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Gaceta Oficial Digital, lunes 15 de octubre de 2018

AUTORIDAD NACIONAL DE LOS SERVICIOS PUBLICOS

Resolucién AN No. /2 §0/ -Elec, Panami, & de

“Por la cual se modifican los articulos 17, 18, 24, 25, 26, 28, 46, 50, 56, 57, 59, 66, 70, 82,
83, 106 y 107 del Titulo IV denominado Régimen Tarifario del Servicio de Distribucion y
Comercializacion, y el articulo 40 del Titulo V denominado Régimen de Suministro, ambos

Titulos del Reglamento de Distribucién y Comercializacién de Energia Eléctrica (RDC).”

EL ADMINISTRADOR GENERAL,
en uso de sus facultades legales,

CONSIDERANDO:

1. Que mediante el Decreto Ley 10 de 22 de febrero de 2006 se reorganizé la estructura del
Ente Regulador de los Servicios Piiblicos, bajo el nombre de Autoridad Nacional de los
Servicios Publicos, como organismo auténomo del Estado, encargado de regular y
controlar la prestacién de los servicios publicos de abastecimiento de agua potabie,
alcantarillado sanitario, electricidad, telecomunicaciones, radio y television, asi como los

de transmision y distribucion de gas natural;

2. Que la Ley 6 de 3 de febrero de 1997, “Por la cual se dicta el Marco Regulatorio e
Institucional para la Prestacion del Servicio Publico de Electricidad” y sus
modificaciones, establecen el régimen juridico al cual se sujetaran las actividades de
generacion, transmision, distribucién y comercializacion de energia elécirica, v fue

reglamentada mediante el Decreto Ejecutivo 22 de 19 de junio de 1998;

3. Que el numeral 1 del articulo 9 del Texto Unico de la Ley 6 de 3 de febrero de 199, otorga
a la Autoridad Nacional de los Servicios Piblicos, la funcion de regular el ejercicio de
las actividades del sector de energia eléctrica, para asegurar la disponibilidad de una
oferta energética eficiente, capaz de abastecer la demanda bajo criterios sociales,
econdmicos y de viabilidad financiera; asi como propiciar la competencia en el grado y

alcance definidos por dicha Ley;

4. Que mediante Resolucion JD-5863 de 17 de febrero de 2006 y sus modificaciones, esta
Autoridad Reguladora aprobé el Titulo IV del Reglamento de Distribucion y
Comercializacién (RDC), denominado Régimen Tarifario del Servicio Publico de

Distribucién y Comercializacién de Energia Eléctrica;

5. Que en atencion a lo establecido en el acépite a) del articulo 9 del Titulo I del Reglamento
de Distribucién y Comercializacién, dicho Reglamento podra ser modificado cuando
existan situaciones que afectan el servicio de distribucién y comercializacion que no

fueron previstas en el Reglamento;,

6. Que mediante Resoluciéon AN No.12342-Elec de 27 de abril de 2018, se aprobé la
celebracion de la Audiencia Ptblica No.007-18 para considerar la propuesta de
modificacion del Titulo IV, denominado "Régimen Tarifario del Servicio de Distribuciéon
y Comercializacion", especificamente, los articulos 17, 18, 24, 26, 28, 46, 56, 57, 59, 66,
70, 74, 82, 83, 106, 125 y 129; v, el articulo 40 del Titulo V, denominado “Régimen de
Suministro”, ambos del Reglamento de Distribucién y Comercializacién de Energia

Eléctrica (RDC);

7. Que la propuesta estuvo disponible del jueves 3 al miércoles 23 de mayo de 2018, en la
Direccién Nacional de Electricidad, Agua Potable v Alcantarillado Sanitario de esta
Autoridad Reguladora, asi como en la pagina web de la misma, llevandose a cabo la

mencionada Audiencia Puiblica el 23 de mayo de 29,§)
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Que el miéreoles 9 de mayo de 2018 se celebré una Sesién Informativa, de acuerdo a lo
indicado en la pagina web de la Autoridad Nacional de los Servicios Piblicos y a las
publicaciones efectuadas en dos (2) diarios de circulacién nacional;

Que mediante Acta de cierre de inscripcién, fechada 22 de mayo de 2018, quedd
constancia de la inscripcion de siete (7) participantes como expositores para la Audiencia
Phblica No.007-18: Empresa de Distribucién Eléctrica Metro-Qeste, S.A. (EDEMET),
Empresa de Distribucién Eléctrica Chiriqui, S.A. (EDECHI), Asociacién de Grandes
Clientes Eléctricos (AGRANDEL), Armando Amado De Gracia Saucedo, Vicenie Zenon
Puga Garcia, Camara Panamefia de Energia Solar y Avanzalia Panama, S.A. De todos los
participantes inscritos, tinicamente no expusieron sus comentarios en la Audiencia
Publica celebrada, las empresas EDEMET y EDECHI;

Que dentro del plazo otorgado para recibir comentarios a la propuesta de modificacién a
los Titulos IV y V del Reglamento de Distribucion y Comercializacién (RDC), esta
Autoridad Reguladora recibi6 en tiempo oportuno los comentarios de:

Elekira Noreste, S.A. (ENSA)

Leslie S. Gonzélez Saavedra

Empresa de Distribucion Eléctrica Metro-Oeste, S.A. (EDEMET)
Empresa de Distribucion Eléctrica Chiriqui, S.A. (EDECHI)
AES Panamé, S.R.L.

Enel Fortuna, S.A.

Energy Management and Consulting, S.A.

Panasonic Latin America, S.A.

Avanzalia Panama, S.A.

Alternegy, S.A.

Que mediante 1a Resoluciéon AN No.12413-Elec de 30 de mayo de 2018 se excluyd del
proceso de Audiencia Publica No.007-18, la regulacién del procedimiento tarifario para
los clientes que tienen sistemas de Autoconsumo con Fuentes Nuevas, Renovables y
Limpias, contenida en el Anexo A de la Resolucién AN No.12342 de 27 de abril de 2018,
estableciendo que el resto de las propuestas que no guardan relacién con los clientes que
tienen sistemas de Autoconsumo, seguirian el proceso;

Que sobre los comentarios v observaciones presentados, la Autoridad Reguladora
procede a realizar el siguiente andlisis:

Titulo IV: "Régimen Tarifario del Servicie de Distribucion y Comercializacién"

12.1. Comentarios a la propuesta de modificacion de los articulos 17 y 18 del Titulo
IV del RDC

ENSA sefiala que conceptualmente no objetan la inclusion de otras variables
explicativas en las ecuaciones de eficiencia ademas de los clientes, demanda maxima
y energia vendida, sin embargo, consideran pertinente puntualizar lo siguiente:

a. Desde el punto de vista procedimental, indican que estas modificaciones no
deben tener efectos retroactivos como parte del proceso de valoracion del IMP.
En la Consulia Piblica No. 001-18-Elec para establecer las ecuaciones de
eficiencia a ser empleadas en el calculo del IMP para el periodo julio 2018-junio
2022, 1a ASEP propuso la inclusion de otras variables explicativas diferentes a la
cantidad de clientes, la carga méxima total o la energia vendida. En este sentido,
manifiestan que fueron dirigidos sus comentarios en la mencionada Consulta
Piiblica, independientemente de cualquier otro comentario referido a los aspectos
técnicos o econométricos de las ecuaciones de eficiencia propuestas.

b. Desde el punio de vista técnico, indican que las variables explicativas que se
incluyan no s6lo deben ser relevantes, sino que deben ser exdgenas, es decir, que
no deben depender de otras variables de costos o activos. Solicitan que/\szax



No. 28633-A

Gaceta Oficial Digital, lunes 15 de octubre de 2018

Resoluciéon AN No. / = M / -Elec

de

de de 2018

Pagina 3 de

modifique el texto del articulo 18 para incorporar dentro del paréntesis de la
definicién de x, que no se podrdn considerar como variables explicativas las
propias variables dependientes u otras variables que adolezean de problemas
concepituales o estadisticos (como multicolinealidad o endogeneidad). Esto para
evitar sesgos en las estimaciones obtenidas.

Advierten el posible sesgo de endogeneidad que podria existir si se incluye una
variable de costos (costos de comercializacién, por ejemplo) como variable
explicativa de otro costo (por ejemplo, costos de administracion). Para entender
esto, es importante recordar que deniro del término de error de cada ecuacién se
esta incluyendo implicitamente un término de ineficiencia (inobservable)
inherente a cada empresa. Manifiestan que la existencia de este término de
ineficiencia es el que permite a la ASEP plantear que no todas las empresas de la
muesira son eficientes y por lo tanto se requiere de la aplicacién de DEA (u otro
método para ordenar a las empresas segiin su grado de ineficiencia).

c. Proponen medificar el texto del articulo 18 para incorporar en la definicion de a
que sea estimada mediante una regresion lineal o métodos de datos de panel. Esto
a fin de no limitar el método a emplear para el calculo.

d. Ademsés, sefialan que han observado un error de redaccién, donde dice: “y;
representa la variable explicativa de los modelos siendo /= AD, AC, ADM, OM,
COM?” (el subrayado es nuesiro), que media un error de forma y deberia decir:
“y; representa la variable dependiente de los modelos siendo 1= AD, AC, ADM,
oM, COM™

EDEMET y EDECHI consideran que para las empresas de distribucion, esta
modificacion al Régimen Tarifario introduce una incertidumbre en cuanto a la
planificacién de mediano y largo plazo, ya que en cada Revisiéon Tarifaria la ASEP
podria incluir o eliminar variables ex6genas en la determinacion de las ecuaciones de
eficiencia y, consecuentemente, en la estimacion del IMP. Indican que dejar sin una
definicion explicita las variables ex6genas que seran utilizadas en la determinacién
del IMP seria perjudicial para la actividad de la distribucién eléctrica, puesto que
abriria en cada una de las Revisiones Tarifarias la discusion sobre la validez o no de
las variables explicativas utilizadas.

Sefialan que por el contrario, adicional a las variables explicativas utilizadas hasta
ahora en la determinacion de las ecuaciones de eficiencia, (nimero de clientes, la
carga maxima y la energia vendida), seria necesario incluir nuevas variables
explicativas que permitan lograr una representacién matematica de las empresas de
la FERC mas acorde con la realidad del mercado eléctrico de Panamé; donde las redes
muesiran una mayor dispersion de clientes; donde la participacién de zonas rurales
tiene una participacioén importante en la determinacion de las inversiones; donde las
pérdidas eléctricas responden a situaciones diversas que no necesariamente existen
en los EEUU.

Por otro lado, informan que se podrian cometer errores metodologicos al incluir como
variables explicativas el resultado de otra de las ecuaciones de eficiencia ya que
podrian adolecer de multicolinealidad. La multicolinealidad es uno de los problemas
basicos que se describen en los textos de Econometria. Por ejemplo, el profesor
William H. Greene de la Universidad de New York la describe como el problema que
surge cuando existe una alta correlacién entre las variables explicativas de un modelo
de regresion. En el extremo, si la correlacion es perfecta (es decir que el coeficiente
de correlacion es igual a 1 o -1), la coexistencia de ambas variables impide calcular
los coeficientes Beta de las ecuaciones.

Sefialan que entre las consecuencias practicas de este problema, al estimar un modelo
economéirico destacan, en primer lugar, que los coeficientes estimados pueden tener
el signo equivocado o alcanzar magnitudes implausibles, y, en segundo lugar, que los
coeficientes estimados son muy sensibles a variaciones en la muestra de empresas
que se utilice. Segin EDEMET y EDECH], esto quiere decir que, aun cuando los
coeficientes estimados (Beta) tengan valores razonables, cambios pequefios en la
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muestra de empresas podrian llevarlos a cambiar significativamente. Determinan que
esto es muy peligroso en el contexto de una muestra como la de las empresas
comparadoras, ya que el grupo de empresas puede verse sensiblemente afectado por
los resultados del DEA (por ¢j. al incluir una nueva variable como input o output).

En resumen, establecen que las variables explicativas deberian ser fijadas en este
reglamento, no dejar que cada periodo tarifario estén sujetas a modificacién. Por lo
menos, sefialan que debe definirse niimero de clientes, la demanda y la energia, y
ademés seria necesario incluir nuevas variables explicativas que permitan lograr una
representacién matematica de las empresas de la FERC mas acorde con la realidad
del mercado eléctrico de Panama; donde las redes muestran una mayor dispersién de
clientes; donde la participacion de zonas rurales tiene una participacion importante en
la determinacién de las inversiones; donde las pérdidas eléctricas responden a
situaciones diversas que no necesariamente existen en los EEUU.

ANALZSIS DE ASEP:

Esta Autoridad Reguladora ha evaluado los comentarios vertidos por ENSA y a
continuacién da respuesta en el orden presentado:

a. Sobre la retroactividad de las modificaciones, ASEP acepta la solicitud de ENSA.
Las modificaciones que se introduzcan al RDC no tendran efectos retroactivos,
por lo que las modificaciones a los articulos 17 y 18 se aplicaran a partir de la
siguiente revision tarifaria que corresponde al periodo julio 2022 a junio 2026.
Los comentarios presentados en la Consulta Piblica No. 001-18-Elec fueron
contestados en 1a Resolucién AN No.12638-Elec de 30 de agosto de 2018.

b. Respecto a que las variables explicativas deban ser exdgenas o no tengan
problemas conceptuales y estadisticos, esta Autoridad considera que al momento
del] anélisis de las posibles variables a utilizar para el célculo de las ecuaciones de
eficiencia se deberdn hacer todas las verificaciones para que los resultados

estadisticos de las mismas sean relevantes y consistentes. No se pueden limitar -

las variables antes de hacer los andlisis pertinentes. Por lo que no se acepta la
solicitud de incorporacién al texto.

c. Respecto a la solicitud de incorporar en la definicién de o que sea estimada
mediante una regresion lineal o métodos de datos de panel, vale la pena aclarar
que una variable econémica puede ser analizada considerando distintos tipos de
datos:

- Datos de series de tiempo: son un conjunto de observaciones sobre los valores
de una variable en diferentes momentos temporales. Tal informacién debe
recopilarse en intervalos regulares, es decir, por ejemplo, en forma mensual o
anual.

- Datos transversales: proporcionan informacién en un mismo instante de
tiempo (por ejemplo, un afio) de diversas empresas de una naturaleza similar.

- Datos de panel: es un conjunto de observaciones de series temporales sobre
una muestra de unidades individuales (empresas), es decir, un conjunto de
empresas es observado en distintos momentos (por ejemplo, afios) en el
tiempo. Estos modelos combinan datos de series de tiempo con datos de corte
transversal.

Considerando lo anterior, el modelo de datos de panel es en realidad una extension
del modelo lineal clasico, no obstante se agrega a la redaccion.

d. Sobre el error en la redaccién de la “variable explicativa,” se corrige por “variable
dependiente.”

Sobre los comentarios de EDEMET y EDECHI respecto a las variables de las
ecuaciones de eficiencia y la incertidumbre que indican conlleva su cambio, esta
Autoridad Reguladora considera que en cumplimiento a lo normado en el articulo 95
de la Ley 6 de 3 de febrero de 1997, cada cuatro afios se realiza la correspondiente
revisién tarifaria y 1a propuesta de modificacion permite que el analisis econométrico
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sea mdas amplio y permita analizar opciones de ecuaciones que mejoren resultados
estadisticos de las ecuaciones.

Sobre los posibles errores metodolégicos planteados que indican pudieran darse, es
necesario aclarar que esta Autoridad analiza el resultado de las ecuaciones de
eficiencia en cada revision tarifaria para evitar que las mismas tengan problemas
econométricos. De igual forma, las ecuaciones se llevan a consulta ptiblica, por lo que
de darse una situacién no advertida previamente por esta Autoridad, todos los
interesados estarian en posicién de presentar sus comentarios al respecto. Por lo tanto,
no se acepta su solicitud.

El articulo 17 se aprobara como fue propuesto en la consulta piblica.

El articulo 18 se modificara de acuerdo a la propuesta de ASEP y a los comentarios
recibidos.

Comentarios a la propuesta de modificacién de los articulos 24 y 26 del Titulo
IV del RDC

ENSA considera que esta modificacién es apropiada por cuanto disminuye el grado
de discrecionalidad de la ASEP para recortar las inversiones que seran reconocidas
en la base de activos.

No obstante, solicitan que se amplie la definiciéon de procesos de libre concurrencia
de los articulos 24 y 26 para incluir aquellos procesos de concurrencia en los que no
todos los oferentes pertenezcan al mismo grupo econémico y se defina de antemano
para los casos que se evaluaran con costos de referencia internacionales, cuales serdn
estas empresas de referencia.

EDEMET y EDECHI solicitan eliminar las modificaciones a los articulos 24 y 26
del Anexo A de la presente Audiencia Publica indicando que es contrario a la
Constitucion, a la Ley, al Contrato de Compra Venta de Acciones y al Contrato de
Concesion y en su defecto incluir las siguientes:

a) Para compras de materiales o contrataciones de servicios realizados mediante
procesos de libre concurrencia (con o sin la participacién de empresas
vinculadas) reconocer como costo eficiente la mejor oferta adjudicada. En este
caso no es pertinente la verificacién por comparacion con otras alternativas
locales o internacionales.

b) Para compras de materiales o contrataciones de servicios sin procesos de libre
concurrencia: la ASEP debe emitir un procedimiento, comtin y transparente,
donde se establezcan conforme lo sefiala la Ley 6 de 3 de febrero de 1997, cuales
seria los criterios para penalizar éstas inversiones.

Sefialan que la comparacién intemacional de costos, no es pertinente porque cada pais
tiene sus particularidades de costos laborales, impuestos, etc. Mencionan que una
comparacién internacional de costos puede servir para establecer 6rdenes de
magnitud pero no para hacer una evaluacién de costos eficientes que debe
necesariamente tener un error estadistico muy bajo.

El cambio propuesto, manifiestan que supone como proceso eficiente, aquel en el cual
hay una licitacién y no participan empresas del grupo. Esta suposicién es contraria al
principio de libertad de contratacién y de autonomia de administracién. Incluso
supone que, en casos gue no hay otro suministrador de bienes o servicios para casos
especificos, no se considere eficiente y vélida la contratacién y por tanto la inversién
no sea reconocida en libros. El principio de la libertad de empresa (articulo 298 de la
Constitucion) exige como un postulado esencial que el Estado vy sus organismos de
regulacién al cumplir con sus funciones y potestades, no alteren, menoscaben la
libertad empresarial, imponiendo barreras arbitrarias al comercio y otros topes o
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Agregan que EDEMET y EDECHI ticnen en operacién sofiware o paquetes
comerciales cuyas marcas estan vinculadas a determinadas casas distribuidoras. En
estos casos, no es posible realizar licitaciones para incluir evoluciones o
actualizaciones con otros proveedores que no sean los propios distribuidores.
Establecen que lanzar licitaciones para participacion de terceros significaria tener que
aportar a terceros informacion de su Know-how, sin considerar que ese saber cémo,
conlleva tiempo de aprendizaje, que haria méas costoso la operacion.

Ademas, proponen eliminar la exigencia de una certificacién de auditores externos.
Opinan que la exigencia de la certificacion de auditores externos para los procesos de
compras o contratacion de servicios de libre concurrencia encarece y dificulta
innecesariamente el proceso de coniratacién. En ese sentido, consideran como
suficiente el que la empresa demuestre que tiene un proceso transparente y de libre
concuirencia y la registracion de todas las ofertas recibidas.

También solicitan eliminar el cronograma de licitaciones previstas, ya que consideran
que la presentacion de un cronograma de las licitaciones previstas es una exigencia
de cumplimiento imposible. Indican que las empresas realizan miles de compras y
contrataciones, por lo que la praictica habitval en todas las empresas del mundo es
realizar presupuestos anuales por partidas de gastos y proyectos de inversion
especificos, los cuales a su vez se materializan mediante contrataciones de varios
rubros vy con proecesos de compra diferentes. Es decir, sefialan que ninguna empresa
desarrolla cronogramas de licitaciones con una antelacién de un afio, como lo plantea
la reforma propuesta por la ASEP.

AES PANAMA, S.R.L sefiala en atencidn, sub-punto “iv” concerniente al inciso “c”
y al articulo 26, inciso “b”, que no se menciona en qué mes del afio o cuantos meses
se tiene para realizar la evaluacién indicada y presentar el informe explicativo,
detallando todas las obras realizadas, al igual que el resumen de los procesos de
licitaciones llevados a cabo y sus resultados, considerando que se debe realizar

anualmente, a partir de la terminacién de cada afio calendario, comenzando con el afio
2018.

