60% 50,062 2 19,345
[Costo Directo (US0) 554,005 14,250
Ihaenena (Diseno) REA I AL N NEA B. 129
Interventora 5033 23,439]  6.93% 65,481 5.03%% [ 5. 03
TN TEHacion 06 12 eEcLeion TAE [EE G A IS T [
(Costo Indirecto (USD) 59,154 16,365
[Costo Total sin costos Nnancieros (US0) EEERED| T80.615]
Factor neto de instalacion sin costos financieros | 18329 103.2%
[Factor adoptado (ama 0] o500 T05.00% 705,09 [ [
Costo Total adoptado 658, 298| 162,304
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COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTVAS DEL 5TH
MODULOS DE COMPENSAGION REACTIVA 500 kY
Costes (FOB) en US§ de Disiembre de 2004

Tabla Mo. 13- Anexo

Linga con reacior maniobrabie 500 K Unea con reactor fjo 500KV 25 iLinea con reactor fjo 500 KV 40 tor 0 Insa con reacior 1) 500 KV 20 W ARS
Costo 20 MWAR MVAF Con rsaoior de neutm Con rsacior de neutm 40 MVAR Con roactor de neutro (Con reactor 4 neurs
Unitario Cantidad I::\sio Total | Cantidad I Costo Total | Cantidad I Costo Total | Cantidad I Cogto Tatal | Cantidad I Costo Tatal
[Equipo de compsnsacion —
[Reicter dx linsa 20 MVAR 2 2,00 582,287] 1 3,00
escrer da linsa 25 MVAR .00 876,010
Reactor de linsa 40 MVAR 3.00)
[Reastor de neuir 1200 RENEE | 1200 T
|Giobinets probeccién de reactor ipe 2 1.00 41,654 1.00) 41,654) 1.00) 1.00
15,808 1.00) 13, 606] 1.00) 1.00
5,031 .00 5,031 1.00 1.00 .00
i 3. 146] 1.00 3,148
cascrios da conecion AT 3.@' .00 3,840
|pccezcrion de coneciin AT 4,480 —I 1,00}
Rcezorios d= canecion AT 1647] 1 T00]
Jiccezcrios d= conmcian AT 1450 100
Caties medun 5,0 T 1.ﬂﬂ| TS, 000 To0] 1.-.-'EI T
[Tatal Equipo de patla 1 1,073,083
FACTOR DE INSTALACIOHN Valor [ % FOB Valor % FOB Valor Walor
ETRCER] L X rLe
4,53, 0.40% 0.40%
AL} d'ﬂa
Ingenisria (Disefo) B.12%
Intzrventoria £.80%
[A.dministracién de la sjecucidn ENEE
Costo Indirecto (USD)
(Costo Total sin costos financlaros (USD)
& or neto Instalacion sin costos financkros I = e
actor adoptado (Tabla 1) 1 T 155.0% Too T
|Eosto Total adoptado 1,452,819
COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN
DOBLE BARRA MAS SECCIONADOR TRANSFERENCIA 500 kV
Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004
Tabla No. 17 - Anexo
ITEM Costo Bahia de linea Bahia de transtormacor Bahia de Acople
Unitario | Cantidad] Costo Total JCantidad] Costo Total ] Cantidad] Costo Total
EQUIPOS DE PATIO
Irterruptor con resistencia de preinsercién 319,552 1.00 319,552