Avanzalia Panam4, S.A. propone aumentar la seguridad juridica de las inversiones
en el pais, estableciendo un plan —similar al plan de expansion de ETESA- a cumplir
por las distribuidoras para optimizar ineficiencias y poder reducir cada vez mas los
costes fijos del sistema, tanto para clientes regulados como para grandes clientes.
Dicho plan deberé contemplar la introduccion de energias limpias en el sistema y que
todos los consumidores puedan acceder libremente a dichas energia, con el fin de
eliminar los costes de los combustibles. Al igual que la contratacidn en exceso
encarece el sistema y debe planificarse su reduccién, debe considerarse la enirada de
energias renovables con coste marginal cero que lo reducen.

ANALISIS DE ASEP:

Esta Autoridad ha reevaluado el tema de la forma de evaluar los activos de las
empresas distribuidoras en atencién a los comentarios recibidos y ha decidido lo
siguiente:

e Mantener la opcioén propuesta de considerar costos eficientes de los proyectos
realizados en el periodo, que hayan sido producto de procesos de libre
concurrencia, donde se haya dado la participacién de mas de un oferente y en
los cuales no bayan participado empresas del mismo grupo econdmico.

e Para estos casos la empresa debera presentar una certificacién o declaracién
jurada de parie del representante legal, es decir, se elimina la certificacion de
auditores externos y no se requerird presentar el cronograma de licitaciones.

e En los casos donde no se cumpla con esta condicién de las licitaciones se

evaluaran en base a costos internacionales como se ha realizado hasta la
fecha.

Si las empresas escogen esta nueva opcion, se podria simplificar considerablemente
el proceso de verificacion de los costos de los activos de las empresas de distribuciéi.
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12.3.

12.4.

Respecto a la propuesta de Avanzalia Panama4, S.A. de establecer un plan similar al
plan de expansién de ETESA a cumplir por las distribuidoras, es necesario aclarar
que no son condiciones similares, por lo signiente:

o En el caso de ETESA, la Ley 6 de 1997 establece que los costos de ETESA
se calculardn bajo el supuesto de eficiencia econdémica en el desarrollo del
plan de expansion y en la gestién de la misma, y este Plan debe estar aprobado
por la Autoridad Nacional de los Servicios Publicos. Para el reconocimiento
de estos costos tienen que haberse dado procesos competitivos de libre
concurrencia.

e Mientras que para las empresas distribuidoras el supuesto de eficiencia tiene
como base el desempefio de empresas comparadoras que se utilizan para la
determinacién de costos e inversiones dentro del periodo tarifario.

Por otro lado, la generacién no forma parte de la gestion de las empresas de
distribucién. La compra de energia y potencia se realiza a través de licitaciones que
realiza la Empresa de Transmision Eléctrica, S.A. en representacion de las empresas
distribuidoras.

Los articulos 24 y 26 se modificaran en funcion de la propuesta de ASEP y de los
comentarios vertidos en la consulta pablica.

Comentarios a la propuesta de modificacion del articulo 28 del Titulo IV del
RDC

ENSA propone que se incluya para la Base de Capital de Alumbrado Publico, la
metodologia de reconocimiento que actualmente existe para los activos de
distribucion, asi:

“Que el tratamiento a seguir para los activos existentes que requieran ser
reemplazados y salir de servicio y que atn no han alcanzado su vida 1til prevista,
como consecuencia de decisiones emanadas por Instituciones Gubernamentales, o por
razones técnicas, de eficiencia v de mejoramiento urbano o cuyo Plan de Reemplazos
sea aprobado por la ASEP, sera el siguiente:

o La empresa distribuidora deberd identificar el activo indicando que es
reemplazo anticipado por las razones indicadas.

e La empresa distribuidora deberd indicar la fecha en la que se capitalizé el
activo, el monto de la inversién contabilizada, el total de afios, el monto
depreciado vy la vida 1til remanente.

e La empresa distribvidora deberd informar en el Sistema Regulatorio de
Cuentas el retiro del activo, el monto y fecha de finalizacién de su vida itil.

s La ASEP no aplicara el retiro de ese activo de 1a Base de Capital Bruta y Neta,

sino que se seguird depreciando hasta que alcance el final de la vida 1til
declarada.

ANALISIS DE ASEP:

Esta Autoridad ha analizado la propuesta de ENSA y considera que es viable, por lo
que se acepta. El articulo se modificara de acuerdo a lo solicitado.

Comentarios a la propuesta de modificacién del articulo 46 del Titulo IV del
RDC

ENERGY MANEGEMENT AND CONSULTING, S.A. sugieren que se revisen
los criterios que utilizan las empresas distribuidoras para estructurar las tarifas por
uso de redes con demanda horaria ya que durante todo el periodo tarifario 2014-2018,
las tres distribuidoras mantienen una tarifa de energia mas costosa en horas fuera de
punta que en horas punta, lo cual va en contra de la filosofia de este esquema de

facturacién, el cual es incentivar a los clientes a mover su demanda y consumo en

horas fuera de punm)
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12.5.

12.6.

ENSA considera que la sefial de precios que brinda la modificacion planteada por
ASEP, es correcta porque el dimensionamiento de la red (y por lo tanto sus costos)
dependen fundamentalmente de la demanda maxima. Ademas, sefialan que otorga a
la empresa mayor estabilidad y predictibilidad de los ingresos, dado que la demanda
méxima es mas estable que el consumo de energia (la demanda maxima puede ser la
misma pero el consumo variar por diversos factores).

AVANZALIA PANAMA, S.A. considera que las distribuidoras deben
homogeneizar los costes aplicados a las tarifas. Esto es, no cabe que una distribuidora
por ejemplo cobre “potencia energizada” y otra no lo haga por ese concepto o bien lo
incluya en otro concepto.

ANALISIS DE ASEP

Lo planteado por ENERGY MANEGEMENT AND CONSULTING, S.A. y
ENSA est4 en concordancia con 1a propuesta de ASEP.

Sobre el comentario de AVANZAILIA, esta Autoridad considera valido aclarar qgue
1a homogenizacion de las tarifas es uno de los temas més relevantes en el disefio de
la préxima tarifa eléctrica.

Se aprobari el texto del articulo como fue propuesto.

No se presentaron eomentarios a la propuesta de modificacion del articulo 56 del
Titulo IV del RDC

Se aprobaré el texto del articulo como fue propuesto.

Comentarios a la propuesta de modificacion del articulo 57 del Titulo TV del
RDC

ENSA sefialan que el CPG que defina la ASEP no reflejard los precios de mercado
de la potencia, e inclusive no toma en cuenta el resto de costos que se asignan a Costos
de potencia. Ademas, consideran que no es evidente en la propuesta de la ASEP si el
CPG sera el mismo para todos los clientes (abastecidos o no por la distribuidora).

Por otro lado, opinan que la energizacion propuesta de los costos de la potencia
implicard un precio de la energia discriminatorio en detrimenio de los clientes
abastecidos por la distribuidora. Solicitan que la energizacién de los costos de
potencia propuesta se haga extensiva a todos los clientes a los que la Distribuidora les
compra la potencia (incluidos los Grandes Clientes).

Consideran que si esta energizacion se aplica s6lo a la energia facturada a los clientes
de 1a distribuidora, mientras que los clientes que contratan la energia por su cuenta (y
a quienes la Distribuidora le compra la potencia) s6lo pagarén el precio de la energia
acordado con otro agente, esta discriminacion generara incentivos artificiales para
migrar y ser abastecidos por otros agentes.

También sefialan que independientemente de esta correccidn, el problema no existiria
si el CPG reflejase los precios de mercado por la potencia.

Sobre la incorporacién a los costos extraordinarios de los sobrecostos ocasionados
por sobre contratacién causada por el incremento de clientes con autoconsumo,
consideran adecuada la modificacién propuesta, sin embargo, sefialan que falta incluir
como costos extraordinarios la sobrecontratacién de Potencia y Energia producto de
licitaciones (afectado por aplicacion del % de reserva de confiabilidad, 1a contraceién
de Ja demanda y la discrecionalidad de ETESA de poder sobre contratar el valor del
requerimiento en una licitacion).

AGRANDEL solicita que se modifique el articulo 57 para que se lea asi:
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a) E] componente de costo por potencia méxima en punta de generacion CPG refleja
la valorizacion de los costos fijos asociados a una unidad de generacidn de punta
econémicamente adaptada y adecuada a las condiciones existentes en la oferta y
demanda eléctrica en la Repiiblica de Panamé que la ASEP determine vy esté vigente
al momento del nuevo periodo tarifario. S¢ calcula con el costo unitario por capacidad
a asignar en tarifas y se aplica a la demanda contratada total que incluye la asignacién
del servicio auxiliar de reserva de largo plazo. Con este costo para el primer semestre
del nuevo periodo tarifario se hara asignacién de los cargos.

Indican que la modificacién que proponen responde a la necesidad que ven de
uniformar en este régimen, el conocimiento de los clientes (sean Regulados o Grandes
Clientes) del concepto del Costo Unitario de Capacidad del Segmento Generacion.
Adicional considera que en las tarifas de clientes regulados que poseen medicion de
demanda, este Costo Unitario de Capacidad no debe ser energizado.

Previo a esta consulia, manifiesta gque AGRANDEL tuvo acercamientos con otros
agentes del sector para comprender su posicion respecto a este Cargo de Capacidad
que actualmente es (B/. 8.96 por kilovatio-mes) vigente desde el 1 de enero de 2010
por Resolucién AN No.3037-Elec de 29 de octubre de 2009 de 1a ASEP. Sefiala que
constantemente, las compafifas distribuidoras e incluso Generadores indican que este
Costo no refleja el Precio Promedio de la Potencia en Contratos y su analisis
efectivamente lo refleja:
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Segin sefialan, con la habilitacién de un Gran Cliente, las diferencias apreciadas en
los graficos anteriores son asumidas por los clientes que permanecen como regulados.
Esto, manifiesta que ha sido asi desde que la Resolucién No. AN No.6266-Elec, entré
en vigencia en junio de 2014 y no permite la compra de Potencia por parte de 197
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Grandes Clientes. Sin embargo, desde su punto de vista, esta limitacién de compra en
un mercado donde de 2 productos: potencia y energia, ha causado distorsiones como:

1. El diferencial de costos de potencia que asumen el resto de clientes regulados
cuando se habilita un Gran Cliente.

2. La incertidumbre de un Gran Cliente que al habilitarse, obtendra un precio de
energia contratada evaluado en unas condiciones de Mercado que podrian variar y
dejarle en desventaja ya que seguira sujeto al Costo Unitario de Capacidad que el
regulador estipule.

Indican gue aunque en esta propuesta de modificacién no se aborda el tema de
liberalizacion de la compra de potencia para los Grandes Clientes, pone esta
informacion en contexto para dejar sentado la necesidad de revision de este tema entre
todos los agentes del Sector Eléctrico y los elementos regulatorios que podrian ser
susceptibles de cambios para lograr una transicién en este tema, de manera que las
distribuidoras no incurran en niveles de sobrecontratacion atin mayores a los actuales,
pero que el Gran Cliente tampoco esté sujeio sélo a la obtencion de potencia a través
del distribuidor.

También considera oportuno revisar los elementos que han causado los niveles de
sobrecontratacion que ocasionan un sobrecosto a todos los usuarios del servicio
eléctrico y que impiden en el corto plazo la habilitacion del Gran Cliente en el
Mercado Mayorista para la compra de potencia.
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LESLIE GONZALEZ sefiala que ¢l concepto de energizar el costo de generacion
por potencia ha estado encareciendo la tarifa, ya que el peso en la facturacion estd
precisamente en el cobro por la energia. Considerando las Gltimas contrataciones de
largo plazo para abastecer a los usuarios regulados, el precio de la energia ronda los
0.038/kWh. Basada en esto, ASEP debe buscar los mecanismos mas apropiado para
que cobre cada rubro como tal, que nos permita tener una tarifa eléctrica competitiva
en la region.

Sobre contratacién de las tres empresas distribuidoras, exhorta a la Autoridad de los
Servicios Publicos, en su rol de regulador, a tomar las medidas necesarias para evitar
que esta situacion se repita. Sefiala que la sobrecontratacion encarece la tarifa eléctrica
v todos los usuarios de este servicio deben asumirlo.

EDEMET y EDECHI proponen que los Grandes Clientes que opten por abastecerse
directamente del MME actiien como agentes del mercado, comprando 1a totalidad de
su potencia y energia, asi como el resto de los componentes de abastecimiento
(transmision y pérdidas de transmision). Y que en el caso de no ser adoptada la
propuesta anterior, solicitan que:

1. La componente de potencia que se establezca responda a los costos de la
prestacion del servicio eléctrico.

2. Los costos de compra de potencia correspondientes a los Grandes Clientes
formen parte de los costos extraordinarios que se mencionan en el Articulo 1086.

&
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Manifiestan que la disposicidn para los Grandes Clientes de comprar la potencia a las
empresas distribuidoras y la energia en el MME, produce un grave perjuicio para los
Clientes Regulados y el funcionamiento del MME. Muestran un anélisis de c6mo se
comporta el costo total de generacion segln distintas tecnologias.

Costo Total de Generacién

Uss/Mes

Hy L Hy
Horas de Marcha por Mes
e Hidr0 e Gas Matural ewesem Bunker

En el gje de las ordenadas se representa el costo total de generacién, costo de potencia
mas de energia, segiin las horas de marcha por mes. Cada recta muestra el costo total
mensual para tres tipos de tecnologias: generacién hidro, gas natural y bunker. Como
ya es sabido, el costo fijo de potencia o capacidad, ordenada al origen en el grafico
anterior, s mayor para las hidros, intermedio para las de gas natural y el menor para
el bunker. A la inversa, el costo variable de generacién, pendiente de las rectas del
grafico, es menor para las hidros, intermedio para las de gas natural y mayor para el
bunker. El grafico muestra que hasta H1 horas de marcha por mes o por afio, la
tecnologia més eficiente es el bunker. Entre H1 y H2 horas lo mas eficiente es el gas
natural y mas de H2 horas de marcha lo maés eficiente es la generacién hidro.

Indican que debido a que las curvas de carga del sistema no son planas, lo dptimo
para minimizar el costo total de generacion es combinar las distintas tecnologias: en
las horas de base generar con centrales hidraulicas, sumar las centrales ciclo
combinado a gas natural para satisfacer la demanda intermedia y complementar la
demanda de punta con las centrales con combustibles liquidos. Esto, sefialan que
significa que no hay una tecnologia que por si sola sea la més eficiente. Por ello, en
todos los paises, por mas abundancia que haya de un recurso particular, la oferta de
generacién se compone de una mezcla de varias tecnologias.

Este movimiento progresivo de los Grandes Clientes al MME, alegan que producira
un grave perjuicio para los Clientes Regulados, ya que los hard afrontar costos de
abastecimiento mucho mas elevados. Eso ocurrira ya que disminuira la proporcién de
la generacién hidro o con fuentes renovables para satisfacer su demanda, con el
consiguiente mayor costo que enfrentaran los Clientes Regulados por tener que
abastecerse con mayor proporcion de las tecnologias con costo variable de generacion
A4S caros.

Por esta diversidad de oferta de tecnologias, si los Grandes Clientes deben comprar
en el MME sélo la energia, sefialan que lo hardn con centrales hidraulicas o de
recursos renovables (solar o edlicas) que presentan bajos costos de generacion
variable, es decir las que pueden ofrecer un precio de energia bajo.

Opinan que el componente de costo de generacion por capacidad asociado a la
‘demanda méxima de potencia debe resultar del costo total por compra de potencia

que la empresa distribuidora paga por sus contratos y por los retiros del Mercado
Ocasional.

Establecen que la asignacién de un costo fijo como es la compra de capacidad a un
término variable, induce un riesgo que las distribuidoras no pueden manejar (la
variacién de la demanda es un factor ajeno al control de las distribuidoras), asi la
variabilizacién de costos induce efectos de segunda vuelta no deseados como_soh
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subvenciones cruzadas entre distintas categorias de consumidores, o socializacion de
costos evitados en el autoconsumo entre consumidores que no disponen del mismo.

Sefialan que la practica regulatoria ortodoxa exige que la asignacién y naturaleza de
los costos se impute a los distintos consumidores en funcion de su contribucion a los
mismos. Asi la imputacién de costos de capacidad se deberia preferentemente hacer
en funcién de la contribucién de cada consumidor a la punta del sistema o potencia
contratada por cada grupo tarifario.

Manifiestan que este esquema de determinacion de los costos por demanda podria
conllevar a un desmejoramiento del factor de carga de los clientes en la medida que
el costo de la potencia de referencia no refleje los costos reales de generacion. Por
ello, consideran necesario sefialar que los Contratos de Suministro tienen un costo de
la potencia que, en promedio, podria superar los veinte délares por kW-mes en los
proximos semestres. El precio juega un papel fundamental como sefial de
conservacion de este recurso. Fundamentan que ello queda plasmado en el Articulo
154 de la Ley 6, que establece que “El instrumento principal que se utiliza para
promover el uso racional de la energia sera la sefial de precios. Para este proposito, el
Ente Regulador ejercera la vigilancia del caso, a fin de que todas las tarifas respondan,
en la medida de lo posible, a los costos de prestacién del servicio.”. En tal sentido,
sefialan que una componente de costo de potencia maxima CPG que se aleje en exceso
de los costos reales podria apartarse de los objetivos planteados en este articulo de la
Ley 6. Las inversiones en la infraestructura de generacion, transmision y distribucién
estan estrechamente ligadas a la demanda maxima del sistema; v, que es precisamente
el factor de carga un factor, que en conjunto con la relacion entre los cargos tarifarios
de energia y potencia, los que procuran reducir y controlar los picos de demanda en
los clientes finales.

Bajo el esquema propuesto para determinar el componente de costo por potencia
méaxima de generacion CPG, opinan que los Grandes Clientes continuaran recibiendo
un subsidio de los Clientes Regulados. En el caso de los Clientes Regulados, si la
facturacion por el concepto de potericia es inferior al de los costos de suministro, la
diferencia se ajusta a través de los cargos por energia que se les factura a estos mismos
clientes, tratando de cumplir el criterio de passthrough que deben tener los costos de
abastecimiento. Dado que a los Grandes Clientes no se les factura los cargos por
energia, de presentarse cualquier variacion entre la potencia facturada y los costos
reales de potencia, advierten que la Metodologia propuesta no prevé realizar ningin
ajuste, como en el caso de Clientes Regulados a través de los cargos por energia.
Consecuentemente, comunican que las diferencias que se presenten entre los costos
reales y la facturacion de potencia de los Grandes Clientes son traspasadas
directamente a los cargos de abastecimientos de los Clientes Regulados.

Concluyen en que si el cargo por potencia a los Grandes Clientes que es inferior a los
costos de potencia de los Contratos de Suministro, mas todos aquellos costos
relacionados con la potencia, la diferencia no facturada a estos Grandes Clientes
formaria parte de la tarifa aplicada a los Clientes Regulados.

Consideran que al tener que comprar la distribuidora la potencia de los Grandes
Clientes, sin tener una energia comprada asociada a la misma, ni energia facturada,
resulta un Costo Permitido de Generacién en valores que perjudican a las empresas
distribuidoras, aumentando el costo de las Pérdidas de Energia No Reconocidas, en
detrimento de sus ingresos. '

AES PANAMA, S.R.L. comenta para el sub-punto iv.1.6 y Articulo 106 - Costo de
Generaci6n Extraordinario punto 6.: que se deberia indicar que el sobrecosto causado
por sobre contratacién debido al incremento de clientes con autoconsumo, es solo
aplicado hacia la energia, ya que la potencia se mantiene contratada con. la
distribuidora y no reflejarian una sobre contraccién para la demanda potencia.

ENERGY MANAGEMENT AND CONSULTING, S.A. sefiala que coinciden con
ASEP en que todos los clientes deben pagar el cargo por potencia de generacién con
el mismo criterio, sin excepcién y dicho criterio no debe contemplar que este 0
s
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se energice ya que aunado a otros factores, ha repercutido en la distribucién de los
costos entre los grandes clientes y los clientes regulados.

Presentan un cuadro en el que muestran los contratos de suministro que involucran
potencia contratada por la empresa EDEMET y basados en esa informacion,
considera que el cargo de potencia de generacion que debe ser trasladado a los clientes
finales no se debe basar en el precio maximo de potencia que estipulan las reglas
comerciales fijado en conjunto entre el CND y ASEP, va que dicho costo involucraria
energizar parte de los costos de potencia.

Por tiltimo, concluye de los analisis realizados, que el trasladar a los clientes finales
los costos reales por potencia, eliminan las distorsiones que se crean al energizar
dichos cargos creando disparidades entre los clientes regulados y los grandes clientes,
v la adopeidn de este esquema pudiera darse de forma gradual durante los primeros
cuatro semestres de vigencia del nuevo régimen tarifario dando tiempo suficiente a
los clientes para explorar alternativas e implantarlas en miras de mejorar su factor de
carga y de esta forma tener las sefiales econémicas adecuadas para la expansion de
todos los componentes de abastecimiento eléctrico.

Solicita a la ASEP que se analice de forma integral el eliminar la posibilidad de
energizar los componentes de costos en las tarifas que posean medicion de demanda
v los costos de generacion por potencia, ya que al energizar los cargos demanda, en
el caso de los costos de generacion han detectado que esta estructura tarifaria no
incentiva al cliente a mejorar su factor de carga, siendo comin que se registren altos
picos de demanda con bajos consumos de energia.

En el siguiente cuadro presentan la variacién de los montos totales de facturacién y
el precio monémico de abastecimiento con diferentes niveles de consumo de energia
y la misma demanda m4xima, es decir con diferentes factores de carga manteniendo
la demanda constante bajo la estructura tarifaria de potencia energizada y bajo la
estructura tarifaria que incluye cargos por demanda.

CLIEMTE COM TARIFA DE POTENCIA ENERGIZADA
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Monémico

CHENTE CON TARIFA €OM CARGO POR DEMANDA
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Observan gue bajo el esquema de tarifa con potencia energizada, los costos totales son
menores que los costos totales bajo ¢l esquema con cargo por demanda hasta que se
alcance un factor de carga de 80%, seglin lo muestra en la siguiente grafica:

COMPARACION DE MONTO TOTAL PAGADO PARA DIFERENTES
FACTORES DE CARGA POT ENERG VS CARGO DEM

e POT ENERG e CARGO POR DEMANDA
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Por otra parte, indican que el precio monémico en el esquema de potencia energizada
permanece constante ya que la variable de demanda pierde relevancia, 1a comparacién
de los precios mondmicos a diferentes factores de carga para ambos esquemas se
muestra en la siguiente grafica:

COMPARACION PRECIO MONOMICO POT ENERG VS CARGO DEM

s POT ENERG ~ emmemameee CARGO POR DEMANDA
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0.125
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0.115
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0.105
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s/ KWH

47.53% 50% 55% 60% 65% 70% 75% 80% 85% 90% 95% 100%
FACTOR DE CARGA

Del anilisis presentado, manifiestan que se desprende que un cliente con tarifa con
cargo por demanda tendr4 las sefiales econdmicas adecuadas para mejorar su factor de
carga, y por ende la expansion de la red y el sistema de generacion serd éptima.

Sugieren que se revisen los criterios que utilizan las empresas distribuidoras para
estructurar las tarifas por uso de redes con demanda horaria ya que durante todo el
periodo tarifario 2014-2018, las tres distribuidoras mantienen una tarifa de energia
mas costos en horas fuera de punta que en horas punta, lo cval va en contra de la
filosofia de este esquema de facturacion, el cual es incentivar a los clientes a mover su
demanda y consumo en horas fuera de punta.

ENEL FORTUNA, S.A. sobre la sobre contratacion ocasionada por el autoconsumo
sefialan que la razén de incluir que este proceso requiere previa evaluacion de la
ASEP de la informacion que la empresa presente en cada caso, muestra que la
situacién que se busca corregir no tiene un efecto importante. Ademas, recuerdan que
el procedimiento para autoconsumo contiene restricciones para su aprobacién en
términos de volumen en la red de distribucion.

Consideran que la problematica de sobre contratacién pudiese ser consecuencia en
algunos procedimientos relacionados con el calculo de la reserva de confiabilidad,
por lo que se requiere una revision de dichos criterios y procedimientos.

En este sentido, consideran que ante un escenario de sobre contratacion, la Ginica
opcién seria permitir que aquel Generador que esté dispuesto a proveer potencia al
Gran Cliente y que mantiene contrato de suministro con la empresa distribuidora,
debe estar en disposicién de reducir dicho volumen en los contratos firmados con la
distribuidora. Es decir, que sugieren que se permita al sector de Grandes Clientes
negociar libremente su compra de potencia.

ANALISIS ASEP:
En cuanto a los comentarios de ENSA indicamos lo siguiente:

a) La propuesta considera que el Costo por Potencia Méximo en Punta de
Generacion (CPG), es el mismo para todos los clientes finales, lo que incluye a
los clientes regulados y a los Grandes Clientes Habilitados. Lo que puede suceder
es que parte de este costo se energice en el caso de los clientes regulados, pero
identificAndolo como un cargo por potencia energizado.

No se entiende la solicitud de ENSA de que la energizacién de los costos de
potencia de generacion propuesta se haga extensiva a todos los clientes a los que
la Distribuidora ‘les compra la potencia (incluidos los Grandes Clientes).
Sefialamos que el CPG debe reflejar el costo de capacidad de una planta de
generacién que suministre potencia en la hora de maxima demanda, asi como
otros aspectos tales como los costos de compra de licitaciones de tecnologian
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similar, an4lisis de la matriz energética, eic., y todos los clientes finales deben
pagar el cargo por potencia de generacién con el mismo criterio. Se ha visto la
necesidad de definir esto en el Régimen Tarifario, debido a que en la actualidad
la distribucion de los costos por parte de los generadores en sus contratos de
suministro estd mas orientado a mitigar sus riesgos, que a asignarlos en funcién
de los costos fijos o variables por lo que estan resultando mayores y a que no
habian criterios homogéneos de asignacion de esios costos en la tarifa por parte
de las empresas distribuidoras. No obstante, cuando se defina la asignacion de
costos en la estructura tarifaria de ahora en adelante, se definirdn los cargos como
se ha indicado.

El tema importante a definir es el valor del CPG que debe aplicarse en la tarifa,
lo que en esencia debe mitigar sensiblemente cnalquier subsidio cruzado entre
grupos de clientes.

En cvanto a la solicitud de que se incorpore a los costos extraordinarios a los
sobrecostos ocasionados por sobrecontratacién, esta Autoridad considera que es
procedente, en atencion a que las empresas distribuidoras no son responsables de
las licitaciones que realiza la Empresa de Transmision Eléctrica, S. A. (ETESA),
ni del modelo de célculo de la reserva de confiabilidad, y que estos no deben
crear un perjuicio a la empresa. No obstante, consideramos necesario hacer una
retrospeccién de cuél fue el objetivo de haber segregado o distinguido una serie
de costos como extraordinarios para entonces determinar c6mo debe procederse
al respecto.

Esta condicion surgi6é cuando se hicieron una serie de modificaciones a algunos
contratos de suministro, que conllevaron ajustes de precios a los que habian
surgido producto de las licitaciones, manifestando las empresas distribuidoras
que esta medida encarecia el costo de las pérdidas de energia en distribucion
perjudicandolas econdmicamente.

Con la finalidad de buscar el equilibrio y evitar dicho perjuicio, la ASEP acepté
darle la condicién de costo extraordinario para sacarlo del calculo del costo
permitido y que dicha porcion se reconociera en su totalidad, siendo que de esta
manera se compensaria el costo adicional que tenia que pagar y no se afectaban
los costos de las pérdidas de energia. Para ello se le reconoci6 todo el costo
extraordinario y se ajustaron en los modelos las condiciones del ajuste de los
cargos por generacién, y no se reviso el calculo del propio cargo de pérdidas en
distribucién, quedando que este uitimo se calculara con el mismo costo
mondmico.

Al revisar nuevamente los criterios para verificar la incorporacion de otros costos
en la categoria de costo exiraordinario de generacién, hemos advertido que con
la metodologia que se estd utilizando la empresa recupera mas de lo que
recuperaria si no se hubiesen incluido los costos extraordinarios en esa
oportunidad.

De manera, que se hace necesario reformular el esquema de reconocimiento del
costo permitido de generacién y las consecuentes pérdidas reconocidas en
distribucion.

La reformulacion mantiene el concepto de costos extraordinarios, pero toma en
cuenta la recuperacién del total de los mismos de manera independiente, por lo
que el resto de los costos de generacién y los de Pérdidas en distribucién se
calculan sin tomarlos en cuenta, de acuerdo a lo siguiente:

e Para calcular el Ingreso Permitido por Pérdidas Distribucion, debe utilizarse
un Costo Monémico de generacidn calculado sin tomar en cuenta los costos
extraordinarios. Para esto se modificara el articulo 25.

e Parala determinacién del componente de costo por pérdidas en distribucion,
debe utilizarse el costo de abastecimiento sin tomar en cuenta los costos
extraordinarios, para esto se modificard el articulo 50. Para la determinacid
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del componente de costo de generacion por energia (CEG) se descuentan los
costos extraordinarios del total de costos resuliante.

= Se agrega un componente de costo de generacién adicional para tomar en
cuenta los costos extraordinarios. Esto se indicara en el articulo 57.

e Para la actualizacién dentro del periodo tarifario, el ajuste de los cargos de
energia se hard sin considerar los costos extraordinarios ni el ingreso
producto de los cargos CENEGENEX. Los cargos de generacion
extraordinarios tendran sus propias féormulas de ajuste. Esto se incorporara
en el articulo 106

e El ajuste de los cargos de pérdidas en distribucién se hara sin considerar los
costos de generacién extraordinarios ni el ingreso producto de los cargos
CENEGENEZX. Esto se indicara en el articulo 107

Adicionalmente, la Autoridad siempre revisara la cuantificacién de los montos
que vaya a incorporar la empresa distribuidora como sobreconiratacion, e
inclusive verificara si la sobrecontratacion es el resultado de pronésticos
equivocados de la misma.

Respuesta a comentarios de AGRANDEL:

a)

Respecto a la propuesta de cambiar el texto “CPG refleja el costo por capacidad
que la ASEP determine para el periodo tarifario” por CPG refleja 1a valorizacién
de los costos fijos asociados a una unidad de generacion de punta
economicamente adaptada y adecuada a las condiciones existentes en la oferta y
demanda eléctrica en la Repiiblica de Panama que la ASEP determine y esté
vigente al momento del nuevo periodo tarifario, le indicamos que si bien el
considerar la utilizacién de la unidad de punta del sistema econémicamente
adaptada, es un criterio para valorar el CPG, no es ¢l tinico que la Autoridad debe
tomar en cuenta, ya que inclusive deben considerarse los costos de compra
producto de licitaciones de tecnologia similar, e incluso de diferentes tecnologias,
asi como el analisis de la matiiz energética presente y futura que se espera; a
efecto de ponderar adecuadamente los costos de potencia.

Lo importante es que los Grandes Clientes deben tener la certeza del valor del
CPG que se defina para el periodo tarifario, y que el mismo se determinard en
funcién de la evaluacion integral que realice la ASEP al respecto. El valor de
CPG, su vigencia asi como su gradualidad se establecerd en la Resolucion que
aprueba los Pliegos Tarifarios.

No obstante, la ASEP considera que es necesario introducir una gradualidad en el
ajuste del valor a pagar por los Grandes Clientes, por lo que se indicara en la
Resolucién que aprueba los Pliegos Tarifaros la gradualidad a aplicar asi como
las condiciones que se deben seguir, tales como:

e A los Grandes Clientes que ya tienen contrato se les mantendra el valor que
pagaban antes de que se estableciera esta medida hasta que venza dicho
contrato. En caso de modificarse los periodos de suministro de energia, para
efecto del CPG a pagar en la tarifa, se mantienen las fechas originales de los
contratos.

e A los Grandes Clientes que renueven contrato o prorroguen los mismos, ¥ a
los que suscriban un contrato en fecha posterior a que se establezca esia
medida, se les aplicard el valor que se actualizara gradualmente, de manera
que al afio 2021 alcance el valor maximo establecido en las Resoluciones que
aprueben los Pliegos Tarifarios de las empresas distribuidoras. En caso de
modificarse los periodos de suministro de energia, para efecto del CPG a
pagar en la tarifa, se mantienen las fechas originales de los contratos.

En cada revision cuatrienal la ASEP establecers el esquema que aplicara en
cada periodo tarifario, considerando las vatiaciones en el precio del CPG

Y
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b) Sobre el analisis realizado sustentando que no se energicen los costos de potencia
a los clientes regulados que tiene medicién con demanda, indicamos que la
propuesta de energizacion del CPG es s6lo mediante directrices de 1a ASEP, y
tiene el objeto de evitar cambios abruptos en la tarifa de los clientes con demanda,
debido a que en la actualidad las tres empresas distribuidoras energizan los costos
de potencia de generacion parcial o totalmente.

No obstante, esta Autoridad considera conceptualmente adecuado no energizar
los costos de potencia de generacion, al igual que los costos de redes; y por ello a
futuro debe llevarse la regulacion para que se logre este objetivo. Un primer paso
en la propuesta es que los costos de redes no serdn energizados.

¢) En el caso que indican que se debe revisar el esquema de regulacion, para que se
dé la liberalizacién de la compra de potencia por parte de los grandes Clientes, le
indicamos que no es tema de esta Consulta Piblica la compra o no de potencia

por parte de los Grandes Clientes que participen en el Mercado Mayorista de
Electricidad.

Respecto a los comentarios de LESLIE GONZALEZ:

Le indicamos que su criterio de que energizar el costo de generacién por potencia ha
estado encareciendo la tarifa, es una aseveracion imprecisa, ya que el efecto depende
mucho del factor de carga del cliente, siendo que a los clientes que tienen un buen
factor de carga le favorece y a los de bajo factor de carga no. Ademads, se le solicita

remitirse a la respuesta b) de los comentarios de AGRANDEL como complemento a
esta respuesta.

Sobre el tema de la sobre contratacion, esta Entidad Reguladora ha estado vigilante
ante este problema, no obstante gran parte se ha debido al cambio de comportamiento
de la demanda la cual ha bajado el crecimiento que tenia, aunado al hecho del cambio
de la matriz de generacion que llevd a una reduccién importante del porcentaje de
Reserva de Confiabilidad que forma parte de la Demanda Maxima de Generacion.

Respuestas a los comentarios de EDEMET y EDECHI:

a) Sobre la solicitud de que los Grandes Clientes compren su potencia a otros agentes
del mercado, no se atienden porque los “Criterios y Procedimientos para la Venta
de Energia y Potencia a los Grandes Clientes” no fueron parte de esta Consulta
Publica.

b) Por otro lado, presentan muchos argumentos con un andlisis en contra de la
energizacion del cargo por potencia, no obstante, este cargo esta energizado en el
Pliego Tarifario vigente de EDEMET y de EDECHI por su propia iniciativa, por
lo que nos parece que los comentarios al respecto estan fuera de lugar.

Cabe indicar que la ASEP est4 de acuerdo en que conceptualmente es correcto
que el cargo por potencia debe reflejar el cargo por capacidad, no obstante hay
que hacerlo gradualmente hasta alcanzar dicho objetivo en el futuro.

Cuando sefiala que la asignacién de un costo fijo como es la capacidad a un costo
variable induce un riesgo a la distribuidora o a subsidios cruzados, es algo que ya
se ha respondido en los puntos anteriores, mas cabe resaltar que el esquema
planteado en la propuesta reduce cualquier efecto que pudiera causar incluyendo
¢l de minimizar los subsidios cruzados.

c) Respecto a su solicitud de que el componente de potencia que se establezca
responda a los costos de la prestacion del servicio eléctrico, que debe resultar del
costo total por compra de potencia de la empresa distribuidora, ver respuesta b) a
los comentarios de ENSA.

d) Sobre la solicitud de incorporacién de los costos de compra de potencia
correspondientes a los Grandes Clicntes a los costos extraordinarios, @ﬁ

i

17




No. 28633-A

Gaceta Oficial Digital, lunes 15 de octubre de 2018

Resolucién AN No. / 2 S/O / -Blec

de

12.7.

de de2018

Pagina 18 de

Autoridad considera que ecstos costos no se pueden considerar como costos
extraordinarios de generacién, ya que la empresa de distribucién tiene la
obligacién de comprar toda la potencia para sus clientes como parte de su gestion
como empresa de distribucion y comercializacion. Ademéas, con estas
modificaciones se esta agregando que los Grandes Clientes paguen por la porcién
de pérdidas en potencia y reserva de confiabilidad que les corresponde.

e) Por otro lado, sobre el aumento del costo de las Pérdidas de Energia No
Reconocidas, por la compra de potencia de los Grandes Clientes sin energia
asociada, vale la pena indicar que el valor de las mencionadas Pérdidas de energia
no reconocidas es el costo de abastecimiento que se traslada a los clientes
regulados.

En cuanto a lo planteado por AES PANAMA, S.R.L. es necesario aclarar el concepto
al que se refiere el articulo 57 y el 106, sobre la sobrecontratacién. El hecho de que
los clientes con autoconsumo bajen su demanda leida conlleva a que la potencia
contratada por la empresa de distribucion para sus clientes termine siendo mayor a la
que realmente necesitan y, en consecuencia, podria terminar sobre contratada. Por
esta razon, se propuso incorporar que el sobre costo que surge, se trate como un costo
extraordinario para la valoracion de las pérdidas. Estos son parte de los costos a los
que el resto de los clientes deben hacerle frente por la aparicién de clientes con
autoconsumo y que eventualmente deben ser evaluados para hacer los ajustes
correspondientes en la regulacién.

Sobre los comentarios de ENERGY MANAGEMENT AND CONSULTING, S.A.,
remitirse a la respuesta b) de los comentarios de AGRANDEL.

Sobre los comentarios de ENEL FORTUNA, S.A. en cuanto al Autoconsumo y su
impacto en la sobre contratacion, dirigirse a la respuesta al comentario de AES
PANAMA, S.R.L. Con respecto a la sugerencia que se permita al sector de Grandes
Clientes negociar libremente su compra de potencia, debemos insistir en que los
“Criterios y Procedimientos para la Venta de Energia y Potencia a los Grandes
Clientes” no es motivo de esta Consulta Piblica.

El articulo propuesto se modificara para incorporar el criterio para definir el CPG y
para incorporar los sobrecostos ocasionados por sobre contratacion de potencia y
energia a los costos extraordinarios de generacion,

Comentarios a la propuesta de modificacion del articulo 59 del Titulo IV del
RDC

AGRANDEL propone modificar el texto del articulo asi:

En el caso de las clases de clientes que tengan cargos por demanda, el componente de
costos por potencia méaxima de generacién CPG no podié ser energizado, s6lo la
porcién de diferencia entre el CPG v el precio promedio de potencia en contratos serd
incorporado total o parcialmente al cargo por energia por instrucciones de la ASEP.
Para estas clases de clientes, el componente de costo por demanda en punta de
transmisién CUCOST no podré ser energizado.

Manifiesta que la modificaciébn propuesta del articulo 59 referente a la no
energizacion del CPG para los clientes que tienen cargos por demanda, se refiere solo
a la porcién del Costo Unitario de Capacidad establecido por esta Autoridad
Reguiadora.

AVANZALIA PANAMA, S.A. estima que los costos de Demanda Méxima
aplicables a los Grandes clientes deben repartirse equitativamente en una férmula que
reparta dichos costes entre energia v demanda. Sefialan que de este modo no se
penaliza a quien, teniendo factores de carga de demanda elevada respecto de la
energia consumida, disponga de ahorros similares a quien tiene un factor con
demanda baja. Q{/
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12.8.

12.9.

ENSA consideran que el valor del CPG deberia ser tinico y que de no ser asi, esta
discriminaci6n implicaria incentivos a contratar el abastecimiento con otros agenies
(en caso que el CPG para Grandes Clientes fuera menor al CPG para los demas
clientes). Por lo anterior, sugirieren a la ASEP revise la redaccién de este punto a los
fines de evitar ambigiiedades y se indique expresamente que el CPG sera unico para
todos los clientes, a menos que se decida incluir dentro del CPG de los Grandes
Clientes Habilitados el efecto de la reserva de confiabilidad y perdidas de potencia de
transmision en punta a fin de simplificar la tarifa.

ANALISIS DE LA ASEP:

Respecto a la modificacion planteada por AGRANDEL de sélo energizar la porcién
de diferencia entre el CPG y el precio promedio de potencia en contratos, remitirse a
respuesta b) de los comentarios de AGRANDEL al asticulo 57.

En referencia al comentario de AVANZALIA PANAMA, S.A., como se menciond
anteriormente, lo adecuado conceptualmente es que el cargo por demanda recoja los
costos de acuerdo a quién los causd. Los clientes con tarifas con cargos por demanda
son clientes que pueden manejar su factor de carga y esa decision no debe impactar
al resto de los clientes. No obstante, permitir la energizacion parcial de los costos de
potencia bajo directrices de la ASEP, tiene el objeto, como ya se dijo, dé evitar
cambios abruptos en la tarifa de los clientes con demanda, debido a que en la
actualidad las ires empresas disiribuidoras energizan los costos de potencia de
generacion parcial o totalmente.