Irterruptor 244,612 1.00 244,612 1.00 244,612
Seccionador tripolar 28,487 3.00)| 85,460 3.00 85,460
Seccionador tripolar con cuchilla 35,503 1.00) 35,503 1.00 35,503 2.00 71,006
Transformador de corriente 500 kV 30,291 3.00 90,874 3.00 90,874 3.00 90,874
Transformador de tensién 500 kV 14,648 3.00 43,943 3.00 43,843
Descargador de sobretensian 500 kW 16,001 3.00 48,002 3.00 48,002
Trampa de onda de 500 KV 19,101 2.00)] 38,203
elecomunicaciones (PLP o FO) 68,184 1.00 68,184
Aislador poste 2,561 12.00 30,733 12.00 30,733 9.00 23,050
JAcero Estructural (Ton) 2,713 49.48) 134,223 49.48 134,223 39.36 106,77¢
Gabineta Medida 20,179 1.00) 20,179 1.00 20,179
Gabinete proteccidn linea 60,815 1.00)] 60,815
Gabinete proteccién transformador lado 500 KV (UGC2) 30,194 1.00 30,194
Gabinete proteccién didmetro 64,105
Praoteccién campo de transformador o acople de barras 19,247 1.00 19,247
SCC contralador de campo 46,079 1.00)] 1.00 1.00 46,079
Sistema Registro de fallas 44,542 0.50 0.50
Servicios auxiliares cassta control 39,983 0.50 0.50 0.50 19,991
[Accesorios de conexion AT Tipo 1 71.455 1.00
JAcoesorios de conexidon AT Tipo 2 69,062 1.00 69,062
JAceasorios de conexién AT Tipo 3 69,577 1.00 69,677
Cables médulo 13,500 1.00 13,500 1.00 K 1.00 13,500
TOTAL 1,157,968 943,627 704,716
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IFACTOFI DE INSTALACION % FOB Valor % FOB Valor % FOB Valor
I_Transpone Maritimo 3.44% 30,798] 3.44% 32,432] 3.44% 24,220
Seguro Maritimo 0.40% 4,675] 0.40% 3,810] 0.40% 2,845
ﬁm‘ﬂlﬁn) 7,202,441 579,860 751,782
Bodegaje 1.67% 19,295] 1.67% 15,723 1.67% 11,742
[Arancel 13.43% 155,518 13.43% 126,732] 13.43% 94,645
Transporte Terrestre 2.17% 25,111] 2.17% 20,463] 2.17% 15,282
rSegum terrestre 0.52% 6,079] 0.52% 4,954] 0.52% 3,700
WA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 18.82% 217,971] 18.82% 177,625 18.82% 132,653
[Costo DDP (U5 D) 1,626,416 1,325,366 589,805
rr\duntaje Pruebas y puesta en servicio 11.54% 11.54% 108,909) 11.54% 81,335
Repuestos 3.00% 3.00% 3.00% 21,141
Obras civiles 20.69% 20.69% 20.69% 145,823
[Costo Directo EU§D) 2,034,415 1,238,105
Ingenieria (Disefio) 6.12% 70,836] 6.12% 6.12% 43,109
Interventoria 5.93% 80,275) 6.93% 5.93% 48,854
[Administracién de la ejecucién 4.48% 51,588] 4.456% 4.46% 31,305
[Costo Indirecto (USD) 202,609 725,550
Costo Total sin costos fnancieros (UsD) 2,237,113 1,823,023 1,361,463
Factor neto de instalacién sin costos financieros 193.2% 193.2% 193.2%