Sobre el comentario de ENSA, remitirse a respuesta a) de los comentarios de ENSA
al articulo 57.

Comentarios a la propuesta de modificacién del articulo 66 del Titulo TV del
RDC

AES PANAMA, S.R.L. sefialan que a fin de homogenizar los criterios de asignacion
tarifarias entre las empresas distribuidoras y/o las tarifas reguladas aplicables a cada
una, se deben revisar los cargos de potencia y energia que se asignan a las tarifas por
demanda méxima y horaria, ya que no se estad cumpliendo con el objetivo que un
cliente tenga beneficios al cambiar su curva de demanda a horas fuera de punta vs un
cliente con tarifa de demanda méaxima.

ANALISIS DE LA ASEP:

Esta Autoridad verificarad que este criterio se cumpla en la revision de los Pliegos
Tarifarios que las empresas propongan para el nuevo periodo tarifario. Con estas
modificaciones propuestas, se busca dictar lineamientos para que las empresas
puedan disefiar sus Pliegos Tarifarios de forina homogénea, pero dejando abierto que
la ASEP pueda dar otras instrucciones para que efectivamente se cumpla con el
beneficio que deben tener los clientes que se ubican en tarifas horarias.

El cuadro del articulo 66 se modificara como fue propuesto, sin tomar en cuenta lo
correspondiente a los clientes acogidos al Procedimiento para Autoconsumo con
Fuentes Nuevas, Renovables y Limpias.

Comentarios a la propuesta de modificacion del articulo 70 del Titulo IV del
RDC

ENSA sefiala que la propuesta de la ASEP especifica que los Grandes Clientes a los
que la Distribuidora les compra la potencia deben pagar el cargo por potencia de
generacién, lo cual consideran una aclaracién necesaria.

AES PANAMA, S.R.L. consideran que en este articulo tanto para el inciso “a” como
para el “b”, se indica que los Grandes Clientes solo pagaran por los componentes de
costo por Generacion, exactamente por el cargo por potencia de generacion, si la
Empresa Distribuidora les “compra su potencia”. En este sentido, opinan que %fﬁ;
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conveniente ampliar la redaccién y sefialar que la potencia comprada no es
equivalente a una potencia que suministre el Gran Cliente en caso de disponer de
autoconsumo de una parte de su demanda.

ANALISIS DE ASEP:

El articulo 70 s6lo se modifica para aclarar que a los Grandes Clientes a los que la
empresa distribuidora les compra su potencia deben pagar el cargo por potencia de
generacién, como sefiala ENSA. En este articulo se busca aclarar los cargos que no
tienen que pagar los clientes que se encuentren abastecidos por un agente diferente de
la empresa distribuidora y que hagan uso de la red de la distribuidora, o clasifiquen
como otros distribuidores haciendo uso del sistema de distribucion. Pero para evitar
confusiones, se ha agregado la referencia al cargo por potencia de generacién para los
clientes que si lo tienen que pagar.

Con respecto al comentario de AES PANAMA, S.R.L. el mismo no es claro, ya que
para el autoconsumo no existe la figura de suministro de potencia.

Se aprobaré el texto del articulo como fue propuesto.

12.10. Comentarios a la propuesta de modificaciéon del articulo 74 del Titulo IV del

RDC

Este articulo trata de la regulacion del procedimiento tarifario para los clientes que
tienen sistemas de Autoconsumo con Fuentes Nuevas, Renovables y Limpias, tema
que fue excluido del proceso de Audiencia Publica No.007-18 mediante 1a Resolucién
AN No.12413-Elec de 30 de mayo de 2018, por lo que los comentarios vertidos no
seran analizados. '

12.11. Comentarios a la propuesta de modificacién del articulo 82 del Titulo IV del

RDC

Los comentarios vertidos respecto a este articulo tratan sobre la regulacién del
procedimiento tarifario para los clientes que tienen sistemas de Autoconsumo con
Fuentes Nuevas, Renovables y Limpias, tema que fue excluido del proceso de
Audiencia Piiblica No.007-18 mediante la Resoluciéon AN No.12413-Elec de 30 de
mayo de 2018, por lo que no seran analizados.

Se aprobard el texto del articulo como fue propuesto, sin tomar en cuenta lo
correspondiente a los clientes acogidos al Procedimiento para Autoconsumo con
Fuentes Nuevas, Renovables y Limpias.

12.12. Comentarios a la propuesta de modificacién del articule 83 del Titulo IV del

RDC

ENSA sefiala que en el caso de clientes no abastecidos por otros agentes para la
Demanda méxima leida mensual (kW) no se tiene en cuenta la existencia de tarifas
binémicas horarias. Deberia incluirse lo siguiente: “en el caso de tarifas binémicas
horarias se aplicara a los cargos por demanda en horas punta la demanda méxima
leida mensual en horas de punta; v a los cargos por demanda en horas fuera de punta
la demanda méxima leida mensual en horas fuera de punta”.

Ademés, consideran que la inclusién del porcentaje de reserva y pérdidas de
transmision en punta para el clculo del ingreso por cargo de potencia de generacion,
podria hacerse mas simple para el cliente, si se buscara el mecanismo para incluir el
efecto de estos porcentajes en el cargo de la Potencia de generacion CPG y este precio
se aplique a 1a Demanda Leida para el Caso de Grandes Clientes Habilitados. Indican
que esta seria la iinica forma de que el CPG del Gran Cliente Habilitado sea diferente
al CPG del resto de los clientes regulados. %2
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También solicitan que se incluya la definicién de la demanda a aplicar en el caso de
las tarifas bindémica horarias de los clientes abastecidos por otros agentes.

ENERGY MANAGEMENT AND CONSULTING, S.A. opinan que cl tema de
agregar a la demanda leida la proporcién que le corresponderia por la reserva de
confiabilidad y la pérdida de potencia que se incluye en la compra que deben hacer
las empresas distribuidoras, ya fue objeto de anélisis por parte de los participantes del
mercado y la ASEP, y que el mismo se plasma en la Resolucién AN No.3478-Elec de
10 de mayo de 2010

Indica que las empresas distribuidoras ya contemplan las porciones correspondiente
a la reserva de confiabilidad y péididas de transmision en su DMG, en la que a su vez
estén incluidos los requerimientos de potencia de los Grandes Clientes. Considera
necesario resaltar que este analisis y la implementacion del cobro por potencia a los
grandes clientes no ocasiona ninguna afectacion bajo el esquema en el que el cargo
por potencia sea el costo promedio de la potencia incluyendo el precio de potencia de
los contratos de suministro, costos por asignaciones de reserva de largo plazo,
compensaciones de potencia y otros cargos asociados a la potencia como se estipulaba
en el régimen tarifario original para el periodo 2014-2018 y se viene a ver afectado a
raiz del cambio en esta materia aprobado mediante Resolucién AN No. 9211-Elec
Panam4, 6 de noviembre de 2015 en el que se establece que el cargo por potencia de
generacion para grandes clientes correspondera al cargo méximo por Potencia de
Largo Plazo establecido por la ASEP.

Por otra parte, sefiala que si a pesar de los argumentos expuestos, como resultado de
los anélisis realizados en esta consulia piiblica la ASEP decide mantener como cargo
de potencia de generacion otro valor diferente al costo promedio de abastecimiento
de potencia lo cual involucraria necesariamente energizar parte de los costos de
potencia a los clientes regulados y a su vez se decida agregar cargos por reserva de
confiabilidad y pérdidas o se afiada alguna componente de potencia a la demanda
leida tratando los requerimientos de potencia de los grandes clientes como se tratan
los requerimientos en la confeccion del Informe indicativo de demandas (JID), se hace -
necesario considerar el factor de coincidencia de 1a demanda méxima de los clientes
toda vez que la demanda méaxima leida se puede registrar fuera de los periodos de
maximo requerimiento del Sistema Interconectado Nacional.

Muestran un ejemplo de la demanda facturada en la actualidad (demanda leida) por
la empresa distribuidora, la demanda que facturaria la misma bajo el esquema
propuesto v las consideraciones del factor de coincidencia conforme a la metodologia

del IID.
periope  |periono  |remions |
BEMIAMDA  |FACTOR DE| REMANDA

i " n DEMANDA  LEIDA| PROPUESTA | COINCIDENGA |METODOLOGIAID
REG1 260) 200 200| 200 200] 1.onng| 229
‘REG2 50 250} 00| 250| 250] 10000 275
[ 100) 250] 00| 250| 275 1.0000] 275)
[ 300 100| 00| 200] 320 0.3333| 110
Ge3 s0] 50 50 50) 55 1.0000 55/
Gea 200| 150| 255| 255 290.5| 0.5832) 165|
TOTAL sa0| 1008} 905 1305 1390.5 1100.00
%pTx a% % a%
% Conf 6% 6% 6%

MG 1,100.00 1,100.00 1,100.00

AGRANDEL sefialan que el porcentaje de pérdidas y confiabilidad aplicado a los
Grandes Clientes debe ser calculado por el CND, ya que debe estar en funcién de la
demanda méxima de la distribuidora y la relacién de demanda del GC con ésta, es
decir el factor entre 0-1 en que un Gran Cliente es realmente coincidente con la
demanda pico que el distribuidor es obligado a contratar. En la siguiente tabla
muestran los porcentajes historicos resultantes de los informes de confiabilidad 2010
— 2018 en los que manifiestan demostrar que en muchos casos este porcentaje ha
estado en orden mayor al 10%, y por tanto no es despreciable para los célculos que
se pretenden introdueir y para los que sugieren la metodologia descrita.

”
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ANALISIS ASEP:

 Se acepta la propuesta de ENSA de agregar a la redaccion del articulo 83 la forma de

facturar en el caso de los clientes con tarifas binémicas horarias por la empresa
distribuidora, que deberan pagar los cargos que se establezcan para la demanda leida
en cada periodo horario. Con respecto a la propuesta de ENSA de agregar el costo de
la reserva de confiabilidad en el CPG, consideramos que esto puede resultar mucho
mas complicado y no necesariamente mas transparente para el cliente, ya que no
sabria sobre qué demanda total le estarian aplicando el cargo.

Sobre los comentarios de ENERGY MANAGEMENT AND CONSULTING, S.A.
la Resolucion AN No.3478-Elec de 10 de mayo de 2010 "Por la cual se modifica el
Anexo A de la Resolucion AN N° 961-Elec de 25 de junio de 2007, que establece los
Criterios y Procedimientos para la Venta de Energia y Potencia a Grandes Clientes" en
el analisis de la ASEP contenidos en el considerando 11.1.1 se sefiala:

"La Distribuidora compra la DMG para cubrir la demanda de sus clientes, y esta
compra puede ser por medio de Contratos, Servicio Auxiliar de Reserva de Largo
Plazo o Compensaciones de Potencia. Los costos asociados a dichos
componentes de abastecimiento son incluidos dentro del costo por potencia.

Los Grandes Clientes que participen en el Mercado Mayorista de Electricidad
seguiran comprandole la potencia al distribuidor en funcion a la potencia
medida, mediante el mecanismo desarrollado en el Régimen Tarifario de
Distribucion."

Como se observa, los Grandes Clientes que participan en el Mercado Mayorista de
Electricidad deben pagar los costos de potencia de acuerdo a lo establecido en €l
Régimen Tarifario en base a la potencia (demanda) medida (leida), incluyendo todos
los costos de compra asociados a la misma, lo cual es precisamente lo que se esta
proponiendo. En especifico el caso de los costos de reserva de confiabilidad y de
pérdidas los mismos se calculan en funcion de poreentaje de dicha potencia leida.

Con respecto a que la demanda maxima leida de los clientes se considere con el factor
de coincidencia tal como se traia en el Informe Indicativo de Demanda, si bien esto
puede dar una mejor distribucién de costos de potencia enire clientes. No obstante,
para efecto de los costos de las empresas distribuidoras esto es transparente, debido a
que las mismas sélo recuperan a través de ingresos el costo permitido de generacién,
sin ganar ni perder por dicha actividad.

A futuro cuando los clientes tengan equipos de medicion inteligentes, tal como se esta
proponiendo de manera escalonada en el Ingreso Méximo Permitido, se podré retomar
este tema para garantizar la mejor distribucion de costos entre clientes.

Esta Autoridad estd de acuerdo con AGRANDEL que el porcentaje de pérdidas y
confiabilidad aplicado a los Grandes Clientes debe ser calculado por el CND y asi se
considerd en la propuesta.

Se aprobaré el texto del articulo como fue propuesto, incorporando la modificacién
solicitada por ENSA para el caso de las tarifas bindmicas horarias.

12.13. Comentarios a la propuesta de modificacién del articule 106 del Titulo IV del

RDC

ENSA, ENEL FORTUNA, S.A., LESLIE GONZALEZ y AES PANAMA, S.R.L
presentaron sus observaciones acerca de la sobrecontratacién que se respondieron en

los comentarios al articulo 57. q(/
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EDEMET y EDECHI proponen que el cargo por potencia se indexe de la misma
forma que el resto de los costos de generacion y que los montos faltantes por el no-
ajuste del Cargo por Potencia (Base y Correc), sean incorporados en el “Valor
TOTAL permitido a recuperar en la tarifa para cubrir los costos de generacién”, y en
“Valor de los apartamientos actualizado con la tasa de descuento”, de acuerdo a la
metodologia de actualizacidn.

Establecen que al no actualizarse el cargo por potencia, los ajustes que
semestralmente se realizan a los Cargos Base y a los Cargos Coirec, no son suficientes
para que se cumpla con el pass-through de los costos de generacion, quedando una
porcion sin ser recuperada en el semestre ‘p’, y — principalmente - en el semestre ‘p-
2

Alegan que no seria razonable que este cargo por potencia quede fijo por un periodo
de cunatro afios, indican que lo mas razonable y adecuado seria que se actualice
semestralmente como todos los componentes del costo de abastecimiento.

Manifiestan que no indexar los cargos de potencia podria conlievar a un incremento
importante de los cargos por energia en los casos de que el costo de la potencia
asociada a los Coniratos de Suministro se incremente. Dado que a los Grandes
Clientes no se les factura los cargos por energia, advierten que de presentarse
cualquier variacién entre la potencia facturada y los costos reales de potencia,
consecuentemente, las diferencias que se presenten entre los costos reales y la
facturacién de potencia de los Grandes Clientes serén traspasadas directamente a los
cargos de abastecimientos de los Clientes Regulados.

También proponen que los Grandes Clientes contraten la totalidad de suministro de
energia y potencia, asi como el resto de los costos de abastecimiento, ya que bajo el
esquema que estd planteando la ASEP para determinar ¢l componente de costo por
potencia maxima de generacién CPG, los Grandes Clientes continuardn recibiendo
un subsidio de los Clientes Regulados. Observan que si 1a ASEP establece un cargo
por potencia a los Grandes Clientes que sea inferior a los costos de potencia de los
Contratos de Suminisiro, mas todos aquellos costos relacionados con la potencia, la
diferencia no facturada formaria parte de la tarifa aplicada a los Clientes Regulados.
Por lo tanto, solicitan que los costos de compra de potencia correspondientes a los
Grandes Clientes formen parte de los costos extraordinarios.

También solicitan que la diferencia enire la demanda facturada de los Grandes
Clientes, valorada al precio medio de la potencia de generacién y la demanda
facturada de los Grandes Clientes, valorada al precio de referencia de la potencia sea
considerada como parte de los Costos Extraordinarios.

Por oira parte, proponen que también se incorporen a los Costos Extraordinarios, los
sobrecostos ocasionados por la sobre contratacion de potencia valorada al precio
medio real de la potencia contratada. Sefialan que en el proceso de contratacion
realizado en los dltimos aiios por ETESA, las empresas de distribucion se han visto
sobrecontratadas en potencia del orden de 7% y 10% en EDEMET y EDECHI,
respectivamente. Expresan que dicha sobrecontratacion les ha venido causando
perjuicios econémicos a las empresas, toda vez que impactan de manera directa en el
costo de las Pérdidas de Energia No Reconocidas, disminuyendo €l ingreso por una
actividad ajena a la distribucién y que responde, entre otras, a decisiones de politica
energética nacional.

Solicitan modificar la propuesta de Ajuste para mantener proporcionalidad de los
cargos por energia de las tarifas horarias, numeral (iv), en el sentido de que sea la
ASEP la que establezca 1a metodologia requerida para corregir tal situacion.

ANALISIS DE ASEP:

EDEMET y EDECHI proponen que el cargo por potencia se indexe de la misma
forma que el resto de los costos de generacién, es necesario aclarar que al establgjr
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que este cargo sera el costo por capacidad que la ASEP determine para el periodo
tarifario, el mismo s6lo se revisard en cada revision tarifaria cuatrienal.

Respecto a que los montos faltantes por el no-ajuste del Cargo por Potencia (Base y
Correc), sean incorporados en el “Valor TOTAL permitido a recuperar en la tarifa
para cubrir los costos de generacién”, es necesario aclarar que esto ya esta
contemplado, en el articulo en el literal b) en los costos de compra de potencia, donde
se establece que forman parte de la actualizacion de los cargos de energia, 10s costos
de compra de potencia firme y servicio auxiliar de reserva de largo plazo descontando
la parte del costo asignada al componente por potencia. Respecto a que esta diferencia
sera totalmente traspasada a los clientes regulados. VER respuesta b) a los
comentarios de ENSA al articulo 57.

Sobre su propuesta de que los Grandes Clientes contraten la totalidad de suministro
de energia y potencia, ya hemos aclarado que no estan en consulta los “Criterios y
Procedimientos para la Venta de Energia y Potencia a los Grandes Clientes”.

Sobre su propuesta de que los costos de compra de potencia correspondientes a los
Grandes Clientes formen parte de los costos extraordinarios, remitirse a la respuesta
d) al comentario de EDEMET y EDECHI al articulo 57.

Respecto a su solicitud de incorporar a los Costos Extraordinarios, los sobrecostos
ocasionados por la sobre contratacién de potencia, remitirse a la respuesta c) al
comentario de ENSA al articulo 57.

Sobre la metodologia para mantener la proporcionalidad de los cargos por energia de
las tarifas horarias los ajustes deben ser propuestos por las empresas distribuidoras y
evaluados y aprobados por la ASEP.

Se modificard el texio del articulo propuesto, para incorporar a los costos
extraordinarios, el sobre costo por sobre contratacién de potencia y energia.

12.14. Comentarios a la propuesta de modificacion del articulo 125 del Titulo I'V del
RDC '

AVANZALIA PANAMA considera que la variacién de combustibles entendemos
que no debe aplicarse de manera mensual sino financiarse por las distribuidoras
semestralmente y actualizarse con la suficiente prevision o bien ser repercutidos en el
siguiente semestre.

ANALISIS DE ASEP:

La razén principal de la creacion de este cargo fue que el cliente tenga con mayor
prontitud la sefial de precio o costo del suministro eléctrico, de manera que le permita
hacer los ajustes o ahorros de energia en sus hogares o empresas oporfunamente.
Ademas evitar ajustes abruptos al final de semestre de ser el caso. Por estas razones,
10 se acepta la propuesta.

Respecto a la modificacién propuesta, esta Autoridad ha reevaluado el tema y
considera que no es necesaria la modificacitn, toda vez que el resultado del Ajuste
Mensual Parcial es un cargo en energia y los cargos del Pliego Tarifario no se ven
modificados. Por lo que €l articulo permanecera sin modificaciones.

12.15. Comentarios a la propuesta de modificacién del articulo 129 del Titulo V del
RDC

Respecto a la modificacién propuesta, no se presentaron comentarios, no obstante,
esta Autoridad ha reevaluado €l tema y considera que no es necesaria la modificacion,
toda vez que el resultado del Ajuste Mensual Parcial es un cargo en energia y los

cargos del Pliego Tarifario no se ven modificados. Por lo que el articulo permaneceré
sin modificaciones. 7
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Titule V, “Régimen de Suministro”

12.16. Comentarios a la propuesta de modificacién del articulo 40 del Titulo V del
RDC

AES PANAMA, S.R.L. solicitan que en el numeral (n) se incorpore ¢l historial de
consumo mensual de evergia y demanda, ya que actualmente solo especifica el
histérico de energia.

ANALISIS ASEP:

Se acepta la propuesta, por lo que se modificara el texto del articulo pdra especificar
en el literal "n", que debe presentarse informacion del historial de energia y datos de
los Gltimos 12 meses.

13. Que en atencién a los comentarios recibidos en la consulta se hace necesario modificar
adicionalmente los articulos 25, 50 y 107 del Titulo IV del Reglamento de Distribucién
v Comercializacién de Energia Eléctrica, denominado Régimen Tarifario del Servicio de
Distribucién y Comercializacion;

14. Que en atencién a que la actividad de distribucién de energia eléctrica es regulada y dado
el interés social involucrado en la misma, ya que se trata de la prestacién de un servicio
publico, es deber de la ASEP realizar los actos necesarios para que se cumplan las
funciones y objetivos de 1a Ley 26 de 29 de enero de 1996 y sus modificaciones, asi como
los establecidos en las Leyes Sectoriales, por lo que;

RESUELVE:

PRIMERO: APROBAR las modificaciones al Reglamento de Distribucién vy
Comercializacion de Energia Eléctrica de los articulos 17, 18, 24, 25, 26, 28, 46, 50, 56, 57,
59, 66, 70, 82, 83, 106 y 107, del Titulo IV, Régimen Tarifario del Servicio de Distribucién
y Comercializacién, aprobado mediante 1a Resolucion JD-5863 de 17 de febrero de 2006 y
sus modificaciones; y del articulo 40 del Titulo V, Régimen de Suministro, los cuales se
transcriben en el ANEXO A de la presente Resolucion, formando parte integral de la misma.

SEGUNDO: COMUNICAR que la Autoridad Nacional de los Servicios Publicos emitira
una version unificada de los Titulos IV y V del Reglamento de Distribucion y
Comercializacion, que contenga todos los cambios aprobados a través de la presente
Resolucién.

TERCERO: ADVERTIR que ia presente Resolucion regiréd a partir de su publicacion.

FUNDAMENTO DE DERECHO: Ley 26 de 29 de enero de 1996, modificada por el
Decreto Ley 10 de 22 de febrero de 2006; Ley 6 de 3 de febrero de 1997 y sus modificaciones;
Ley 6 de 22 de enero de 2002; Resoluciéon JD-5863 de 17 de febrero de 2006 v sus
modificaciones; Resolucién AN No. 411-Elec de 16 de noviembre de 2006 v sus modificaciones;
Resolucion AN No. 12342-Elec de 27 de abril de 2018; y, Resolucién AN No.12413-Elec de
30 de mayo de 2018.

PUBLIQUESE Y CUMPLASE,

IQO%TI O MEANA MELENDEZ

Administrador Generalgg
]

£l presente Documento es fief copia de su Original Segiin
Consta en los archivos centrafizados de la Autoridad
Nacional de los Servicios Puiblicos,
Dadoalos_7_ciageyl res ce oe&tie _ga 28

FIEAMA AUTORIZADA
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I. SE MODIFICAN LOS SIGUIENTES ARTICULOS DEL TITULO IV DEL
REGLAMENTO DE DISTRIBUCION Y COMERCIALIZACION,
DENOMINADO “REGIMEN TARIFARIO DEL SERVICIO PUBLICO DE
DISTRIBUCION Y COMERCIALIZACION”

Articulo 17 Las variables de costos y pérdidas se determinan a partir de variables
explicativas a través de Ecuaciones de Eficiencia.

Articulo 18 Las ecuaciones de eficiencia son estimadas a partir de una muestra representativa
de empresas comparadoras, mediante funciones de la siguiente forma general para cada 4rea
representativa (j):

P
p=1

en la que:

ey representa la variable dependiente de los modelos siendo i = AD, AC, ADM, OM,
COM.

o @ es la constante del modelo, estimada mediante regresion lineal.

* x, sonp variables explicativas de los modelos (que pueden ser Ia cantidad de clientes,
la energia vendida, la demanda méxima u otras variables relevantes para explicar y;).

* [fi, sonp pardmetros, estimados mediante regresion lineal o métodos de datos de panel
que representa el efecto parcial de las variables explicativas consideradas en el
modelo, para las elasticidades de la variable costo que se pretende determinar.

o ges el término de error aleatorio.

Cada variable de costo puede ser explicada por distintas variables explicativas, en funcidn
del comportamiento de los datos en la muestra de variables explicativas.

La ecuacion anterior debera ser expresada en logaritmos (log-log), en donde las variables
explicativas y las variables a explicar estén expresadas en logaritmo natural.

Las regresiones pueden ser, alternativamente, series de tiempo, datos de corte transversal o
datos de panel (series de tiempo + corte transversal), siempre que los estadisticos sean
razonables.

Todos los costos deberén ser convenientemente estandarizados 2 una moneda comiin, previo
a la determinacion de las ecuaciones de eficiencia. Si esta moneda comiin no es el Balboa,
los resultados finales de costos deberén ser convertidos a Balboas utilizando el mismeo
procedimiento. El procedimiento de estandarizacion debe, finalmente, adaptar los costos
internacionales a la realidad de las empresas de Panama.

Anexo 4 Pégina 2 de 35
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Articulo 24 Ingreso Permitido por los Costos del Sistema de Distribucién (IPSD)

IPSD es el valor presente de los ingresos anuales IPSD; permitidos por los costos del sistema
de distribucion en cada afio tarifario (f) del periodo tarifario (t =1,...,4). El ingreso anual
permitido para recuperar los costos del sistema de distribucion se caleularé segin la siguiente
formula:

IPSD; = ADM; + OM; + (BCDy) * (DEP%) + (BCDNy) * (RR), t=1,...,4
Donde:

ADM; es el valor eficiente de los costos totales de administracion para el afio t.

OM; es el valor eficiente de los costos totales de operacion y mantenimiento para el afio t.
BCD: es el valor bruto de la Base de Capital de Distribucion en el afio (t).

BCND; es el valor neto de la Base de Capital de Distribucion en el afio (t).

DEP% es la tasa lineal de depreciacion de la vida il de los activos eficientes del sistema de
distribucién, calculada en base al promedio ponderado de depreciacion de los activos a partir
de la vida util de cada uno de los mismos. No se aceptaran valores superiores a la tasa que
resulte del wltimo estado financiero auditado. De no disponerse de informacién se utilizara el
3.3%.

RR es la tasa de rentabilidad regulada de la empresa distribuidora, fijada por resolucion
motivada de ia ASEP de acuerdo a lo que establece el articulo 103 de 1a Ley.

a) Célenlo de ADM:

» ADM; = SUM; (ADMj), siendo (j) el indice que define las 4reas representativas
seleccionadas, y (t) el afio tarifario.

» ADM; son los costos de adminisiracién resultantes para el Area Representativa “j”
en el afio “t”, calculados a iravés de la Ecuacion de Eficiencia correspondiente, con
las variables explicativas:

» Cj: Suma de clientes de los corregimientos agrupados en el Area Representativa
(j), en el afio (f) y/o

» Dj: Demanda total de los corregimientos agrupados en el Area Representativa “}”,
en el afio (t)

En el caso de que dos distribuidoras sean concesionadas al mismo grupo empresario y
establezcan arreglos para llevar a cabo actividades inherentes a fa operacién técnica,
comercial o administrativa en forma conjunta, la ASEP podrd determinar factores de
economia de escala (< 1) a aplicar a los componentes de gastos respectivos en cada revisién
tarifaria. Estos factores quedarn a criterio de la ASEP quien debera tener en cuenta para
determinar su valor el grado de integracion de las actividades. Su valor extremo serd igual a
la relacion entre el gasto determinado en forma conjunta y 1a suma de los gastos determinados
en forma individual, utilizando las mismas ecuaciones de eficiencia.
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Factor= ADMy(Empresa 1 + EmpresaZ) / ADMy(Empresal) + ADMy(Empresa 2)
b) Cailculo de OMt

o OM; = SUM; (OMy), siendo (j) €l indice que define las 4reas representativas
seleccionadas, y (t) el afio tarifario.

o OM; son los costos de Operacion y Mantenimiento de distribucion, calculados a
través de la Ecuacién de Eficiencia correspondiente, con las variables explicativas:

» Cj: Suma de clientes de los corregimientos agrupados en el Area Representativa
(i), en el afio (f) y/o

» Dj: Demanda total de los corregimientos agrupados en el Area Representativa “j”,
en ¢l afio (t).

Caleulo de BCDt

BCD: =BCDy + 1D cont=1,2,3,4

BCD:.1 = Base de Capital de Distribucion al inicio del afio tarifario “t”. Para el primer
afio (t = 1), BCDy representa la Base de Capital de Distribucién al inicio del periodo
tarifario, de acuerdo a lo estipulado en la ley 6 de 1997 (Art. 103 y Art. 97). Esta base
debe reconocer, en consonancia con la Ley, sélo los activos eficientes en operacién, no
totalmente depreciados, a esa fecha. Para tal fin la ASEP evaluard los activos de la
distribuidora bajo las siguientes premisas:

(i)  Que los activos se encuentren en operacién al momento de aplicacion del
presenie régimen, estén aseniados en los libros de contabilidad del
concesionario, de acuerdo con el Gltimo estado financiero auditado y no hayan
sido totalmente depreciados al inicio del nuevo periodo tarifario.

(i)  Que se encuentren especificamente asociados a la prestacion del servicio de
distribucion eléctrica.

(iii)  Que las instalaciones que estén en operacion o entren en operacién antes del
inicio del periodo tarifario, y aiin no estén asentadas en libros, se consideren
siempre y cuando la terminacién de las obras se encuentre debidamente
certificada por una firma de anditores externa. Para obras que no estén en
proceso de construccién pero que entraran en operacion comecial antes del
inicio del periodo tarifario, las empresas distribuidoras presentardn a la ASEP
un detalle de dichas obras con la debida sustentacién, las cuales seran
analizadas y podran, justificadamente, ser aceptadas o modificadas. La
Autoridad se reserva el derecho de verificar posteriormente la entrada efectiva
en servicio de las obras.

(iv)  Que los activos asentados en libros debidamente auditados al 31 de Diciembre
del tiltimo afio completo del periodo (t-2) (Ej. Para el periodo tarifario 2014-
2018 seria al 31 de Diciembre del 2013) considerados eficientes para la
determinacion de BCD;. serén los que realmente fueron reconocidos como
eficientes en los estudios tarifarios del periodo anterior. Los activos que hayan
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sido producto de aportes de terceros y donaciones recibidas (incluyendo los
activos transferidos por la Autoridad de la Region Interocednica) hasta la
fecha de inicio de la concesion serdn considerados como parte de los activos
propios de la distribuidora. Los activos en proceso de construceion
contratados por el IRHE previo al 31 de octubre de 1998 v que constan en el
contrato de concesién de la distribuidora su obligacion de construirlos
conforme lo contratado, serd considerados a su valor en libros.

Que los activos asentados en libros € incorporados durante el periodo tarifario
anterior respeten el principio de eficiencia técnica y de costos. A tal fin la
ASEP auditara los mismos y verificaré las justificaciones de su incorporacion.
A partir de la revision tarifaria 2022-2026, para la evaluacién de los costos
eficientes de los proyectos realizados en el periodo anterior, se considerara lo
siguicnte:

1. A las inversiones que han sido producto de procesos de libre
concurrencia con la participacién de més de un oferente y en los
cuales no hayan participado empresas del mismo grupo econdmico,
se les reconoceré como costo eficiente el resultado de los procesos de
concurrencia. Para tal fin, la empresa distribuidora presentara una
certificacion o declaracion jurada de parte del Representante Legal de
la misma, asi como un resumen de los procesos de concurrencia
llevados a cabo y sus resultados. Esta evaluacin se hard anualmente,

a partir de la terminacion de cada afio calendario, comenzando con el
afio 2018.

2. Las inversiones realizadas sin los procesos de libre concurrencia
descritos, serén verificadas, revisando sus costos unitarios a partir de
una comparacion internacional.

La empresa debe presentar la informacion anual de las inversiones del Sistema
Regulatorio Uniforme de Cuentas. Deberd identificar las obras realizadas que
califican bajo el punto 1 anterior.

Que los activos que resultan de aportes de terceros y donaciones, hechas con
posterioridad al 31 de Octubre de 1998, sean identificados a fin de que no se
aplique sobre ellos tasa de rentabilidad. Solo para aquellos recibidos en tal
caricter hasta el 31 de Diciembre de 2005 se permitira recuperar depreciacion,
si le corresponde a la empresa distribuidora reemplazar dichos activos por fin
de su vida ttil u obsolescencia.

Los recibidos con posterioridad al 31 de Diciembre de 2005 esa fecha no
integraran la Base de Capital por ningiin concepto, es decir no se aplicard
sobre ellos tasa de rentabilidad ni se permitird recuperar depreciaciones por
los mismos. Quedan excluidos los aportes reembolsables y no reembolsables
abonados por la Tabla de Costos por Metro Lineal que serdn considerados
como activos de las empresas distribuidoras.

Que su tratamiento contable esté de acuerdo con los lineamientos que la ASEP
instruyese en el Sistema Regulatorio Uniforme de Cuentas.
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(viij) Que el tratamiento a seguir para los activos existentes que requieran ser
reemplazados y salir de servicio y que aiin no han alcanzado su vida ftil
prevista, como consecuencia de decisiones emanadas por Instituciones
Gubernamentales, o por razones técnicas y de mejoramiento urbano cuyo Plan
de Reemplazos sea aprobado por la ASEP, serd el siguiente:

o La empresa distribuidora deberd identificar el activo indicando que es
reemplazo anticipado por las razones indicadas.

o Laempresa distribuidora deberd indicar Ia fecha en la que se capitalizo el

activo, el monto de la inversion contabilizada, el total de afios, el monto
depreciado y la vida iitil remanente.

o La empresa distribuidora deberd informar en el Sistema Regulatorio de
Cuentas el retiro del activo, el monto y fecha de finalizacion de su vida
ftil,

o La ASEP no aplicara el retiro de ese activo de la Base de Capital Bruta y
Neta, sino que se seguird depreciando hasta que alcance el final de la vida
iitil declarada.

ID;: Inversién Eficiente de Distribucion en el afio (f)

ID; = (AD; - ADy1) + ISUBTE,, + INVNOCOMP; + IRURAL; cont=1,2, 3,4

AD: = SUM; (ADy), siendo (j) el indice que define a las 4reas representativas
seleccionadas, y (t) el afio tarifario.

ADj es el valor de los Activos de Distribucion del Area Representativa “” durante el
afio “t”, determinado a través de la Ecuacion de Eficiencia correspondiente, con las
variables explicativas:

» Cj: Suma de clientes de los corregimientos agrupados en el Area Representativa
(), en el afio (t) y/o

» Dy Demanda total de los comregimientos agrupados en el Area Representativa 7,
en el afio (f)

Dj: se obtendré a partir de la composicién de:

La participacion de las distintas categorias de clientes en el consumo del conjunto de
corregimientos agrupados en el Area Representativa “j”, en el afio (t).

Curvas de carga tipicas de cada una de esas categorias de clientes, disponibles al
momento del caleulo del IMP, y aprobadas por la ASEP.

En caso de no disponerse de curvas de carga tipicas para cada categoria de clientes
con la aprobaci6n técnica de 1a ASEP, se deber4 tener en cuenta para el calculo de Dy
las condiciones de medicion de la clase de clientes de la siguiente forma:

» Para la clase de clientes que dispone de registros de demanda de potencia, la
demanda méxima de potencia se calculard a partir del consumo de energia,
utilizando el factor de carga que resulte de la base de datos comercial. Se estimara
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un factor de simultancidad de las cargas para ajustar la suma lineal de las
demandas de potencia a un valor de potencia méxima simulténea.

» Paralos clientes que no disponen de registros de demanda de potencia, la demanda
méxima de potencia se calculard utilizando un factor de carga representativo del
conjunto, igual para todos los corregimientos.

AD:i y ADjp, se calculan a partir de las formulas anteriores, con los valores de las
variables explicativas Ciz1 y/o Djs.1 previstos para el dltimo afio tarifario del periodo
anterior, utilizando la mejor informacién disponible a la fecha de su estimacion.

» [SUBTE:; son las inversiones anuales en instalaciones subterrdneas que se requieran
para sustituir instalaciones areas existentes por razones técnicas y de mejoramiento
urbano, cuyo plan de reemplazos sean aprobados por la ASEP en los corregimientos
agrupados por érea representativa.

o INOCOMP; son aquellas inversiones que la ASEP determine sean requeridas y no se
bayan considerado como parte de las inversiones que resultan de las empresas
comparadoras.

» IRURAL; son las inversiones propuestas por la empresa distribuidora en coordinacion
con la Oficina de Electrificacién Rural (OER) para desarrollar en el afio t del periodo
tarifario en 4reas de Electrificacién Rural dentro de la zona de concesién. Estas
inversiones deberén ser aprobadas por la ASEP.

Articulo 25 Ingreso Permitido por Pérdidas de Distribucién (IPPD)

IPPD es el valor presente de los ingresos anuales PD; permitidos por el costo de las pérdidas
del sistema de distribucion en cada afio tarifario (t) del periodo tarifario. El ingreso permitido
para cubrir las pérdidas de distribucion del sistema se calcula a partir de la siguiente formula:

PD:=PD% * MWhD; * CMM:;
Donde:

PD% es un porcentaje eficiente de pérdidas estimado para el afio “t” a partir de la muestra de
empresas representativas como porcentaje sobre el volumen de energia ingresada al sistema
de 1a empresa distribuidora. Resulta de las ecuaciones de eficiencia de las perdidas ya vistas.

MWHhD; es la cantidad total de energia (registrada en nodo de compra o entrega o nodo de
autogeneracién) proyectada para el afio t. Se utilizara el Informe Indicativo de Demanda
aprobado por la ASEP y vigente al momento de la realizacién de los calculos. (MWhD; = ;
MWhDy;)

CMMt es el costo mondmico (incluyendo potencia y energia en el sistema de generacion, el
sistema de transporte, pérdidas del sistema de transporte y demés costos, sin tomar en cuenta
los costos extraordinarios de generacién) en el mercado mayorista, proyectada para el afio t.
Se debe utilizar la informacion de las proyecciones del CND.
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Articulo 26 IPCO es el valor presente de los ingresos anuales IPCO; permitidos por la
actividad de comercializacion en cada afio tarifario (t) el periodo tarifario, utilizando como
tasa de descuento la tasa de rentabilidad regulada (RR). El ingreso anual permitido para
recuperar los costos de la actividad de comercializacion se calculard segiin la siguiente
formula:

IPCO; = COM; + (BCCy) * (DEP%) + (BCNCy) * (RR)
Donde;

COM: es el valor eficiente de los costos de comercializacion para el afio t (incluye costos de
medicién, facturacion, mercadeo, atencion al cliente y otros).

BCCi es el valor bruto de la Base de Capital de Comercializacion en el afio (t).
BCNC; es el valor neto de la Base de Capital de Comercializacién en el afio (t).

DEP% es la tasa lineal de depreciacién de la vida dtil de los activos eficientes de
comercializacién, calculada en base al promedio ponderado de depreciacién de los activos a
partir de la vida iitil de cada uno de los mismos. No se aceptaran valores superiores a la tasa
que tesulte del dltimo estado financiero auditado. De no disponerse de informacion se
utilizard el 3.3%.

RR es la tasa de rentabilidad regulada de la empresa distribuidora, fijada por resolucion
motivada de 1a ASEP, de acuerdo a lo que establece el articulo 103 de la Ley.

a) Cilculo de COM:

» COM; = SUM;j (COMy), siendo (j) el indice que define a las dreas representativas
seleccionadas, y (t) el afio tarifario.

» COM,; es el Costo de Comercializacién correspondiente al Area Representativa “j”
durante el afio “t”. Se calcula a través de la Ecuacion de Eficiencia correspondiente,
con las variables explicativas:

» Cj: Suma de clientes de los corregimientos agrupados en el Area Representativa
(§), en el afio (f) y/o

[(1540]

» Dy Demanda total de los corregimientos agrupados en el Area Representativa “j”,

en el afio (f)

En el caso que dos distribuidoras scan concesionadas al mismo grupo empresario y
establezcan arreglos para llevar a cabo actividades inherentes a la operacién técnica,
comercial o administrativa en forma conjunta, la ASEP podra determinar factores de
economia de escala (< 1) a aplicar a los componentes de gastos respectivos en cada revision
tarifaria. Estos factores quedarén a criterio de la ASEP quien deber4 tener en cuenta para
determinar su valor el grado de integracion de las actividades. Su valor extremo seré igual a
larelacién entre el gasto determinado en forma conjunta y la suma de los gastos determinados
en forma individual, utilizando las mismas ecuaciones de eficiencia.
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Factor= COMgEmpresa 1 + Empresa2) / COMy(Empresal) + COMy(Empresa 2)
b) Caleulo de BCC;

BCC; =BCCi1 +1C;, cont=1,234

BCC:.1 = Base de Capital de Comercializacion al inicio del afio tarifario “t”. Para el
primer afio (t = 1), BCCy representa la Base de Capital de Comercializacion al inicio del
periodo tarifario, de acuerdo a lo estipulado en Ia ley 6 de 1997 (Axt. 103 y Axt. 97). Esta
base debe reconocer, en consonancia con la Ley, sélo los activos eficientes en operacion,

no totalmente depreciados, a esa fecha. Para tal fin la ASEP evaluaré los activos de la
distribuidora bajo las siguientes premisas:

)

(i)

(i)

)

Que los activos se encuentren en operacién al momento de aplicacion del
presente régimen, estén asentados en los libros de contabilidad del
concesionario, de acuerdo con el tiltimo estado financiero auditado y no hayan
sido totalmente depreciados al inicio del nuevo periodo tarifario.