Factor adoptado (Tabla 1) 195.0% 195.0% 195.0%

Costo Total adoptado 2,258,037 1,840,074 1,374,197

COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN

INTERRUPTOR Y MEDIO 500 kV
Costos (FOB) en US$ de Diciembra de 2004
Tabla No. 18 - Anexo

ITEM Costo Bahia de linea Bahia de transformador Corte central
Unitario Cantidadl Costo Total Cantidadl Costo Total Cantidad | Costo Total
EQUIPOS DE PATIO
Internuptor con resistencia de preinsercicn 319,552 1.00) 319,552 1.00 319,552
Intermniptor 244,612 1.00
Seccionador tripolar 28,487 2.00) 2.00) 2.00 56,97 4]
Seccionador tripolar con cuchilla 35,503 1.00 1.00 X
Transformador de corriente 500 kY 30,291 3.00) 3.00 90,874 3.00 90,874
[Transformador de tension 500 kV 14,648 3.00) 3.00) 43,943
Descargador de sobretension 500 kV 16,001 3.00) 48,002 3.00) 48,002
[Trampa de onda de 500 kV 19,101 2.00) 38,203
telecomunicaciones (PLP o FO) 68,184 1.00 68,184
Aislador poste 2,561 3.00 7,683 3.00)
JAcero Estructural (Ton) 2,713 44.44] 120,547 44,44 ' 56.08 152,133
Gabineta Medida 29,179 0.50] 14,590 0.50] 14,590
Gabinete proteccion linea 60,815 1.00) 60,815
Gabinete proteccion transformador lado 500 KV (UC2) 30,194 1.00) 30,194
Gabinete proteccidn diametro 64,105 0.50) 32,053 0.50) 32,053
Proteccién campo de transformador o acople de barras 19,247
SCC contralador de campo 46,079 1.00 46,079 0.50) 23,040 0.50 23,040
Sistema Registro de fallas 44,542 0.50) 22,271 0.50) 22,271
Servicios auxiliares caseta control 39,983 0.50) 19,991 0.50) 19,901
lAccesorios de conexién AT Tipo 1 101,479 1.00 101,479 1.00 101,479
|Accesorios de conexién AT Tipo 2 89,095 1.00
Cables médulo 20,500 1.00 20,500 1.00
TOTAL 1,147,243 744,051
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rFACTOFI DE INSTALACION % FOB Valor % FOB Valor % FOB Valor
Transporte Maritimo 3.44% 39,430] 3.44% 30,928] 3.44% 25,572
|Segur0 Maritimo 0.40% 4,632] 0.40% 3,633 0.40% 3,004
osto D} 1,191,304 934,433 772,628
Bodegaje 1.67% 19,116 14,994 1.67% 12,398
[Arancel 13.43% 120,855 13.43% 99,928
Transporte Terraestra 2.17% 19,514 2.17% 16,135
Seguro terrestre 0.52% 4,724 0.52% 3,906
VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 18.82% 18.82% 140,057
Costo DDP (USD) 1, 1,045,052
rMontaje Pruebas y puesta en servicio 11.54% 103,859 5,875
Repuestos 3.00% 26,996 . 22,322
Obras civiles 20.69% 186,206 20.69% 153,963
[Costo Directo (USD) 1,580,071 1,307,212
Ingenieria {Disefo) 6.12% 55,048 6.12% 45,516
Interventoria 6.93% 79,532 62,383 6.93% 51,581
[Administracion de la ejecucion 4.46% 51,110 40,090 4.46% 33,148
[Costo Indirecto (USD) 200,821 157,520 730,244
Costo Total sin costos financieros (UED) 2,216,393 1,738,491 1,437,456
Factor neto de instalacién sin costos financieros 193.2% 193.2%
Factor adoptado (Tabla 1) 195.0% 195.0%
Ensto Total adoptado

COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN
BARRAJE DOBLE BARRA MAS SECCIONADOR DE TRANSFERENCIA 500 KV

Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004
Tabla No. 19 - Anexo

Costo Barraje Tipo 1 Barraje Tipo 2
ITEM Unitario| D. Barra + Trans 500 kV D. Barra + Trans 500 kV
Cantidad Cantidad Cantidad Costo Total
EQUIPOS COMUNES 500 kV
Estructuras metalicas para porticos (Tn.) 2,352 52.52] 123,522 69.78 164,116
Accesorios de conexion AT 110,599 1.00Q 110,599
Accesorios de conexion AT 175,207 | 1.00 175,207
Transformador de potencial 17,843 2.00] 35,687 2.00 35,687
Total 269,808 375,009
FACTOR DE INSTALACION % FOB Valor % FOB Valor
Transporte Maritimo 3.44% 9,273 3.44% 12,889
Seguro Maritimo 0.40% 1,089 0.40% 1,514
Costo CIF (USD) 280,170 389,412
Bodegaje 1.67% 4,496 1.67% 6,249
Arancel 13.43% 36,236 13.43% 50,365
Transporte Terrestre 217% 5,851 2.17% 8,132
Seguro terrestre 0.52% 1,416 0.52% 1,969
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 18.82% 50,788 18.82% 70,590
Costo DDP (USD) 378,957 526,717
Montaje Pruebas y puesta en servicio 9.97% 26,889 9.97% 37,374
Bepuestos 3.00% 8,094 3.00% 11,250
Obras civiles 11.16% 30,108 11.16% 41,848
Costo Directo (USD) 444,049 617,188
Ingenieria (Disefio) 6.12% 16,505 6.12% 22,940
Interventoria 6.93% 18,704 6.93% 25,997
Administracion de la ejecucion 4.46% 12,020 4.46% 16,707
Costo Indirecto (USD) 47,229 65,644
Costo Total sin costos financieros (USD) 491,278 682,833
Factor neto de instalacion sin costos financieros 182.1% 182.1%
Factor adoptado (Tabla 1) 180.0% 180.0%
Costo Total adoptado 485,654 675,017




COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN

BARRAJE INTERRUPTOR Y MEDIO 500 kV
Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004
Tabla No. 20 - Anexo
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Costo Barraje Tipo 1 Barraje Tipo 2
ITEM Unitario Int. Y Medio 500 kV Int. Y Medio 500 kV
Cantidad Cantidad Cantidad Costo Total

EQUIPOS COMUNES 500 kV

Estructuras metalicas para porticos (Tn.) 2,352 98.78] 232,322 164.14 386,042
Accesorios de conexion AT 98,224 1.00Q 98,224

Accesorios de conexicn AT 158,512 1.00 158,512
Transformador de potencial 17,843 2.00] 35,687 2.00 35,687
Total 366,232 580,241

FACTOR DE INSTALACION % FOB Valor % FOB Valor

Transporte Maritimo 3.44% 12,587 3.44% 19,942

Seguro Maritimo 0.40% 1,479 0.40% 2,343

Costo CIF (USD) 380,298 602,526

Bodegaje 1.67% 6,102 1.67% 9,668

[Arancel 13.43% 49,186 13.43% 77,928

Transporte Terrestre 2.17% 7,942 2.17% 12,583

Seguro terrestre 0.52% 1,923 0.52% 3,046

VA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 18.82% 65,038] 18.82% 109,222

Costo DDP (USD) 514,389 814,974

Montaje Pruebas y puesta en servicio 9.97% 36,499 9.97% 57,827

Repuestos 3.00% 10,987 3.00% 17,407

Obras civiles 11.16% 40,868 11.16% 64,750

Costo Directo (USD) 602,743 954 958

Ingenieria (Disefio) 6.12% 22,403 6.12% 35,495

Interventoria 6.93% 25,389 6.93% 40,225

[Administracion de la ejecucién 4.46% 16,316 4.46% 25,850

Costo Indirecto (USD) 64,108 101,570

Costo Total sin costos financieros (USD) 666,851 1,056,528

Factor neto de instalacion sin costos financieros 182.1% 182.1%

Factor adoptado (Tabla 1) 180.0% 180.0%

Coslo Total adoptado 659,218 1,044,434
FACTOR DE INSTALACION % FOB Valor _I % FOB Valor
Transporte Maritimo 3.00% 2,237 3.00% 2,455
Seguro Maritimo 0.50% 373 0.50% 409
Costo CIF (USD/km) 77,164 84,707

rBodegaje 2.10% 1,566 2.10% 1,719
Arancel 15.53% 11,578 15.53% 12,710
Transporte Terrestre 1.30% 969 1.30% 1,064
Seguro terrestre 0.70% 522 0.70% 573
IVA equipos (16% [CIF+ARANCEL]) 19.04% 14,195 19.04% 15,583
Costo DDP (USD/km) 105,994 116,355
Obra civil, montaje, pruebasy puesta en marcha 73.08% 54,485 73.08% 59,811

IRepuestos 4.18% 3,120 4.18% 3,425
Gestion Ambiental 10.44% 7,786 9.51% 7,786
Servidumbres 14.91% 11,117] 13.58% 11,117
Costo Directo (USD/km) 182,501 198,493
Ingenieria (Disero) 5.00% 4,474 YEA 4,474
Interventoria 8.90% 6,633 8.10% 6,633
Administracion de la ejecucion 6.26% 4,670 6.26% 5127
Costo Directo (USD/km) 15,777 16,234
Costo Total sin costos financieros (USD/km) 198,278 214,727
Factor neto de instalacién sin costos financieros 266.0% 262.4%

actor adoptado (Tabla 2) 265.0% 265.0%
ICosto Total adoptado 197,568 216,882
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COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN

Km de Linea 500 KV Circuito sencillo 2 sub por haz (ACAR 950 - Nivel 1){ACAR 1200- Nivel 2y 3)
Costos (FOB) en US§

Tabla No. 40a - Anexo

ITEM Mivel 2
[Cantaadkm]  valor

Estructuras (Toneladas de acero por km) 27.76 31,819

Cadenas de aisladores suspensitn tipo nisbla "v* 500 ky 5.45 5,564 5.45 5,564
(Cadenas de aisladores retencién tips nishla 00 KV 1,684 3.78| 5,905 3.78 5,095 3.78| 5,995
(Comductor para 500 KV oto sencills (Toneladas de cond. por km) 2 508 11.97] 30,022 15.12] 37,822 15.12] 37,922
Accesorics para conductor v cable de guardia 500 KV eto sencills 2,178 1.00) 2,178 1.00 2,17 & 1.00) 2,178
Cable de guarda para lineas 500 kv 44 2.04 1,721 2.04] 1,721 2.04 1,721
Costo FOB [100%] [USD.-'RE 76,37 2] 85,199 85,189
[FACTOR DE TNS TALACION 7 TOB Valor 7. FOB Valor %% T OB Valor
T'fansgo rte Maritimo 3.00% 2,281 3.00% 3.00% 2,556
[Sequro Maritimo 0.50% 382]  0.50% 0.50% 426
Costo CIF (USD/km) 79,045| 88,181
Eodeqaje 2.10% 1,604]  2.10% . 2.10% 1,789
[Arancel 15.53% 11,661]  15.53% 13,231 15.53% 13,231
Transporte Temestre 1.30% 993 1.30% 1,108] 1.30% 1,108
Sequio terrestre 0.7 0% 535]  0.70% 596 10.70% 596
IVA equipos t1£% [CIF+ARANCEL]) 19.04% 14,541 19.04% 16,222 15.04% 16,222,
Costo DDP (USD/ k) 106,578 121,12 121,128
Obra civil, mom_aje. prusbas y pussta en marcha 73.08% 55.813] 73.08% 62,264 73.08% 52,264
Repuestos 4.18% 3,196]  4.18% L 4.18% 3,565
Gestion Ambiental 10.19% 7.786]  9.14% 9.14% 7,786
Servidumbres 14.56% 11,117 14.56% E 14.56% 11,117
[Costo Directo (USIkm) 186,490 205,860 205,860
|Ingenieria (Diseno) 5.86% 4,474 B6% 4,474 5 .86% 4,47 4]
|I_rrten-'enton'a 3.68% 6,633 5.65% 5,635 3.68% 5,633
[Administracion de la gjgcucidn 6.26% 4,784 .26% 5,337 6.26% 5,337
m 15,691 16,444 16,444
[Costo Total sin costos Ainancleros (USDIkm) 202,381 222,304 222,304
[Facior neto de matalacion s Coslos TNancieros | 260,9% 260,07

[Factor adopiao (1abe 2) | P G

[Costo Total adoptado 202,386] 5

COSTO DE UMIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STH

COSTO EQUIPD DE CONEXION DE ALTA TENSION PARA MODULOS POR CONFIGURACIGN 500 KV
Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004

Tabla Mo 53 - Anexo

COSTO EQUIPO DE CONEXION DE ALTA TENSION CONFIGURACION DOBLE BARRA CON SECC. TRANSFERENCIA 500 kV

] COSTO CIF ; T EAHIA DE ;
COMPCOMNENTE Uniclad USD 2004 BAH|A DE LINEA TRANSEORMADOR BAHIA DE TRANSFERENCIA
CANMTIDAD TOTAL CANTIDAD TOTAL CANTID AL TOTAL