Que se encuentren especificamente asociados a la prestacion del servicio de
comercializacion de energia eléctrica.

Que las instalaciones que estén en operacién o entren en operacion antes del
inicio del periodo tarifario, y alin no estén asentadas en libros, se consideren
siempre y cuando la terminacién de las obras se encuentre debidamente
certificada por una firma de auditores externa. Para obras que no estén en
proceso de construccion pero que entrardn en operacidn comercial antes del
inicio del periodo tarifario, las empresas distribuidoras presentarén a la ASEP
un detalle de dichas obras con la debida sustentacion, las cuales serin
analizadas y podrén, justificadamente, ser aceptadas o modificadas. La
Autoridad se reserva el derecho de verificar posteriormente la entrada efectiva
en servicio de las obras.

Que los activos asentados en libros debidamente auditados al 31 de Diciembre
del tiltimo afio completo del periodo (i-2) (Ej. Para €l periodo tarifario 2014-
2018 seria al 31 de Diciembre del 2013) considerados eficientes para la
determinacién de BCD;.1 serédn los que realmente fueron reconocidos como
eficientes en los estudios tarifarios del periodo anterior. Los activos que hayan
sido producto de aportes de terceros y donaciones recibidas (incluyendo los
activos transferidos por la Autoridad de la Region Interocednica) hasta la
fecha de inicio de la concesién seran considerados como parte de los activos
propios de la distribuidora. Los activos en proceso de construccion
contratados por el IRHE previo al 31 de octubre de 1998 y que constan en el
contrato de concesion de la distribuidora su obligacién de construirlos
conforme lo contratado, sera considerados a su valor en libros.

Que los activos asentados en libros ¢ incorporados durante el periodo tarifario
anterior respeten el principio de eficiencia téenica y de costos. A tal fin la
ASEP auditard los mismos y verificaré las justificaciones de su incorporacion.
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A partir de la revisién tarifaria 2022-2026, para la evaluacién de los costos
eficientes de los proyectos realizados en el periodo anterior, se consideraré lo
siguiente:

1. A las inversiones que han sido producto de procesos de libre
concurrencia con la participacion de més de un oferente y en los
cuales no hayan participado empresas del mismo grupo econdmico,
se les reconocerd como costo eficiente el resultado de los procesos de
concurrencia. Para tal fin, la empresa distribuidora presentara una
certificacién o declaracién jurada de parte del Representante Legal de
la misma, asi como un resumen de los procesos de conmcurrencia
llevados a cabo y sus resultados. Esta evaluacién se hard anualmente,
a partir de la terminacién de cada afio calendario, comenzando con el
afio 2018.

2. Las inversiones realizadas sin los procesos de libre concurrencia
descritos, serén verificadas, revisando sus costos unitarios a partir de
una comparacién internacional.

La empresa debe presentar la informacién anual de las inversiones del Sistema
Regulatorio Uniforme de Cuentas. Deber4 identificar las obras realizadas que
califican bajo punto 1 anterior.

Que los activos que resultan de aportes de terceros y donaciones, hechas con
posterioridad al 31 de Octubre de 1998, sean identificados 2 fin de que no se
aplique sobre ellos tasa de rentabilidad. Solo para aquellos recibidos en tal
cardcter hasta el 31 de Diciembre de 2005 se permitira recuperar depreciacion,
si le corresponde a la empresa distribuidora reemplazar dichos activos por fin
de su vida 1itil u obsolescencia.

Los recibidos con posterioridad al 31 de Diciembre de 2005 esa fecha no
integraran la Base de Capital por ninglin concepto, es decir no se aplicard
sobre ellos tasa de rentabilidad ni se permitir recuperar depreciaciones por
los mismos. Quedan excluidos los aportes reembolsables y no reemboisables
abonados por la Tabla de Costos por Metro Lineal que serdn considerados
como activos de las empresas distribuidoras.

Que su tratamiento contable esté de acuerdo con los lineamientos que la ASEP
instruyese en el Sistema Regulatorio Uniforme de Cuentas.

IC:: Inversion Eficiente de Comercializacion en el afio (t)

ICi=AC: - ACiq,cont=1,23,4

AC: = SUM;j (ACjy), siendo (j) el indice que define a las 4reas representativas
seleccionadas, y (t) el afio tarifario.

ACj: corresponde a los Activos de Comercializacién del Area Representativa “” en
el afio “t”. Se calcula a través de la Ecuacién de Eficiencia correspondiente, con las
variables explicativas:
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» Cit: Suma de clientes de los comegimientos agrupados en el Area Representativa
(j), en el afio (t) y/o

» Dji: Demanda total de los corregimientos agrupados en el Area Representativa “j”,
en el afio (f)

Dj: se obtendré a partir de la composicién de:

o La participaci6n de las distintas categorias de clientes en el consumo del conjunto de
corregimientos agrupados en el Area Representativa “”, en el afio (t).

o Curvas de carga tipicas de cada una de esas categorias de clientes, disponibles al
momento del calculo del IMP, y aprobadas por la ASEP.

En caso de no disponerse de curvas de carga tipicas para cada categoria de clientes
con la aprobacion téenica de la ASEP, se debera tener en cuenta para el calculo del
Dj las condiciones de medicion de la clase de clientes de la signiente forma:

» Para la clase de clientes que dispone de registros de demanda de potencia, la
demanda méxima de potencia se calculard a partir del consumo de energia,
utilizando el factor de carga que resulte de Ia base de datos comercial. Se estimara
un factor de simultaneidad de las cargas para ajustar la suma lineal de las
demandas de potencia a un valor de potencia maxima simultéanea.

» Paralos clientes que no disponen de registros de demanda de potencia, la demanda
méxima de potencia se calcularé utilizando un factor de carga representativo del
conjunto, igual para todos los corregimientos.

AD:q y ADj1, se calculan a partir de las formulas anteriores, con los valores de las
variables explicativas Cizi y/o Djs1 previstos para el filtimo afio tarifario del periodo
anterior, utilizando la mejor informacién disponible a la fecha de su estimacién.

Articulo 28 Para la determinacion de ACTaiome y ACTNauwi se tomard en
consideracion:

a) Los activos fijos netos en operacion a costo original eficiente al término del afio completo
anterior al afio de la revision tarifaria;

b) Los activos resultantes del plan de inversiones presentado por la distribuidora, en
cumplimiento de las normas de calidad del alumbrado piiblico y del crecimiento vegetativo
previsto para el préximo periodo tarifario. Este plan de inversiones serd presentado por la
distribuidora a la ASEP con la debida justificacion, detalle que permita su seguimiento y este
tiltimo debera prestar su acuerdo.
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c) Los activos que resultan de aportes de terceros y donaciones, hechas con posterioridad al
31 de octubre de 1998, serén identificados a fin de que no se aplique sobre ellos tasa de
rentabilidad. Solo para aquellos recibidos en tal cardcter hasta el 31 de diciembre de 2005 se
permitird recuperar depreciacion, si le corresponde a la empresa distribuidora reemplazar
dichos activos por fin de su vida Gitil u obsolescencia.

d) Los recibidos con posterioridad a esa fecha no integrarén la Base de Capital por ningfin
concepto, es decir no s aplicar sobre ellos tasa de rentabilidad ni se permitiré recuperar
depreciaciones por los mismos. Quedan excluidos los aportes reembolsables y no
reembolsables que seran considerados como activos de las empresas distribuidoras.

e) El tratamiento a seguir para los activos existentes que requicran ser reemplazados y salir
de servicio y que aiin no han alcanzado su vida titil prevista, como consecuencia de decisiones
emanadas por Instifuciones Gubemamentales, o por razones técnicas y de mejoramiento
urbano cuyo Plan de Reemplazos sea aprobado por 1a ASEP, seré el siguiente:

o La empresa distribuidora debera identificar ¢l activo indicando que es reemplazo
anticipado por las razones indicadas.

» La empresa distribuidora deberd indicar la fecha en la que se capitalizé el activo, el
monto de la inversién contabilizada, el total de afios, el monto depreciado y la vida
iitil remanente.

» La empresa distribuidora debera informar en el Sistema Regulatorio de Cuentas el
retiro del activo, el monto y fecha de finalizacién de su vida dtil.

» La ASEP no aplicar el retiro de ese activo de la Base de Capital Bruta y Neta, sino
que se seguird depreciando hasta que alcance el final de la vida 1til declarada.

Articnlo 46  Determinacion del componente de costo por uso del sistema de distribucién:

Para cada clase de cliente debe determinarse un componente de costo por uso del sistema de
distribucién en punta (CUSOP (B./KWp — mes o afio)) y otro en fuera de punta (CUSOFP
(B./kWip — mes o afio)).

Para la determinacion de estos componentes de costos, primeramente se requiere calcular el
CIPLP por cada nivel de tension. Para tal fin se requiere a la distribuidora la realizacién de
los siguientes estudios:

a) Evaluacion de la red actual, incluyendo confiabilidad.

b) Estudio de la demanda por nivel de tension a 10 afios para los niveles de baja y media
tensién y a 20 afios para el nivel de alta tension (115 kV y superiores), incluyendo proyeccién
del balance de potencia.

¢) Requerimientos de inversion fisica a 10 afios para los niveles de baja y media tension y a
20 afios para el nivel de alta tension, incorporando las soluciones tecnoldgicas optimas desde
el punto de vista costo — beneficio y asegurando una confiabilidad acorde con los
requerimientos de calidad estipulados.
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d) Estudio de costos unitarios y determinacion de los costos de operacién y mantenimiento
y gestion del sistema de distribucion.

¢) Estudio de pérdidas de potencia y energia por nivel de tension, discriminando entre
técnicas y no técnicas.

Con los resultados de estos estudios se debe determinar el CIPLP (B./kW — mes o afio). El
CIPLP para cada nivel de tension se determina como el valor descontado de la suma de los
costos incrementales de inversion y operacién dividido por la suma descontada de los
incrementos de la demanda en el nivel de tensién en el horizonte de tiempo establecido. Para
realizar los descuentos se debe utilizar la tasa de rentabilidad (RR) aprobada por la ASEP
para ¢l periodo tarifario.

Para asignar el CIPLP de cada nivel de tension a cada clase de cliente se deben considerar
los factores de coincidencias internas y externas, y en punta y fuera de punta de la demanda
maxima de la clase de clientes con respecto a la agregada al nivel de los distintos niveles de
tension en punta y fuera de punta.

Una vez determinados los componentes por uso de cada clase de clientes, estos deben ser
asignados a los cargos tarifarios.

En el caso de las clases de clientes en las cuales el equipamiento de medicién permita el
registto de demanda méxima en punta y fuera de punta, esta asignacién se realiza
directamente.

En el caso de las clases de clientes en las cuales el equipamiento de medicién permita solo el
registro de demanda méxima, la distribuidora debe disefiar un mecanismo que permita la
asignacion de ambos componentes al cargo de demanda méaxima.

Los componentes de costos por uso en horas de punta y fuera de punta serén asignados a los
clientes que no dispongan de medicién de demanda de ningfin tipo a partir de la curva
promedio de la clase a la que pertenece. La distribuidora deberé estimar la demanda en horas
de punta y fuera de punta como promedio por cliente de los valores agregados de una clase.
Sélo en este caso los componentes CUSOP y CUSOFP se energizarin completamente.

Articnlo 50 Determinacion del componente de Costo por Pérdidas en distribucion.

Para determinar los componentes de costos la empresa distribuidora debe:

a) Determinar los coeficientes de pérdidas técnicas de potencia (PPT%) y energia (PET%)
a partir de los estudios técnicos realizados para calcular el CIPLP por nivel de tension
como porcentaje sobre ingresos al nivel.

b) Estimar los componentes de costos por pérdidas CPEP, CPEFP y CPP:
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El componente de eosto por pérdidas de energia en cada nivel de tensién en
horas de punta (CPEP (B./kWh)) seé el coeficiente PET% acumulado al nivel
de tension correspondiente, por el precio de abastecimicnto de energia
(incluyendo pérdidas del sistema de transporte, sin tomar en cuenta el costo
extraordinario de generacion) en €l mercado mayorista en horas de punta.

El componente de costo por pérdidas de energia en cada nivel de tensién en
horas fuera de punta (CPEFP (B./kWh)) seré el coeficiente PET% acumulado
al nivel de tension correspondiente, por el precio de abastecimiento de energia
(incluyendo pérdidas del sistema de transporte sin tomar en cuenta el costo
extraordinario de generacion) en el mercado mayorista en horas fuera de
punia.

El componente de costo por pérdidas de potencia (CPP (B./kW)) en cada nivel
de tensién en punta serd el coeficiente PPT% acumulado al nivel de tension
correspondiente por el precio de abastecimiento de la potencia (incluyendo
sistema de transporte y demés costos en ¢l mercado mayorista sin tomar en
cuenta el costo extraordinario de generacion).

¢) Asignar los componentes de costos por pérdidas a los cargos tarifarios por pérdidas de
las distintas categorias.

@)

Con respecto al CPEP y CEPFP, estos componentes se asignarén del siguiente
modo:

(i.1)  Enel caso de las clases de clientes en las cuales el equipamiento de
medicion permita el registro del consumo de energia en punta y fuera
de punta, esta asignacion se realiza directamente.

(i2)  Enel caso de las clases de clientes en las cuales €l equipamiento de
medicion permita solo el registro de energia sin discriminar bandas
horarias, la distribuidora debe disefiar un mecanismo que permita la
asignacién de ambos componentes a un cargo por energia a partir de
la curva promedio de la clase a Ia que pertenece, observando sobre la
curva la participacion del consumo en horas de pico y fuera de ellas.

Con respecto al CPP, este componente se asignaré del siguiente modo:

(ii.1) Enel caso de las clases de clientes en las cuales ¢l equipamiento de
medicion permita el registto de demanda méxima con o sin
discriminacion en punta y fuera de punta, esta asignacion se realiza
directamente.

(ii.2)  Enel caso de las clases de clientes que no dispongan de medicién de
demanda de ningiin tipo esta asignacion se realizard a partir de la
curva promedio de la clase a la que pertenece, observando su
coincidencia, simultaneidad y factor de carga. En este caso el
componente s energizard completamente.

Arexo 4
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Articalo 56 La tarifa debe contener, como minimo, cinco componentes de costos de
abastecimiento por clase de cliente, con costos estimados para el primer semestre de entrada
en vigencia del presente Régimen. Estos componentes de costos deben reflejar:

a) Por el segmento de generacion: La distribuidora debe discriminar:

(iif) Un componente de costo por potencia méxima en punta (B/KW de punta — mes)
(CPG)

(iv) Un componente de costo por energia en horas de punta (B. /kWh) (CEGP).
(v) Un componente de costo por energia en horas fuera de punta (B./kWh) (CEGFP)
b) Por el segmento de transmision: La distribuidora debe discriminar:

(i) Un componente de costo por demanda en punta (CUCOST (B. /kW - mes)).
(ii) Un componente de costo por pérdidas de energia (CPST (B. /kWh)).

Articulo 57 Determinacion del componente de costo de generacion:

a) El componente de costo por potencia méxima en punta de generacion (CPG) refleja el
costo por capacidad que la ASEP determine para el periodo tarifario. Se calcula con el
costo unitario por capacidad a asignar en tarifas determinado por ASEP, considerando
entre otros: i) el costo de capacidad de una planta de generacién que suministre potencia
en la hora de méxima demanda o de la unidad de punta del sistema econémicamente
adaptada, ii) los costos de compra producto de licitaciones de tecnologia diferente o
similar, iii) la matriz energética presente y futura, iv) cualquier otro elemento que la
ASEP considere pertinente. EL CPG se aplica a la demanda contratada total, incluyendo
también la asignacion del servicio auxiliar de reserva de largo plazo. Con este costo para
el primer semestre del nuevo periodo tarifario se har la asignacion de los cargos.

b) El componente de costos por energia de generacidn CEG debe reflejar el costo de
generacion promedio de la distribuidora para clientes que no se encuentran abastecidos
por otros agentes, descontando la parte del costo que se asigne al componente por
potencia y sin tomar en cuenta los costos de generacion extraordinarios.

(i) Los costos a considerar son los siguientes:

(i.1) Costos de compra de potencia firme y servicio auxiliar de reserva de largo
plazo, deduciendo del costo total la parte del costo asignada al componente
por potencia.

(i.2) Costos o ingresos por compensaciones de potencia.
(i.3) Costos por servicios auxiliares relacionados a la potencia.

(i4) Costos de fianzas de contratos de potencia y energia producto de procesos
de concurrencia y de aquellos provenientes del mercado mayorista de
electricidad.

(i.5) Costos por compra de energia asociada a contratos.
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Sobrecostos por generacién obligada.

Costos por compias de energia en el mercado ocasional que hayan sido
autorizadas por la ASEP.

Costos por servicios auxiliares relacionados con la energa.

Costos relacionados a las transacciones en el Mercado Regional y al servicio
del Ente Operador Regional.

Créditos que resultan a favor de los clientes producto de la aplicacion del
Procedimiento para la Conexitn de Centrales Particulares de fuentes nuevas,
renovables y limpias de hasta quinientos (500) kilowatts a las redes eléctricas
de media y baja tension de las empresas de distribucion eléctrica, aprobado
mediante la Resolucion 5399-Elec de 27 de junio de 2012.

Los costos extraordinarios que correspondan, se descuentan del total de
costos.

(i)) El componente de costo por energia en horas de punta (CEGP) resulta de la suma
de estos costos multiplicada por el porcentaje de energia comprada por la
distribuidora en horas de punta respecto al total de la energia comprada (%CR, ).

7
CEGP =) CEGx%CR;
i

(iii) E1 componente de costo por energia en horas fuera de punta (CEGFP) resulta de la
suma de estos costos multiplicada por el porcentaje de energia comprada por la
distribuidora en horas fuera de punta respecto al total de la energia comprada (

1-%CR" ).

CEGFPziCEGx(l—%CRIf)

¢) Se agrega un componente de costo de generacion adicional para tomar en cuenta los
costos extraordinarios. Los costos extraordinarios o por restricciones (GEGRT) deben
reflejar los costos que ASEP determine que estin especificamente relacionados con la
mitigacion del riesgo de racionamiento, o con sobre contratacion y los sobrecostos de los
contratos de generacion cuyos precios se incrementan como resultado de arbitrajes.

(i) Los costos a considerar son los siguientes:

(i.1.1) Costos de compra de potencia que ASEP determine que estan

especificamente relacionados con la mitigacién del riesgo de
racionamiento.

(.1.2)  Costos de autoabastecimiento.

(1.1.3)  Sobrecostos ocasionados por incrementos en los precios de contratos de

generacion que son resultado de arbitrajes.
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(1.14)  Sobrecostos ocasionados por sobre contratacion de potencia y energia,
que ASEP determine en funcién de la informacion que presente la
empresa distribuidora.

El componente de costo extraordinario resulta del cociente de estos costos y la energia

total vendida por la distribuidora sin incluir Alumbrado Péblico, y es igual para todas las
clases de clientes.

Los componentes de costos CEGP y CEGFP son similares para todas las clases de
clientes. A estos componentes se les agrega el (GEGRT) para obtener un componente de

costos por energia total, CEGE,,, y CEGFE,,,.

Articulo 59 Una vez determinados los componentes de costos de abastecimiento de cada
clase de clientes, estos deben ser asignados a los cargos tarifarios.

En el caso de las clases de clientes que tengan una demanda mayor a 15 kW en las cuales el
equipamiento de medicién permita el registro de demanda méxima y de energia, en punta y
fuera de punta, esta asignacion se realiza directamente, teniendo en cuenta los factores de
coincidencia y las pérdidas de potencia.

En el caso de las clases de clientes que tengan cargos por demanda, el componente de costos
por potencia méxima de generacion CPG sélo podrd ser energizado o incorporado
parcialmente al cargo por energia por instrucciones de la ASEP. Para estas clases de clientes,
el componente de costo por demanda en punta de transmision CUCOST s6lo podré ser
energizado por instrucciones de la ASEP.

En el caso de los Grandes Clientes el componente de costos por potencia méxima de
generacién CPG seré el costo unitario por capacidad a asignar en tarifas establecido por la
ASEP vigente a la fecha de aprobacién de los cargos.

En el caso de las clases de clientes que tengan una demanda menor o igual a 15 kW y/o cuya
equipamiento de medicion permita solo el registro de demanda méxima y una {inica medicion
de energia, la distribuidora debe disefiar un mecanismo que permita:

a) La asignacion de CUCOST y CPG al cargo de demanda méxima o al consumo de energia
en el caso de las clases de cliente cuya medicién no registre ningin tipo de demanda a
partir del anélisis de la curva de carga promedio de la clase.

b) La distribucion de CEGP, CEGFP y CPST en el consumo de energia a partir de la
estimacion de las participaciones del consumo de energia en horas de punta y fuera de

punta de cada cliente como promedio de los valores agregados de la clase de clientes ala
que pertenece.
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Articulo 66 Como minimo, se deben discriminar los siguientes cargos tarifarios:

IDENTIFICACION T UNIDAD DE APLICACION
DEFINICION | (FCTaisritbee | “op oo a | vmpicion | MEDICION | MEDICION
Tatiero {sélo ;pim;n fas ASIGNAR MONOMICA BINOMICA | BINOMICA
categorias CG:::;E;DH nomica SMLE HORARL&
. 2 ’ Cusop kWpy
Casgo de Distrbucion CD;; CUSOFP kWh kW max KW
Casgo por Conexidn (.6 CxC Por Conexion
Cargo por Reconexion CRX; CXRC Por Reconexién
Cargo por Pérdidas de
Energia en CPERDE; CCiJIEFP;’ KWh kWh lg’%;‘g
Distdbucién
Cargo por Pédidas de
Potencia en CPERDP;; Cpp kWh kW max kWp
Distribucién
Cargode _ 3
Comprsidncibn Ho CCOMF; CCOF Por Cliente
Cargo de
Comezcializacién CCOMYV; CCOvV kWh
Variable
Cazgo por el Sexvicio BRAP:
de Alumbrado Piblico ¢ ' CSAP —
Catgo por el Consumo :
de Alumbrado Piblico . B ol
. CPOTGEN;;
oot | G, | on | e | S [
CPOTGENGC; P
. CEGP KWhp,
e ‘ CEGRT KWh
: kWp y/o
g pos futeoca, CPT; CUCOST o | BIO  hoy
Transmision kW max
kWhip
Casgo por Pérdidas de
Enesgla en CPET; CPST kWh
Transmision

(*) El Cargo por Potencia en Generacién se identificard como CPOTGEN;;, Ea caso que se energice parcialmente el casgo,
este dliimo se identificard como CPOTGENE;;. El Cargo por Potencia en Generacién para Grandes Clientes a los cuales
la empresa distabuidora le compra su potencia se identificara como CPOTGENGG;,

Articule 70 Los clientes que se encuentren abastecidos por un agente diferente de la empresa
distribuidora y que hagan uso de la red de la distribuidora, o clasifiquen como otros
distribuidores haciendo uso del sistema de distribucién, no pagardn los siguientes
componentes de costos en su farifa:

a) Grandes clientes sin medicién Sistema de Medicion Comercial (SMEC): No pagan los
componentes de costos de Generaci6n, salvo aquellos a los que 1a empresa distribuidora
le compra su potencia, los cuales deben pagar el cargo por potencia de generacion. Pagan
el resto de los componentes de costos.
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b) Grandes clientes con medicién SMEC: No pagan los componentes de costos de
Generacidn, salvo aquellos a los que la empresa distribuidora le compra su potencia, los
cuales deben pagar el cargo por potencia de generacién. Pagan la mitad del componente
de costo denominado costo de comercializacién fijo CCOF y el resto de los componentes
de costos.

¢) Distribuidores: No pagan los componentes de costo de Abastecimiento, los de Alumbrado
Piblico, ni los costos de comercializacién variable CCOV. Pagan la mitad del
componente de costo denominado CCOF y el resto de los componentes de costos.
Cuando €l uso de la red sea con cardcter de reserva (confiabilidad), el cliente deberd
definir un valor de potencia, el cual estard vigente por periodos anuales. En tal caso, en
la facturacién mensual se tendrd en cuenta la potencia realmente leida, si esta entre el
cincuenta por ciento (50%) y el ciento veinte por ciento (120%) de la definida. En caso
de que la potencia leida sea inferior al cincuenta por ciento (50%) de la potencia definida
se facturard el 50% de dicha potencia definida, y en caso que sea superior al ciento veinte
por ciento (120%) de la potencia definida, se facturara el excedente con un recargo del
cincuenta por ciento (50%).

Articulo 82 Facturacion de Energia:

a) Alosclientes que no se encuentran abastecidos por otro agente: los cargos por energia
de su tarifa se aplicarén multiplicando el consumo medido del cliente en kilovatios -
hora (kWh) por su precio unitario. Estos cargos se aplicaran de acuerdo a lo
establecido y aprobado en los pliegos tarifarios.

b) A los Grandes Clientes que se encueniren abastecidos por un agente diferente de la
empresa distribuidora y que hagan uso de la red de la distribuidora: los cargos por
energia de su tarifa se aplicaran multiplicando el consumo medido en €l punto de
entrega del cliente en kilovatios — hora (kWh) por su precio unitario.

En caso de que la distribuidora haya estimado ¢l consumo del mes, deberé indicarlo en la
factura al cliente. En estos casos, el tratamiento de la factura estimada se seguird el
procedimiento establecido en el Titulo V del RDC, denominado Régimen de Suministro.

Articulo 83 Facturacion de Demanda: De acuerdo al Régimen Tarifario se podrén establecer
tarifas con cargos por demanda a clientes con demandas mayores a quince (15) kW. A los
clientes residenciales no se les aplicara tarifas con cargos por demanda, salvo que los mismos
opten por una a su conveniencia. Se consideran clientes residenciales aquellos que usan la
energia eléctrica para su vivienda exclusivamente.

Demanda de Facturacion para clientes: En las categorias que registran demanda, ya sea en

boras de punta o fuera de punta o méxima, la demanda utilizada para facturar seré la demanda
méxima leida mensual.
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a) A los clientes que no se encuentran abastecidos por ofro agente: los cargos por
potencia de su tarifa se aplicarén multiplicando la demanda méxima leida mensual en
kilovatios (kW) por su precio unitario. En el caso de clientes con tarifas bindmicas
horarias, los cargos por demanda en horas punta se aplicardn a la demanda méxima
leida mensual en horas de punta; y los cargos por demanda en horas fuera de punta,
a la demanda méxima leida mensual en horas fuera de punta.

b) A los Grandes Clientes habilitados en el Mercado Mayorista de Electricidad:

i. Para el cargo por potencia de generacién la demanda a facturar serd la
demanda méxima leida mensual més la porcién que le corresponda por
reserva de confiabilidad y por las pérdidas de potencia de transmision,
calculada utilizando los porcentajes vigentes para cada elemento que haya
establecido el Centro Nacional de Despacho (CND) y aprobado por la ASEP.
Esta demanda en kilovatios (kW) se multiplicara por su precio unitario.

A los Grandes Clientes con tarifas horarias solo se les facturaré el cargo por
potencia de generacion en el periodo de horas de punta y el cargo serd cero en
el periodo fuera de horas de punta. La demanda méxima a facturar seré la leida
més la porcion que le corresponda por reserva de confiabilidad y por las
pérdidas de potencia de transmision.

ii. El resto de los cargos por potencia se aplicardn multiplicando la demanda
méxima leida mensual en kilovatios (kW) por su precio unitario. En ¢l caso
de clientes con tarifas bindmicas horarias, los cargos por demanda en horas
punta se aplicardn a la demanda méxima leida mensual en horas de punta; y
los cargos por demanda en horas fuera de punta, a la demanda méxima leida
mensual en horas fuera de punta.

Artienlo 106 Cargos tarifarios de generacion:
a) Cargo por Potencia de Generacion

El cargo tarifario por potencia de generacién serd el que establezca la ASEP para el periodo
tarifario. Solo se revisard en cada nuevo periodo tarifario de acuerdo a lo que establezca la
ASEP. Esto es tanto el cargo por potencia de los Grandes Clientes que participan en el
Mercado Mayorista de Electricidad, como el cargo por potencia que se defina para el resto
de los clientes.

CPOTGEN),i0 CPOTGENGCy;0 CPOTGENE,, : Cargo tarifario por potencia de generacion
para cada categoria tarifaria i del semestre p. Este cargo corresponde al aprobado en la
estructura tarifaria para el periodo tarifario correspondiente.

Nota. Debe considerarse que el CPOTGEN; seté un cargo aplicado en kW o en kWh
dependiendo de la categoria tarifaria. En el caso que sea energizado parcialmente en la
categoria con medicion bindmica se tienen dos cargos por potencia, uno en kW identificado
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como CPOTGEN,; y otro en kWh identificado como CPOTGENE.. En el caso de las tarifas

mondmicas simples el cargo energizado en kWh serd identificado también como
CPOTGENE;

b) Cargo por Energia de Generacidn

Para calcular la actualizacion de los cargos por energia de generacién se tendrén en cuenta
los dos conceptos mencionados en apartados anteriores. El primero de ellos, con una
denominacién BASE, corresponde a los costos de generacion estimados para el semestre p.
El segundo términe, con una denominacién Correce, corresponde a la correccién que habria
que introducir en el cargo por las diferencias entre los costos de generacion reales y los
ingresos reales (producidos por los cargos base y las ventas reales) en el semesire p-2 y por
las diferencias entre los ingresos permitidos (producidos por los cargos Correcc y las ventas
estimadas) y los ingresos reales (producidos por los cargos Correcc y las ventas reales) en el
semestre p-2. Seguidamente se detallardn las expresiones que seran utilizadas para las
categorias de clientes que poseen medicién con discriminacion horaria y las correspondientes
a las categorias sin esta medicion.

(i)  Para las categorias que posean medicion con discriminacion horaria

(i.I) Cargo por energia en horas de Punta

El cargo tarifario por generacién de energia en horas de punta (P), para cada categoria

" tarifaria i, se calculara como:

CENEGEN}; = CENEGEN;;** + CENEGEN;; ©™*

CENEGEN ’ : Caigo tarifario por energia en horas de punta (P) para cada categoria tarifaria

i que dispongan de medicion con registro de consumo diseriminado por bloques horarios,
calculado para el semestre p.

CENEGEN :;BASE : Cargo Base por energia en horas de punta (P) para cada categoria

tarifaria i que dispongan de medicién con registro de consumo discriminado por blogues
horarios, calculado para el semestre p.

CENEGEN ; ~Come=% . Correccién para cubrir los apartamientos que se produjeron en horas

de Punta entre los costos de generacion reales (asignados a la energia) y los ingresos reales
(producidos por los cargos Base y las ventas reales) y por las diferencias enfre los ingtesos
permitidos (producidos por los cargos Correcc y las ventas estimadas) y los ingresos reales
(producidos por los cargos Correcc y las ventas reales), ambos en el semesire p-2 para cada
categoria tarifaria i.

El primero de los conceptos planteados, se calculard mediante la siguiente expresion:

P-BASE posase , (SMo
CENEGEN,;"™" = CENEGEN, ;" X ( GO PASE )
o
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GMﬁR‘BASE : Porcién de los costos de generacion permitidos a trasladar a los cargos por

energia de las tarifas. Para determinar este valor cada semestre al costo de gemeracién

permitido (CGER'BASE ) se descuentan los ingresos (IPG, ) que producen los cargos por

potencia de generacion y las ventas estimadas del semestre correspondiente. En este elemento
de costos no se toman en cuenta los costos de generacién extraordinarios.

GMgR-BASE - CGgR—BASE - [PGP

El costo de generacién permitido (CG?R“BASE ) involucra los siguientes costos:

1. Costos de compra de potencia:

(L)

(12)

(1.3)

Costos de compra de potencia firme y servicio auxiliar de reserva de
largo plazo. Para determinar este costo se considera lo siguiente: Los
costos correspondientes a la potencia firme contratada por el precio
de 1a potencia establecida en los contratos. Se incluyen los costos de
compra de potencia firme contratada mediante el mecanismo de
concurrencia establecido por la ASEP a Centrales de Generacién
Eléctrica con capacidad de hasta 5,000 kW que se instalen por calidad
del servicio eléctrico. Los costos por reserva de largo plazo
corresponden a la potencia firme contratada como reserva de largo
plazo por el precio de la potencia establecida por la ASEP

Costos o ingresos por compensaciones de potencia: costos o ingresos
por las compensaciones de potencia que se pueden dar diariamente
en la hora de méxima generacién, donde el precio lo determina el
precio de la dltima oferta aceptada, siempre que sea menor que el
precio fijado mediante Resolucién de la ASEP. En caso contrario, el
precio méaximo es el establecido por la Resolucion de la ASEP
vigente para el semestre. En el caso que la empresa resulte vendiendo
y obtenga un ingreso por este concepto deberd restarlo del costo a
trasladar a tarifas.

La potencia asociada a la generacién propia que haya sido
comprometida para los clientes regulados de la distribuidora se
reconoce al costo promedio de la potencia para ese periodo que
resulte de los contratos que provengan de procesos de concurrencia,
en los periodos en que aiin lo permita la regulacion vigente.

2. Costos por compra de energia:

2.0)

Costos de compra de energia asociada a los contratos celebrados
mediante el mecanismo establecido por la ASEP: Costo por la
energia comprada al precio de 1a energja definido en los respectivos
contratos. Se incluyen los costos de compra de energia contratada
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mediante el mecanismo de concurrencia establecido por la ASEP
asociada a Centrales de Generacion Eléctrica con capacidad de hasta
5,000 que se instalen por calidad del servicio eléctrico

Costos o ingresos por compras o ventas de energia en el mercado
ocasional que hayan sido autorizadas por la ASEP: el costo por la
compra de energia en el mercado ocasional se determina aplicando a
la energia comprada horariamente en este mercado el costo marginal
horario que resulta del despacho econdmico real. En el caso que la
empresa resultara vendiendo en este mercado y obtenga un ingreso
por este concepto deberé restarlo del costo a trasladar a tarifas.

La energia asociada a la generacién propia que haya sido
comprometida para los clientes regulados de la distribuidora se
reconoce al costo promedio de la energia para ese periodo que resulte
de los contratos que provengan de procesos de concurencia, en los
periodos en que aiin lo permita la regulacién vigente.

Créditos que resultan a favor de los clientes producto de la aplicacion
del Procedimiento para Autoconsumo con Fuentes Nuevas,
Renovables y Limpias aprobado mediante la Resolucion AN
No.10206-Elec de 11 de julio de 2016. Para la verificacién de este
punto, la empresa distribuidora deberd presentar el detalle de
consumo ¢ inyecciones de los clientes, asi como el célculo de los
costos, considerando:

La energia inyectada hasta el 25% se reconoce al valor del costo
promedio semestral de compra en contratos de energia (kWh) de
la empresa distribuidora, en ¢l semestre que se acumulan los
excedentes, segin lo dispuesto en el Procedimiento para
Autoconsumo con Fuentes Nuevas, Renovables y Limpias.

La energia inyectada superior al 25% no se considerara como costo
de compra de contratos de energia (kWh) de la empresa
distribuidora.

3. Costos del Mercado:

(3.1)

(32)

Costos por servicios auxiliares: los costos que tenga que pagar la
empresa en concepto de servicios auxiliares, seglin sea establecido
por el CND. En €l caso que la empresa resulte recibiendo un ingreso
por cualquiera de este concepto debera restarlo del costo a trasladar
a tarifas.

Costos de fianzas pagadas correspondientes a los contratos de energia
y potencia.
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(3.3)  Costos de Generacion relacionados con el Mercado Regional y a los
de operacion integrada regional.

(34)  Sobrecostos por generacién obligada: los costos que el CND le haya
asignado en concepto de generacion obligada.

R~BASE
)

El costo de generacién permitido (CG, se calcula utilizando €l precio promedio

ponderado monémico del costo de generacién para atender a clientes que no se encuentran
abastecidos por otro agente.

CGER~BAE = Monémico_GP, X VE,

VE,: Ventas pronosticadas de energia durante el semestre p. Es la suma de las ventas de

energia durante €l semestre p a los clientes que no se encuentran abastecidos por otro agente,
incluido el consumo pronosticado de Alumbrado Piblico.

El precio promedio ponderado monémico de generacion permitido (Monémico_GP, )
resulta de la divisién de los costos de generacién pronosticados entre la suma de la energia
comprada (kWh) por la distribuidora ingresada a su red en los nodos de compra o entrega
(contratos mds mercado ocasional), la de generacién propia ingresada y la energia total
inyectada a su red por los clientes en el semestre p, consumo referenciado a los clientes que
10 se encuentran abastecidos por otro agente.

Costos de Compra de Potencia, +
Y, Costos de Compra de Energia, +
Costo del Mercado,

Energia Comprada,

Mom’)mico_GPp =

Dado que el semestre p es future, todos los valores antes mencionados (Costos de generacidn,
energias compradas, generadas y vendidas) son valores pronosticados puros (BASE) sin
correccidén alguna por diferencias de semestres pasados.

IPG, : Valor resultante de estimar los ingresos que obtendria la distribuidora de los clientes
a los cuales la empresa distribuidora le compra su potencia aplicando €l cargo tarifario por
potencia de generacion para cada categoria tarifaria, calculado a partir de las estimaciones de
ventas del semestre p. Esta proyeccion debe reflejar la estructura de mercado por categoria
tarifaria que en promedio se haya dado durante los ltimos doce (12) meses. En el evento que
la distribuidora proyecte alglin cambio importante en dicha estructura de mercado deberd
presentar la debida sustentacion. Este valor se calculard a partir de la expresion siguiente:

Aneiod Pégina 24 de 35 g :
\

v



No. 28633-A

Gaceta Oficial Digital, lunes 15 de octubre de 2018

o 6 E
SN, (cporaENp_i x). DMAXE,,,k,i) n
k-1
IPG, = °
SUM, (cporafmacp,i x) DMAXE,;”:',’“) +
k-1

SUM;(CPOTGENE, ; X VE,;)

6
ZDMAHP 4, - Demanda méxima pronosticada de los clientes a los cuales la empresa
k=1

distribuidora le compra su potencia para el semestre p.

CPOTGENG pﬂsf: Cargo Base por potencia de generacion para Grandes Clientes a los

cuales la empresa distribuidora le compra su potencia calculado para cada categoria tarifaria
i del semestre p-1.

6
ZDMAXEﬁii : Demanda méxima pronosticada de los Grandes Clientes a los cuales la
k=i

empresa distribuidora le compra su potencia para el semestre p. Debe tomar en consideracién
la demanda a facturar que le corresponderia a estos Grandes Clientes.

VE,, : Ventas pronosticadas de energia para cada categoria tarifaria i durante el semestre p.

G,Cff P4 . Valor resultante de estimar los ingresos que obtendria la distribuidora de los

clientes que no se encuentran abastecidos por otro agente-para cubrir los costos de generacion
(asignados a energia) en el semestre p, calculado a partir de las estimaciones de ventas del
semestre p y los cargos BASE del semestre p-1. Esta proyeccion debe reflejar la estructura
de mercado por categoria tarifaria que en promedio se haya dado durante los tltimos doce
(12) meses. En el evento que la distribuidora proyecte algin cambio importante en dicha
estructura de mercado deberd presentar la debida sustentacién. Este valor se calculara a partir
de la expresion siguiente:

Gy P = [SUMgyprorania(CENEGEN; P4 X VEy,; + CENEGENS® P X VE,?)
+ SUMismpnororaria(CENEGEN, 3" X VE, ;)
+ SUM;(+CCONAPSAE X VE, )]

CENEGEN:_'f,.ASE : Cargo Base por energia en punta (P) para cada categoria tarifaria i que
dispongan de medicion con registto de consumo discriminado por blogues horarios,

caleulado en el semestre p-1 con los cargos BASE.

VE; ;: Ventas pronosticadas de energia en la punta (P) para cada categoria tarifaria i que

disponga de medicion con registro de consumo discriminado por bloques horarios durante el
semestre p.
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CENEGE. ﬁf”sg : Cargo Base por energia en las horas Fuera de Punta (FP) para cada
categoria tarifaria i que dispongan de medicién con regisiro de consumo discriminado por
blogues horarios, calculado para el semestre p-1.

VEZ.’: Ventas pronosticadas de energia en las horas fuera de punta (FP) para cada categoria
tarifaria i que disponga de medicién con registro de consumo discriminado por blogues
horarios durante el semestre p.

CENEGE, pfff : Cargo Base por energia para cada categoria tarifaria i que “no” dispongan

de medicion con registro de consumo discriminado por bloque horario, calculado en el
semestre p-1 con los cargos BASE.

CCONA}Z’_’f: Cargo BASE por consumo de alumbrado piiblico para cada categoria
tarifaria i, calculado para el semestre p-1.