CADENAS AISLADORES
500 KV
Retencidn dos conductores un 2,257 12 28,287 12 28,287 12 28,287
Suspensian dos conductores uri 3,539
Retencion con resorts un 2 504
Sugpensian en V dos conductores uri 3,099 3 0,297
Suspension para T.0. un 1,508
CONDUGCTCOR ALTA TENSION m 14 1500 21,643 1450 20,927 1250 18,040
CABLE DE GLARDA m 2 200 400 200 400 200 400
CONECTOR CABLE DE GUARDA un 45 & 270 6 270 6 270
CONECTORES AT,
500 KV un 119 116 13,845 102 12,177 =11
SEPARADCR
Bl un 54 48 3,07 2] 48 2,07 2] 36 2,304
BARRAS TUELILARES ALUMINIC
o 1200104 mim (S00kV] un 437 Q 2,030 ] 2,020 3 1,210
TOTAL 71,455 Y, 062 64,577
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(=3
COMPONENTE Unidad CL%’JO e BARRAJE TIPO 1 BARRAJE TIPC 2
S0 2004
CANTIDAD TOTAL CANTIDAD TOTAL
CADEMAS AISLADORES
500 kY
Retencidn dog conductores un 2,357 24 36 24,860
Suspension dos conductores un 3, 539
Hetencion con resorte un 2,554
Suspension en V dos conductores un 3, D) & g 12 37,187
Suspension para T.0. uri 1,508
CONDUCTOR ALTA TENSION m 14 1550 2500 40,410
CABLE DE GUARDA m 2]
CONECTOR CAELE DE GUARDA un 45|
CONECTORES AT,
500 kW un 119 56 5,655 S0 9,550
SEPARADCR
500 kW un G 32 2,048 50 3,200
BAPRAS TUBULARES ALUMINIO
@ 1200104 mm (S00KV) un 437
TOTAL 110, b5 115,207
1,417
COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN )
COSTO EQUIPO DE CONEXION DE ALTA TENSION PARA MODULOS POR CONFIGURACION 500 KY
Costes (FOB) en U5 de Diciembre de 2004
Tabla No 53 - Anexo
COSTO EQUIPO DE CONEXION DE ALTA TENSION CONFIGURACION INTERRUPTOR Y MEDIO 500 kV
—_Jcosto G . . EAHIA DE
COMPONENTE Unidad | " sngs | 500 KV BAHIA DE LINEA TRANSFORBMADOR BARRAJE TIPO 1 BARRAJE TIPO 2
CANTIDAD | TOTAC | CANTIDAD | TOTAL | CANTIDAD TOTAL CANTIOAD TOTAL
CADEMNAS AISLADDRES
500 KV
Retencion dos conductores un 35T 12 12 28,287] 24 36 84,860
Suspension dos conductores un =R
Retencion con resorte un 554
Suspension en V dos conductores un =R E] E] 27 son| & 18,55G] 12 ELNED
Suspensidn para T.0. un 1.608] [
CONDUCTCR ALTA TENSION m 14 1260 18154 1150 1350 io4a3] 2100 30,307
CABLE DE GLIARDA m 2| 300 GO0 300 GO0
COMECTOR CABLE DE GLUARDA un [ | 10 450 10 450)
COMECTORES AT,
500 KV un 119 oz 54 16 1,910) 28 3,342
SEPARACCH
500 RV un &4 44 2,816 41 26 44 2,816
EARRAS TUBULARES ALUMINIC
o 120104 mm (500KV) un 437 [ 2,620
I'I'GTKI 707,370] G8.274 TE8517]




COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN _
COSTO EQUIPO DE CONEXION DE ALTA TENSION PARA MODULCS POR CONFIGURACION 500 KV
Costos (FOB) en US$ de Diciembre de 2004

Tabla No 53 - Anexo
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COSTO EQUIPO DE CONEXION DE ALTA TENSION BAHIA DE COMPENSACION Y TRANSFORMADCR

T ; BAHIA DE
. COSTO CIF |BAHIA DE COMPENSACION gt AUTOTRANSFORMADOR
e Hnidad | on 2004 | REACTIVA MANICERABLE LS MONOFASICO 150 MVA
REACTIVA Fla
CANTIDAD TOTAL CANTIDAD TOTAL CANTIDAD TOTAL

CADEMNAS AISLADORES
500 KV
Retencidn dos conductores un 2,357
Suspension dos conductores un 3,530
Retencidn con resorts Ln 2,584
Suspensidn en Y dos conductores un 3, [
Suspension para T.0. un 1, B03)
Retencidn un conductor (230 k) Ln 771 12
CONCUCTOR ALTA TENSION m 14 150 2,165 200 2,556 300 4,330)
CABLE DE GUARDA m 2| 190 320|
CONECTOR CABLE DE GUARDA un 45| & 270
COMECTORES A.T.
500 kY un 119 15 1,791 24 2, BES5| 25 2,985
SEPARADCR
500 KV un 54 2 571 E] 576
BARRAS TUBULARES ALUMINIO
@ 1200104 mim (S00kV) un 437 5.5 2,402 5.5 2,402] E 1,310
TOTAL ARE Y | 18,526]

COSTO DE UNIDADES CONSTRUCTIVAS DEL STN )

COSTO EQUIPC DE CONEXIGN DE ALTA TENSION PARA MODULCS POR CONFIGURACION 500 kv

Costos (FOB) en USE de Diciembre de 2004

Tabla Mo 53 - Anexo

COSTO EQUIPO DE CONEXION DE ALTA TENSION MODULO DE COMPENSACION 500 kV

MODULOD DE MODULD DE MODULD DE
. COSTO CIF COMPENSACION COMPENSACION COMPENSACION REACTIVA
SRS S Ll USD 2004 JREACTIVA DE LINEA 500 kW] REACTIVA DE LINEA 500 DE LINEA 500 KV FIJA 28
MANIOBRABLE 20 MVAR kY FlA 20 MVAR MVAR
CANTIDAD TOTAL CANTIDAD TOTAL CANTIDAD TOTAL

CADEMAS AISLADORES

500 kY

Retencidn dos conductores un 2,357

Suspensidn dos conductorss un 3,539

Retencidn con resorte un 2,554

Suspension en V dos conductoras ur 3,088

Suspension para T.0. ur 1,608

CONDUCTOR ALTA TENSION m 14 10 144} 30 433 25

(CABLE DE GUARDA Ml 2

CONECTOR CABLE DE GLIARDA Ln 45

COMECTORES AT

500 kY un 119 15 1,910 23 2,746 20 2,388

SEPARADOR

500 kY un GE]

BARRAS TUBULARES ALUMINIO

@ 120/104 mm (S00kV) un 437 25 092 3 1,310 25

TGTAL EREL | EIEET | 15N




MODULD D% MODULO DE
; COSTO CIF COMPENSACION COMPENSACION
EORESNENE Unickad § *isp 2004 |REACTIVA DE LINEA 500 kv REACTIVA DE LINEA 500
MANIDBRABLE 40 MVAR KV FLIA 40 MVAR
AN TIDAD TOTAL CANTIDAD TOTAL
CADENAS AISLADORES
500 KW
Retencion dos conductores un 2,357
Suspension dos conductorss un 3,530
Ratencion con resorts un 2,584
Suspension en V dos conductores uri 3,099
Suspension para 1.0, un 1,608
CONDUCTOR ALTA TENSION m 14] 30 43 30 433
CAELE DE GLIARDA m 2|
CONECTOR CABLE DE GUARDA un 45|
COMNECTORES AT
500 KV un 119)| 26 3,104 23 2,746
SEPARADCR
| Bl un 54
I‘EAF.‘F{AS TUBULARES ALLIMIMIC
3 1200104 mim (500kV) un 437 3 1,310 3 1,310
BTAL EXEN 3,350]
“ . . . .
Costos Unitarios de Transmision
" .
Colombia 1997

500 kV
*Linea

* Linea circuito sencillo
- Linea doble circuito
* M6dulo terminal de linea

« Bahia interruptor y medio

115.000 US$/km
179.000 US$/km
1.836.000 USS$

310.000 US$/km

3.099.000 US$

Valores en US$ de junio de 1996

ISA 1998|
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