VE,, : Ventas pronosticadas de energia para cada categoria tarifaria i durante el semestre p.

La venta pronosticada a utilizar para aplicar al cargo por consumo de alumbrado piblico
incluye la energia de los Grandes Clientes.

Al igual que en casos anteriores, el términe de correceion, resultard de la expresion siguiente:

CR-BASE

G CR-Correc
CENEGEN];“"™ = CENEGEN] < x (—-”—-——-)
f] '] Gp_]_

GM pCR'C”"m : Valor de los apartamientos actualizado con la tasa de descuento “c”. Para el
calenlo de este elemento no se toman en cuenta los costos de generacion extraordinarios. Este

valor resultara de la siguiente expresion:

GMGR-corree = (GR,_,) X (147) + Int,,

6
Int,,= ZAMM x(’/G)
m=]
Inty.2 son los intereses generados dentro del periodo tarifario p-2 ocasionados por el desfase
de dos meses entre el costo estimado y el costo permitido a recuperar en ¢l ajuste mensual
(AM) del cargo variable por combustible.

En caso de que el desfase sea mayor o menor se calculard el interés causado por el niimero
de meses que transcurran hasta que se incorpore su recuperacion.

SUM . pmonsecsCENEGEN 245 x VR ,, + CENEGEN ;55 x VR, )+

GR, , = CGRS., -| SUM 1 pomosonsaus CENEGEN ™% x VR, )+ SUM, (CCONAP™ x VR, , )+ |+ GPR, ,
SUM, (VamCamb‘ XVR,,, )

GR ,_, : Monto necesario para cubrir los apartamientos que se produjeron entre los costos
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de generacitn reales (asignados a la energia) y los ingresos reales (producidos por los cargos
Base y las ventas reales més los ingresos producidos por los cargos por Variacion por
Combustible relacionados a los costos del periodo respectivo por la venta donde fue aplicado,
ya sea en p-2 y p-1 respectivamente) del semestre p-2, y por las diferencias entre los ingresos
permitidos (producidos por los cargos Correce y las ventas estimadas) y los ingresos reales
(producidos por los cargos Correcc y las ventas reales) en el semesire p-2 ambos
referenciados a los clientes que no se encuentran abastecidos por otro agente.

CGR 5_2 : Los costos de generacion permitidos reales a trasladar a las tarifas se determinarén
cada semestre descontando del costo de generacién permitido real (CGR ;) los ingresos

(IPG,_;) que producen los cargos por potencia y las ventas estimadas del semestre

correspondiente. En este elemento de costos no se toman en cuenta los costos de generacién
extraordinarios.

CGR]E—-Z = CGRp—Z - IPGP—Z

El costo de generacién permitido real (CGR, ;) se calcula utilizando €l precio promedio

ponderado mondmico del costo de generacion real para atender a clientes que no se
encuentran abastecidos por otro agente.

CGR, , = Mondomico_GR, ,xVR,

El precio promedio ponderado monémico de generacion real ( Monsmico _GR,_, ) tesulta de

la division de los costos de generacion reales (asignados a energia) entre la suma de la energia
comprada (kWh) por la distribuidora ingresada a su red en los nodos de compra o entrega
(contratos més mercado ocasional), la de generacién propia ingresada y la energia total
inyectada a su red por los clientes en el semestre p-2, consumo referenciado a los clientes
que no se encuentran abastecidos por ofro agente.

Costos de Compra de Potencia,,_, +
Y. Costos de Compra de Energia, , +
Costo del Mercado,_,
Energia Comprada,,_,

Monbmico_GR,_; =

CENEGEN ;_‘ffSE : Cargo Base por energia en punta (P) para cada categoria tarifaria i que

dispongan de medicién con registro de consumo discriminado por bloques horarios,
calculado para el semestre p-2 segim los cargos BASE.

VR 5_2,,. : Ventas Reales de energia en la punta (P) para cada categoria tarifaria i con medicion

horaria durante el semestre p-2.
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CENEGEN -%% . Cargo Base por energia en las horas fuera de punta (FP) para cada

p-2i
categoria tarifaria i que dispongan de medicién con registro de consumo discriminado por
bloques horarios, calculado para el semestre p-2 segin los cargos BASE.

VR Ilf 2, - Ventas Reales de energia en las horas fuera de punta (FP) para cada categoria

tarifaria i con medicién horaria durante el semestre p-2.

CENEGEN f‘_’i": : Cargo Base por energia para cada categoria tarifaria i que “no” dispongan

de medicién con registro de consumo discriminado por blogue horario, calculado para el
semestre p-2 segiin los cargos tarifarios BASE.

VarxComb, : Cargo Variacién por Combustible para cada categoria tarifaria i relacionados a

los costos del semestre p-2.

CCONAP pB_“’i‘f : Cargo BASE por consumo de alumbrado piiblico para cada categoria

tarifaria i, calculado para el semestre p—2.

(13 bl

VR,,;: Ventas Reales de energia para cada categoria tarifaria i que “no” dispongan de

medicion horaria durante el semestre p-2. Las ventas reales a utilizar para aplicar al cargo
por consumo de alumbrado piblico incluyen la energia de los Grandes Clientes.

GPR,_,: Monto necesario para cubrir las diferencias entre los ingresos permitidos

(producidos por los cargos Correcc y las ventas estimadas) y los ingresos reales (producidos
por los cargos Correcc y las ventas reales) en el semestre p-2, ambos referenciados a los
clientes que no se encuentran abastecidos por otro agente. Este valor se calculara a partir de
la siguiente expresion:

GPR

Pt =

SUM -y onsudl CENEGEN -7 X VE? , + CENEGEN ™5™ x VE™, )+
SUM oot CENBGEN T VE, , J+ SUM,(CCONAPST™ X VE,, )

-2

SUM s sorous CENEGEN £ X VR? , + CENEGEN ;5™ xVRF, }+
SUM - sovoronsa CENEGEN 5 VR, }+SUM,{CCONAPT™ xR, )

p-2,j

CENEGEN ;:2(‘:?"“ : Cargo Correc por encrgia en punta para cada categoria tarifaria i que

dispongan de medicién con registro de consumo discriminado por blogues horarios,
calculado en el semestre p-2.

CENEGEN gf 2™ : Cargo Correc por energia en horas fuera de punta para cada categoria
tarifaria 1 que dispongan de medicion con registro de consumo discriminado por blogues

horarios, calculado en el semestre p-2.
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CENEGEN gf;’j": Cargo Correc por energia para cada categorfa tarifaria i que “no”

dispongan de medicién con registro de consumo discriminado por bloque horario, calculado
para ¢l semestre p-2.

CCONAPﬁ"Zf”: Cargo Correc por consumo de alumbrado plblico para cada categoria

tarifaria i para el semestre p-2.

IPG,_,: Ingresos reales producidos por los cargos tarifarios por potencia de generacién para

cada categoria tarifaria, calculado a partir de las ventas reales del semestre p-2. Este valor se
calcularé a partir de la expresion siguiente:

o 6 -
SUM; (CPOTGENP_Z,E x z DMAXI,_W) ¥
k-1

IPG, = c
SUM, | CPOTGENGC, o, X ZDMAX;EEW +
k-1

SUMy(CPOTGENE, ;X VR, ;)

(i.2) Cargo por energia en horas Fuera de Punta

El célculo del cargo tarifario por generacién de energia en horas Fuera de Punta, para cada
categoria i, se efectiia de manera similar al detallado en el apartado anterior, de la suma de
los cargos BASE y su correccién, asi:

CENEGEN,; = CENEGEN,; ™" + CENEGEN,; ™"

CENEGEN 55 : Cargo tarifario por energia en las horas Fuera de Punta para cada categoria

tarifaria i que dispongan de medicién con registro de consumo discriminado por blogues
horarios, calculado para el semestre p.

CENEGEN ﬁf; ~B4 . Cargo Base por energia en las horas Fuera de Punta para cada categoria

tarifaria i que dispongan de medicion con registro de consumo discriminado por blogues
horarios, calculado para el semestre p.

CENEGEN ;?: ~Coeee . Correccion para cubrir los apartamientos que se produjeron en horas

Fuera de Punta entre los costos de generacion reales y los ingresos reales (producidos por los
cargos Base y las ventas reales) y por las diferencias entre los ingresos permitidos
(producidos por los cargos Correcc y las ventas estimadas) y los ingresos reales (producidos
por los cargos Correcc v las ventas reales), ambos en el semestre p-2 para cada categoria
tarifaria i.

El primero de los conceptos planteados, se calculard mediante la siguiente expresion:

Anexo 4 Pégina 29 de 35

54



No. 28633-A

Gaceta Oficial Digital, lunes 15 de octubre de 2018

gR—BASE

FP-BASE _ FP-BASE

CENEGENp‘i = CENEGENP_IJ X (W)
p-—

El término de correccion en el cargo tarifario por energia, resultard de la siguiente expresion:

G MCR—(.’orrec
. s p
CENEGEN,; ™ = CENEGEN, 7 X (————GCR_B o )

-1

(i) Para las categorias que no posean medicidn con discriminacion horaria

Siguiendo la misma secuencia de célculos que los efectuados anteriormente para los cargos
por encrgia, donde se determinaron los valores base y las correcciones correspondientes, en
este caso se utilizan las siguientes expresiones:

CENEGEN,; = CENEGENESS® + CENEGENST™

CENEGEN :Cargo tarifario por energia para cada categoria tarifaria i que “no” dispongan

de medicion con registro de consumo discriminado por bloque horario, caleulado para el
semestre p.

CENEGEN ffSE : Cargo Base por energia para cada categoria tarifaria i que “no” dispongan

de medicién con registro de consumo discriminado por bloque horario, calculado para el
semesire p.

Correce | Y . . i
CENEGEN ,;™" : Comeccién para cubrir los apartamientos que se produjeron entre los

costos de generaci6n reales y los ingresos reales (producidos por los cargos Base y las ventas
reales) y por las diferencias entre los ingresos permitidos (producidos por los cargos Correcc
y las ventas estimadas) v los ingresos reales (producidos por los cargos Correcc y las ventas
reales), ambos en el semestre p-2 para cada categoria tarifaria i que “no” dispongan de
medicién con registro de consumo discriminado por blogue horario.

CR-BASE
CENEGEN;?*® = CENEGEN,"3: X( Gcz;a—BASE )
p-1

G MCR-—C orrec
CENEGENCS™ = CENEGENEAE x (——Gé’gl_mss )
o

¢) Cargo de Generacién Extraordinario

Para calcular la actualizacion de los cargos de generacion extraordinarios se tendrén en
cuenta los dos conceptos mencionados en apartados anteriores. El primero de ellos, con una
denominacién BASE, corresponde a los costos estimados para el semestre p. El segundo
término, con una denominacion Correcc, corresponde a la correccién que habria que
introducir en el cargo por las diferencias entre los costos reales y los ingresos reales
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(producidos por los cargos base y las ventas reales) en el semestre p-2 y por las diferencias
entre los ingresos permitidos (producidos por los cargos Correcc y las ventas estimadas) y
los ingresos reales (producidos por los cargos Correcc y las ventas reales) en el semestre p-
2. Seguidamente se detallarén las expresiones que serdn utilizadas para las categorias de
clientes que poseen medicién con discriminacion horaria y las correspondientes a las
categorias sin esta medicion.

El cargo tarifario de generacion extraordinario, para cada categoria tarifaria i, se calculara
COmo:

CENEGENEX, ; = CENEGENEX;?*" + CENEGENXE5 ™"

CENEGENEX,; : Cargo tarifario de generacién exiraordinario para cada categorfa tarifaria
1, calculado para el semestre p.

CENEGEN EX;?SE : Cargo Base de generacion extraordinario para cada categoria tarifaria i,
calculado para el semestre p.

CENEGENEX™* : Correccion para cubrir los apartamientos que se produjeron entre los

costos de generacion exiraordinarios reales y los ingresos reales (producidos por los cargos
Base y las ventas reales), y por las diferencias entre los ingresos permitidos (producidos por
los cargos Correcc y las ventas estimadas) y los ingresos reales (producidos por los cargos
Correcc y las ventas reales) en el semestre p-2 para cada categoria tarifaria i.

El primero de los conceptos planteados, se calcularé mediante la siguiente expresion:

CR-BASE
BASE _ BASE .
CENEGENEX,;™ = CENEGENEXp_l,i X ( GE;‘EIBASE )

El costo de generacion extraordinario (CGEZ"4¥) involucra los siguientes costos:

1. Costos de compra de potencia que ASEP determine que estén
especificamente relacionados con la mitigacion del riesgo de
racionamiento: costos correspondientes a la potencia firme contratada por
el precio de la potencia establecida en los contratos que ASEP determine
que estdn especificamente relacionados con la mitigacion del riesgo de
racionamiento.

2. Costos de autoabastecimiento: Costos autorizados por la ASEP
relacionados a la energia abastecida por las plantas eléctricas de
emergencia de propiedad de los clientes en periodos de Alerta por
Racionamiento declarados por €l CND.

3. Sobrecostos ocasionados por incrementos en los precios de contratos de
generacion que son resultado de arbitrajes.
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4. Sobrecostos ocasionados por sobre contratacion de potencia y energia, que
ASEP determine en funcién de la informacion que presente la empresa
distribuidora.
CR-BASE i ' " o
GE,; ;™" : Valor resultante de estimar los ingresos que obtendria Ia distribuidora de los

clientes que no se encuentran abastecidos por otro agente-para cubrir los costos de generacién
exiraordinarios en el semestre p, calculado a partir de las estimaciones de ventas del semestre
p ¥ los cargos BASE del semestre p-1.

GES® 4 = SUM,(CENEGENX2AE X VE,)

CENEGEN Engff : Cargo Base de generacién extraordinario para cada categoria tarifaria i,

calculado para el semestre p-1.

VE,,: Ventas pronosticadas de energia para cada categoria tarifaria i durante el semestre p.

Al igual que en casos anteriores, el términe de correccitn, resultara de la expresion siguiente:

C CR-Correc
Correc _ B pi
CENEGENEXC™ = CENEGENEXZ% X (W)
Ve
CGEgs“"™: Valor de los apartamientos actualizado con la tasa de descuento “”. Este
valor resultara de la siguiente expresion:

CGESR-Commee = (CE, ;) X (147)

CE,_,: Monto necesario para cubrir los apartamientos que se produjeron entre los costos de
generacién extraordinarios reales y los ingresos reales (producidos por los cargos Base y las
ventas reales) y por las diferencias entre los ingresos permitidos (producidos por los cargos
Correcc y las ventas estimadas) y los ingresos reales (producidos por los cargos Correcc y
las ventas reales) en el semestre p-2.

CEy-, = CEy_, — [SUM;(CENEGENEX7"3% X VRy ;)] + CEPy_s

'« Eg—zi Costos de generacién extraordinarios reales del semestre p-2, a trasladar a tarifas.

CENEGEN EXff{Ei: Cargo Base de generacion extraordinario para cada categoria tarifaria i,
calculado para el semestre p-2.

VR,_5;: Ventas Reales de energia para cada categoria tarifaria i durante el semestre p-2.

CEP,_5: Monto necesario para cubrir las diferencias entre los ingresos permitidos

(producidos por los cargos Correcc y las ventas estimadas) y los ingresos reales (producidos
por los cargos Correcc y las ventas reales) en el semestre p-2, ambos referenciados a los
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clientes que no se encuentran abastecidos por otro agente. Este valor se calculard a partir de
la siguiente expresion:

CEP;_4 = |SUM;(CENEGENEXS"T" X VE, 5;)| - [SUM;(CENEGENEXSSTE® X VR, 5]

CENEGENEXg?_ZE“: Cargo Correc de generacion exiraordinario para cada categoria

tarifaria i, calculado para el semesire p-2.

Articulo 107 Costo total del mercado mayorista:

Para calcular la actualizacién del valor permitido a recuperar por la distribuidora de los
clientes que no se encuentran abastecidos por otro agente (GMT MfR ), con la finalidad de

cubrir los costos de generacién (potencia y energia y demés costos del mercado mayorista,
sin incorporar los costos de generacién extraordinarios) y los costos del sistema de transporte
(incluyendo pérdidas en transmisidn) pronosticados para el semestre p, se tendrén en cuenta
los correspondientes valores BASE y las correcciones necesarias para compensar las
desviaciones producidas en el semestre p-2, asi:

GMTMER - GMTM;’R—BASE + GMTM;‘R—Carrecc

El caleulo de los valores BASE, se efectiia mediante 1a siguiente expresion:
R-BASE _ CR-BASE CR-BASE CR-BASE
GMTM[f =GM,™ +TM, ™" +PIM,

GMT, MER_BASE: Valor permitido a recuperar por la distribuidora de los clientes que no se

encuentran abastecidos por ofro agente para cubrir los costos de generacién (potencia y
energia y demés costos del mercado mayorista, sin incorporar los cosios de generacibn
extraordinarios) v costos del sistema de transporte (incluyendo pérdidas en transmision)
pronosticados en el semestre p.

El célculo de la correccién necesaria para compensar los apartamientos producidos en el
semestre p-2 se calcula de la siguiente manera:

'R-Correce _ 'R-Correcc 'R-Correce CR-Correce
GMIM, ™ = GM,,* ™ +TM, ™ + PIM,

GMT. pR'C””m: Correccidn para cubrir los apartamientos que se produjeron entre los costos

de generacién (potencia y energia y demds costos del mercado mayorista) y costos del
sistema de transporte (incluyendo pérdidas en transmision), y los ingresos reales (producidos
por los cargos Base y las ventas reales) y por las diferencias entre los ingresos permitidos
(producidos por los cargos Correcc y las ventas estimadas) y los ingresos reales (producidos
por los cargos Correcc y las ventas reales), ambos en el semestre p-2 para cada categoria
tarifaria. Esta correccion no incluye lo coirespondiente a los costos de generacién
extraordinarios.
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Los ingresos reales de generacion a utilizar, son los que no incluyen los ingresos producto de
los cargos por variacién de combustible.

El célculo de la actualizacion del valor que se recuperaria con los cargos de p-1
correspondientes a los costos BASE de generacion, costos del sistema de transporte y
pérdidas de transmision (GMrf_‘g;W), aplicados a las ventas a los clientes que no se

encuentran abastecidos por otro agente para el semestre p, se efectia de acuerdo a la siguiente
expresion:

~BASE CR- - -BASE
GMT™% = GEHE L T3PS 4+ PO

. SEMODIFICA EL SIGUIENTE ARTICULO DEL TITULO V DEL
REGLAMENTO DE DISTRIBUCION Y COMERCIALIZACION,
DENOMINADO “REGIMEN DE SUMINISTRO”

Articulo 40  Las facturas deberén contar como minimo con la siguiente informacion:

a) Variables de consumo (energia/demanda —facturada y leida- en punta y/o fuera de punta
seglin corresponda).

(i) Para los Grandes Clientes también se debe presentar ademés del detalle de la
demanda leida en su punto de entrega, la reserva de confiabilidad asignada y las
pérdidas en potencia asignadas, para su clara identificacién.

b) Valores de energia reactiva y factor de potencia asociado al consumo en el caso que
corresponda.

c) Intereses y monto final correspondiente.
d) Teléfono de atencion Comercial y de Emergencias.
€) Lugares de pago.

f) Datos de la ASEP, con un texto que indique la posibilidad de realizar denuncias ante la
ASEP.

g) Tarifa aplicada.

h) Detalle del calcule de facturacion (cargo fijo, cargo variable, subsidios, ajustes, porcion
correspondiente a distribucion, transmision y generacion).

i) Tipo de lectura (real/estimada).
j) Lectura anterior y actual del medidor

k) Periodo de lectura y cantidad de dias facturados

Anexo 4 Pégina 34 de 35

&



No. 28633-A

Gaceta Oficial Digital, lunes 15 de octubre de 2018 60

1) Saldo adeudado a 30 dias
m) Saldo adeudado a 60 dias

n) Historial de consumo (kWh) y demanda leida (kW) mensual (datos) de los Gitimos 12
TesEs.

o) Cargos por conexion y reconexion por motivos de suspension del servicio
p) Reducciones Tarifarias.

q) Estadisticas de interrupciones del servicio eléctrico para cada cliente de que fue objeto
en el periodo de facturacion anterior.

1) Fecha y bora de la demanda méxima del periodo de facturacion en los casos en que el
medidor pueda suministrar esta informacion.

s) Detalles del depdsito de garantia
t) Fecha de vencimiento de la factura

u) Historial de pago de los tiltimos tres meses (fecha y monto pagado).

£ presente Documento s il coia de st Orgina Segin
Conta en os archivos centraizados de a Autoridad
Nacional de los Servicios Piclicos.

Dadoalos. 7 _dias o otlite e 10

UTORIZADA
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